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1 EINLEITUNG UND ZIELSETZUNG 

Der energie- und umweltpolitisch auf nationaler wie auf europäischer Ebene angestrebte starke 

Ausbau der erneuerbaren Energien erfordert in allen Sektoren des Energiesystems einen Struk-

turwandel, der noch nicht ausreichend analysiert und konkretisiert ist. Die Integration großer 

Anteile dargebotsabhängiger, räumlich und zeitlich fluktuierender Energiequellen wird zuneh-

mend zur Herausforderung für die Energiewirtschaft, auch aus technischer Sicht. Um fluktuie-

rende erneuerbare Energien in das Versorgungssystem integrieren und gleichzeitig eine gleich-

bleibende Versorgungssicherheit gewährleisten zu können, sind weitgehende Anpassungen und 

Ergänzungen der bestehenden Infrastrukturen erforder lich. Hierbei sind unterschiedliche tech-

nische und strukturelle Entwicklungspfade auf der Seite der Energiebereitstellung sowie bei den 

Verbrauchern in der Zukunft vorstellbar und im Bereich des Möglichen. Die weitgehende Elekt-

rifizierung der Sektoren Wärme und Verkehr bei gleichzeitiger Umstellung der Stromerzeugung 

auf große Anteile an Wind- und Sonnenenergie wird dabei als eine grundsätzlich vielverspre-

chende Strategie für die Energiewende diskutiert, die in letzter Konsequenz aber enorme Anfor-

derungen an den Ausbau und den kosteneffizienten Betrieb des Stromsystems stellt. 

Zeitlich und räumlich aufgelöste Simulationen der Stromversorgung zeigen die langfristig wich-

tige Rolle von Stromnetzen und Energiespeichern. Große Potenziale hat hierbei die Einbezie-

hung der europäischen Märkte und Energiequellen über einen weiträumigen Stromtransport . In 

verschiedenen Studien sind bereits szenariobasierte und modellgestützte Analysen ausgewähl-

ter Versorgungssituationen zu finden. Aufgrund der Komplexität der Modellierungsaufgabe und 

der hohen Sensitivität der Ergebnisse gegenüber einer Vielzahl von Annahmen besteht aber wei-

terhin ein großer Bedarf, mögliche mittel - bis langfristige Entwicklungspfade des deutschen 

Energiesystems im europäischen Stromverbund zu untersuchen und die Modelle hierzu weiter-

zuentwickeln. Dies gilt vor allem für die Untersuchung zukünftiger Versorgungssituationen bei 

hohen Anteilen fluktuierender erneuerbarer Energien, des Einflusses von Annahmen zum zu-

künftigen Netzausbau auf die Simulationsergebnisse und wesentlicher Aspekte der Versor-

gungssicherheit und Marktintegration. Auch mögliche Wechselwirkungen zwischen großräumi-

gem Stromtransport in Europa (z.B. aus Wind-/Wasserkraft  in Nordeuropa oder Sonnenenergie 

in Südeuropa/Nordafrika) und der Nutzung von Energiespeichern und anderen Lastaus-

gleichsoptionen durch Last- und Erzeugungsmanagement wurden bisher noch nicht ausreichend 

untersucht. Die Beurteilung der Versorgungssicherheit verlangt zudem die Analyse relevanter 

netzseitiger Aspekte wie Spannungs- und Frequenzhaltung im System. Vertiefende Untersu-

chungen zur Integration erneuerbarer Energien in die Stromnetze sind dabei sowohl auf der 

Ebene des Übertragungsnetzes (Hoch-/Höchstspannung) als auch unter Einbeziehung der Rest-

riktionen des Verteilnetzes erforderlich. Da die fluktuierende Wind- und PV-Erzeugung wie auch 

Lastausgleichsoptionen zu einem Großteil im Mittel- oder Niederspannungsnetz angeschlossen 

sind bzw. sein werden, sind begrenzende oder mit einer zentralen Optimierungsstrategie kon-

kurrierende Aspekte auf Verteilnetzebene in der Untersuchung volkswirtschaftlich kosteneffizi-

enter Infrastrukturentwicklungen zu berücksichtigen. 
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In diesem Kontext hatte das Projekt INTEEVER das übergeordnete Ziel, die Rolle von Struktur-

optionen1 im zukünftigen Energiesystem auf regionaler, nationaler und europäischer Ebene 

mithilfe eines integrativen Ansatzes zu untersuchen. Die Analysen erfolgten schwerpunktmäßig 

im Hinblick auf die Rolle von Energiespeichern, Stromnetzen sowie Last- und Erzeugungsma-

nagement bei hohen Anteilen erneuerbarer Energien in der Stromerzeugung. Neue Verbraucher 

wie Elektro- und Wasserstofffahrzeuge, Wärmepumpen und Elektroheizer zur Überschuss-

stromnutzung sowie flexibilisierte, steuerbare zentrale und dezentrale KWK-Anlagen sind in 

dieser Untersuchung mit berücksichtigt. Eine wesentliche Grundlage für die Untersuchungen 

sind Langfristszenarien der Energieversorgung, die weitgehend basierend auf existierenden 

Studien als konsistente Eingangsdaten in den eingesetzten Modellen abgebildet wurden. Mit 

zeitlich und räumlich aufgelösten Modellierungen der zukünftigen Stromversorgung wurden die 

Perspektiven und Kosten der Infrastrukturoptionen anhand von volkswirtschaftlich kostenmi-

nimierten Szenarien untersucht und bewertet. Methodischer Kern ist hier der Austausch von 

Daten zwischen einem knotenscharfen Transportnetzmodell und einem linearen Bottom-Up-

Energiesystemmodell. Für ein ausgewähltes Szenario wurden auf der Ebene der Verteilnetzmo-

dellierung die Wechselwirkung des Speichereinsatzes mit anderen Flexibilitätsoptionen und 

resultierende Effekte auf die Spannungshaltung untersucht. Ein weiteres Projektziel war die 

Untersuchung der ökonomischen Perspektiven einer ausgewählten Flexibilitätsoption mit einem 

agentenbasierten Simulationsmodell. Die Ergebnisse der Strommarktmodellierung zeigen die 

Auswirkungen unterschiedlicher Speichereinsatzstrategien auf die Strompreise, die Marktwerte 

der Erneuerbaren sowie die Systemkosten der Stromerzeugung. Im Ergebnis wurden aus den 

unterschiedlichen Betrachtungsperspektiven ȵGesamtsystemȰ, ȵTransportnetzȰ, ȵVerteilnetzȰ 

und ȵAkteure ÉÎ ÄÅÒ %ÎÅÒÇÉÅ×ÉÒÔÓÃÈÁÆÔȰ Aussagen zu den methodischen Randbedingungen ent-

sprechender Modell- bzw. Methodenkopplungen sowie inhaltlich zur zukünftigen Rolle von Fle-

xibilitätsoptionen wie Stromspeicher abgeleitet. 

                                                             

1 Im Folgenden auch alÓ ȵ,ÁÓÔÁÕÓÇÌÅÉÃÈÓÏÐÔÉÏÎÅÎȰ ÏÄÅÒ ȵ&ÌÅØÉÂÉÌÉÔßÔÓÏÐÔÉÏÎÅÎȰ ÂÅÚÅÉÃÈÎÅÔȢ 
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2 ÜBERSICHT ZUR METHODISCHEN VORGEHENSWEISE 

Die Verbundpartner DLR, IFK und IEE bündeln für das Vorhaben ihre Expertisen in den Berei-

chen der Szenarioanalysen und der Modellierung von Stromversorgungssystemen. Im Vorhaben 

wurden hinsichtlich Perspektive und Bilanzraum unterschiedliche modellgestützte Systembe-

trachtungen durchgeführt, die in konsistenter Weise erfolgen. Hierzu wurden vorab einheitliche 

Annahmen, wie beispielsweise zu einzelnen techno-ökonomischen Entwicklungspfaden, für die 

Analysen festgelegt. Darüber hinaus wurde wie nachfolgend beschrieben eine gemeinsame Vor-

gehensweise der Modellierungen erarbeitet und Schnittstellen für den Datenaustausch definiert. 

2.1 GENERELLE METHODIK DER SZENARIOBASIERTEN ANALYSE 

Zur Analyse zukünftiger Versorgungssituationen im deutschen und europäischen Energiever-

sorgungssystem werden zunächst Szenarien entwickelt , welche die Energienachfragen und die 

Erzeugungsstrukturen und hierbei insbesondere die Nennleistung2 und Verteilung der Techno-

logien des Kraftwerksparks vorgeben. Diese Informationen gehen zusammen mit Annahmen des 

zukünftigen Energiebedarfs im Strom-, Wärme- und Transportsektor als Eingangsdaten in die 

Modellierung ein. Deren Ziel ist die Ermittlung der benötigten Technologien zum Ausbalancieren 

von Nachfrage und Erzeugung in einem Energiesystem, das auf hohen Anteilen fluktuierender 

Stromerzeugung basiert. Da zur Bereitstellung der hier benötigten Systemflexibilität eine Viel-

zahl an technologischen Optionen in Frage kommt, werden diese Technologien1 mittels einer 

modellbasierten Ausbauplanung in Konkurrenz zueinander gesetzt. 

Ein wesentlicher Aspekt ist hierbei der Netzausbau, der die Höhe des möglichen Stromtrans-

ports innerhalb eines Verbundnetzes bedingt. Dieser steht als technologische Option zur räumli-

chen Verschiebung von Erzeugungsleistung (räumliche Lastausgleichsoption) in Konkurrenz zu 

zeitlichen Lastausgleichsoptionen, die im Wesentlichen durch unterschiedliche Formen der 

Speicherung von Energie oder Lastmanagement (Demand Side Management, DSM) repräsentiert 

werden. 

In Anlehnung an [1]  und [4]  wird eine Methodik angewendet, die auf der Kombination einer 

Strommarktmodellierung mit  Leistungsflusssimulationen basiert. Die für die Strommarktmodel-

lierung durchzuführende multiregionale Kraftwerkseinsatzoptimierung wird dabei einerseits 

ergänzt durch die Kopplung des Stromsektors an den Wärme- und Verkehrssektor und anderer-

seits durch eine zusätzliche Ausbauplanung für Lastausgleichsoptionen. Diese Vorgehensweise 

ermöglicht die Ermittlung von Szenarien des zukünftigen Netz- und Speicherausbaus aus einer 

makroökonomischen Perspektive. Eine Übersicht der hier eingesetzten, grundsätzlichen Vorge-

hensweise ist in Abbildung 1 aufgezeigt. Die Modellierung unterteilt sich dabei in die vier Unter-

suchungsschwerpunkte  Kraftwerksausbauplanung (A), Kraftwerkseinsatz und Ausbauplanung 

von Lastausgleichsoptionen (B), Leistungsflusssimulation (C) und agentenbasierte Simulation 

des Speichereinsatzes im Strommarkt (D).  

                                                             

2 ÉÍ &ÏÌÇÅÎÄÅÎ ÁÕÃÈ ÁÌÓ ȵ%ÒÚÅÕÇÕÎÇÓËÁÐÁÚÉÔßÔȰ ÂÅÚÅÉÃÈÎÅÔ 
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Abbildung 1: Generelle Methodik  und Untersuchungsschwe rpunkte  

Letztere ergänzt die Bewertung der Lastausgleichsoptionen um eine mikroökonomische Per-

spektive mit Fokus auf unterschiedliche Betriebsstrategien sowie die Wirtschaftlichkeit  von 

Stromspeichern. Damit wird der Tatsache Rechnung getragen, dass der Kraftwerkseinsatz und 

die sich aus der Ausbauplanung ergebenden Investitionen von verschiedenen Akteuren getätigt 

werden müssen. Um bewerten zu können, inwieweit sich dies vom optimierten Einsatz unter-

scheidet und unter verschiedenen Rahmenbedingungen wirtschaftlich darstellbar ist, liefert die 

agentenbasierte Simulation eine beispielhafte Analyse hinsichtlich des deutschen Strommarkts. 

Die resultierende Methodik adressiert vornehmlich den makro- bzw. überregionalen Bedarf an 

Lastausgleichsoptionen innerhalb von Verbundnetzen. Dies impliziert in der Regel einen be-

darfsgerechten Netzausbau auf mikro regionaler Ebene im Verteilnetz. Um die diesbezüglichen 

Wechselwirkungen und möglichen Kosten ebenfalls berücksichtigen zu können, erfolgt ergän-

zend die Untersuchung von Versorgungssituationen in exemplarischen Verteilnetzen als zusätz-

liche räumliche Perspektive mittels des Modells pandapowerPro. Neben den zwei ökonomischen 

Perspektiven ergeben sich somit, wie in Abbildung 2 aufgezeigt, unterschiedliche räumliche Be-

wertungsperspektiven  für Lastausgleichsoptionen, die miteinander interagieren. 

 

Abbildung 2: Bewertungsperspektiven  
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Je nach Untersuchungsschwerpunkt kommen methodisch unterschiedliche Modellierungsin-

strumente zum Einsatz. Dies sind die Modelle REMix und POSIM mit nationalem und europäi-

schem Betrachtungsraum, AMIRIS mit Blick auf den Strommarkt in Deutschland und das Modell 

pandapowerPro zur Simulation von einzelnen Verteilnetzen. Welche Bewertungsperspektiven 

bzw. Untersuchungsschwerpunkte jeweils von den genannten Modellen abgedeckt werden, ist in 

Tabelle 1 dargestellt. 

Tabelle 1: Untersuchungsschwerpunkte und ökonomische und räumliche Bewertungsperspekt iven der ei n-
gesetzten Modelle  

 Makroökonomisches Idealsystem Mikroökonomi-
sches Akteurs-

verhalten 

 Optimierung Kraft-
werkseinsatz 

Ausbauplanung Leistungsfluss-
simulation 

Agentenbasierte 
Simulation 

Verbundnetz REMix REMix POSIM  
Deutschland REMix REMix POSIM AMIRIS 

Verteilnetz  pandapowerPro pandapowerPro  

 

 DEFINITION VON MODELLREGIONEN 2.1.1

Die in Abbildung 3 gezeigte Darstellung bildet das gesamte geografische Untersuchungsgebiet 

und in dieser Form auch das Referenz-Regionenmodell3 im Projekt INTEEVER ab. Dieses um-

fasst die Länder der Europäischen Union (EU-27), sowie die Balkanstaaten und die nördlichsten 

,ßÎÄÅÒ !ÆÒÉËÁÓȢ &İÒ ×ÅÉÔÅÒÆİÈÒÅÎÄÅ !ÎÁÌÙÓÅÎȟ ÄÉÅ ÁÕÆ ÄÉÅ "Å×ÅÒÔÕÎÇÓÐÅÒÓÐÅËÔÉÖÅ ȵ$ÅÕÔÓÃÈÌÁÎÄȰ 

abzielen, ist Deutschland im Modell REMix in Anlehnung an [2]  in 20 Regionen unterteilt. Aller-

dings sind diese Regionen so abgrenzt, dass sie für eine einfache Verarbeitung statistischer Da-

ten aggregierten Landkreisen entsprechen.  

Da die beteiligten Modelle unterschiedliche räumliche Bewertungsperspektiven einnehmen, 

müssen Daten, die zwischen den Modellen ausgetauscht werden, hinsichtlich ihrer räumlichen 

Auflösung aneinander angepasst werden. So ist beispielsweise in POSIM auf der einen Seite die 

räumliche Auflösung aufgrund der knotenscharfen4 Modellierung wesentlich höher als in REMix. 

Auf der anderen Seite wird hier nur das europäische Festland im Modell berücksichtigt. Ferner 

unterscheiden sich sowohl die zeitlichen Charakteristika der Daten als auch die sektorale Abde-

ckung in den Modellen. Die Überführung der unterschiedlichen Datenformate ist daher ein we-

sentlicher Bestandteil der Modellkopplung. 

                                                             

3 Ein Referenz-Regionenmodell+ basiert auf dem definierten Regionenmodell erweitert um einen Modell-
knoten für ein exemplarisches Verteilnetzgebiet. 

4 Als Knoten (Knotenpunkte in einem Netzwerk) werden im Folgenden die Standorte von Umspannwer-
ken im Hoch- und Höchstspannungsnetz bezeichnet. Dies stellt einen Unterschied zur räumlichen Abstrak-
tion in der Energiesystemmodellierung dar, die sich auf Regionen, also Flächen bezieht. 
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Abbildung 3: Geografisches Untersuchungsgebiet und räumliche Auflösung der  Energiesystemmodellierung  

 FORSCHUNGSFRAGEN 2.1.2

Mit dem Vorhabenziel der weitergehenden Analyse der Rolle von Lastausgleichsoptionen (im 

Folgenden auch mit LAO abgekürzt) im zukünftigen Energiesystem sind die Tabelle 2 genannten 

Forschungsfragen verbunden. Zu deren Beantwortung werden verschiedene Indikatoren heran-

gezogen, die sich aus den Ergebnissen der Anwendung der vorgestellten Modelle ergeben. Diese 

werden im weiteren Projektverlauf zur Darstellung der Ergebnisse verwendet. In Tabelle 2 sind 

die Forschungsfragen den jeweils berechneten Indikatoren zugeordnet.  

Tabelle 2: Zuordnung  der Forschungsfragen zu Indikatoren  

Forschungsfrage Indikator (Modell) 

1. Welches Einsatzpotenzial haben unterschiedliche 
Lastausgleichsoptionen für eine kostenminimierte 
Stromversorgung in Deutschland & Europa?  

¶ Vergleich der Zubauleistung und Volllaststunden von 
LAO für verschiedene Szenarien 

2. Welchen Einfluss hat dabei die Methodik der Abbil-
dung von netzseitigen Aspekten auf die Ergebnisse 
der Stromsystemmodellierung? 

¶ Vergleich unterschiedlicher Modellierungsansätze zur 
Bestimmung von Leistungsflüssen im Energiesystemmo-
dell 

3. Welche Rolle haben insbesondere Kurzfr ist-
Stromspeicher zur Restlastdeckung? 

¶ Zubauleistung und Volllaststunden von Speichern makro- 
und mikroregional 

4. Welche Rolle und welche ökonomischen Perspekti-
ven haben flexible fossile Kraftwerke zur Restlastde-
ckung? 

¶ Zubauleistung von Gaskraftwerk en, Auslastung der kon-
ventionellen Kraftwerke 

5. Was könnte ein plausibles Netzausbauszenario für 
ein zielkonformes Szenario in Deutschland sein und 
in welcher Größenordnung liegen die Investitionen 
hierfür? 

¶ Vergleich von Zubau der Übertragungskapazitäten, System-
kosten und CO2-Emissionen für unterschiedliche Szenarien 

¶ Ermittlung stromübertragungsstrecken-spezifischer 
Netzausbaukosten 

6. Welche netzseitigen Restriktionen und Auswirkungen 
der Transformation der Stromerzeugung sind zu er-
warten und welche Gegenmaßnahmen existieren? 

¶ Ermittlung von PTDF-Matrizen und Übertragungskapazi-
täten für unterschiedliche Netznutzungsfälle 
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Forschungsfrage Indikator (Modell) 

7. Welche vereinfachenden Netzbeschränkungen auf 
Verteilnetzebene können für eine übergeordnete 
Markt- und Systemsimulation abgeleitet werden? 

¶ Netzausbaukosten im Verteilnetz 
¶ Durch dezentrale Stromerzeugung bedingte Mindest-

Zubauleistung von Speichern zur Spannungshaltung im 
Verteilnetz 

8. Welche Betriebsstrategien der relevanten Akteure 
(z.B. Speicherbetreiber) sind je nach Rahmenbedin-
gungen (Märkte, Förderinstrumente, Kraftwerks-
park) zu erwarten? Wie wirkt sich dies auf das 
Stromsystem aus? 

¶ Einsatzverhalten von Speichern unter verschiedenen 
Betriebsstrategien 

¶ Strompreise 
¶ Förderkosten und Erlöse unterschiedlicher Geschäftsmo-

delle für den Speichereinsatz 

 

2.2 BEWERTUNGSINDIKATOREN AUF SYSTEMEBENE 

Für die modellgestützte Bewertung von Lastausgleich und Versorgungssicherheit im Stromsys-

tem werden im Vorhaben INTEEVER unterschiedliche Szenarien und Szenarienvarianten be-

rechnet und miteinander verglichen. Die Ermittlung der hierfür relevanten Indikatoren wird  im 

Folgenden genauer dargestellt. 

 AUSBAU UND AUSLASTUNG VON LEISTUNGSKAPAZITÄTEN 2.2.1

Im Zentrum der Analysen steht die Modellierung der zukünftigen Stromversorgung in Deutsch-

land und Europa mit dem Stromsystemmodell REMix des DLR. Mit der Modellierung wird das 

Wechselspiel zwischen einerseits der Stromnachfrage durch unterschiedliche Verbraucher und 

andererseits der Stromerzeugung aus fluktuierenden Energiequellen wie Windkraft und Son-

nenenergie untersucht. Wesentliche Ergebnisparameter sind hierbei einerseits die Auslastung 

exogen vorgegebener Leistungskapazitäten für Stromerzeugung, -speicherung und -transport 

sowie die modellendogen zugebauten Leistungskapazitäten und ihr Einsatz im kostenoptimalen 

Fall aus Systemsicht. Zubauleistungen und Volllaststunden (auch Capacity Factors) sind somit 

die wesentlichen Indikatoren, die sich in Abhängigkeit der angenommenen Rahmendaten aus 

der stündlichen und regional differenzierten Modellierung des Lastausgleichs eines zukünftigen 

Jahres ergeben. Des Weiteren sind die auftretenden residualen Spitzenlasten vor und nach Ein-

satz sämtlicher Lastausgleichsoptionen (LAO), die Abregelungen von Stromerzeugern und die 

zeitlichen Speicherfüllstände weitere Indikatoren, welche die zukünftige Stromversorgung cha-

rakterisieren können.  

 VERSORGUNGSSICHERHEIT 2.2.2

Als zentraler Indikator zur Analyse der Versorgungssicherheit wird in der Regel ÄÉÅ ȵ,ÏÓÓ ÏÆ 

,ÏÁÄ %ØÐÅÃÔÁÔÉÏÎȰ ɉ,/,%Ɋ bestimmt. Zur Bewertung der Rolle von LAO kann diese für Szenarien 

jeweils mit und ohne Berücksichtigung von LAO ermittelt werden, um somit den Beitrag der LAO 

zur Gewährleistung der Versorgungssicherheit bestimmen zu können. Die Berechnung der LOLE 

kann beispielsweise in Anlehnung an die in [3]  beschriebene Methodik durchgeführt werden. 

Hierbei sind im Wesentlichen die Stunden innerhalb eines betrachteten Szenario-Jahres mit 

Lastunterdeckung ausschlaggebend, die sich aus der Kraftwerkseinsatzoptimierung ergeben.  

Während die Identifikation solcher Situationen über die Aktivität von Schlupfvariablen in einem 

optimierenden Energiesystemmodell einfach zu bewerkstelligen ist, ergibt sich für die Übertra-

gung des zugehörigen Kraftwerkseinsatzes auf eine knotenscharfe Leistungsflusssimulation die 

Herausforderung, dass hierfür die Lastdeckung gewährleistet sein muss. Dies wäre gleichbeu-
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tend mit einer räumlichen Zuordnung der Menge an Strom, die notwendig ist, um die Lastunter-

deckung in einer bestimmten Region zu vermeiden. Es ist davon auszugehen, dass diese Zuord-

nung einen wesentlichen Einfluss auf das Resultat der Lastflusssimulation hat, gleichzeitig aber 

aufgrund mangelnder räumlich differenzierter Informationen nur weitgehend beliebig erfolgen 

kann. Wie im Folgenden beschrieben, wird in INTEEVER daher die Leistungskapazität von Ba-

ckup-Kraftwerken als Versorgungssicherheitsindikator herangezogen. 

Zur Gewährleistung der Versorgungsicherheit kann angenommen werden, dass die fehlende 

Stromerzeugungsleistung durch Backup-Kapazitäten, typischerweise Gasturbinen, gewährleistet 

wird . Daraus ließe sich alternativ ein Indikator zur Bewertung der Versorgungssicherheit ablei-

ten: die Zeitpunkte, in denen diese Gasturbinen Strom erzeugen sowie gleichzeitig die Höhe der 

zu deckenden residualen Last positiv ist. Im Gegensatz zu einer Analyse der LOLE zählen Gas-

turbinen in diesem Fall als flexible Stromerzeuger ebenfalls zu den LAO und werden folglich in 

die Ausbauplanung mit einbezogen. Dementsprechend kann davon ausgegangen werden, dass es 

in Szenarien mit Berücksichtigung von LAO in keinem Fall zur Lastunterdeckung kommen kann. 

Um eine Gegenüberstellung mit Szenarien ohne LAO zu ermöglichen (in Kapitel 6.2 ÁÌÓ ȵ2%&Ȱ-

Szenarien bezeichnet), muss hier ebenfalls die Ausbauplanung von Gasturbinen ermöglicht sein.  

 NETZAUSBAUKOSTEN IM ÜBERTRAGUNGSNETZ 2.2.3

Die Netzausbaukosten werden als Indikator zur Bewertung der Intensität des benötigten Netz-

ausbaus in unterschiedlichen Szenarien herangezogen. Deren Berechnung ermöglicht eine plau-

sible Abschätzung des zukünftigen Investitionsbedarfs in die Übertragungsnetzinfrastruktur. 

Zur Bestimmung der Netzausbaukosten werden einerseits typische Werte für die spezifischen 

)ÎÖÅÓÔÉÔÉÏÎÓËÏÓÔÅÎ ÉÎ ΌȾɉ-7 ËÍɊ ÁÕÓ ÄÅÒ ,ÉÔÅÒÁÔÕÒ ÄÅÆÉÎÉÅÒÔ ÕÎÄ ÚÕÒ 0ÁÒÁÍÅÔÒÉÅÒÕÎÇ ÄÅÓ -o-

dells REMix verwendet. Diese werden zur modellgestützten Ermittlung von Übertragungskapa-

zitäten im Referenz-Regionenmodell angesetzt. Darüber hinaus werden andererseits räumlich 

differenzierte Netzausbaukosten ermittelt (s. Kapitel 4.2.2). Beide Ansätze können im Modell 

REMix wahlweise zur Modellierung der Netzausbaukosten genutzt werden. Die jeweils berech-

neten Ergebnisse der Energiesystemmodellierung werden einander vergleichend gegenüberge-

stellt. Ziel dieses Vergleichs ist die Abschätzung des Einflusses unterschiedlich angenommener 

Netzausbaukosten auf die Ergebnisse der Gesamtsystemmodellierung, insbesondere im Hinblick 

auf die Auslastung installierter Kraftwerksleistungen und den Bedarf an und die Auslastung von 

Stromspeichern und anderen Lastausgleichsoptionen. 

 WEITERGEHENDE NETZANALYSE 2.2.4

Zur weitergehenden Netzanalyse werden einige der in [4]  genannten Kriterien verwendet. Als 

Grundlage der Netzanalyse erfolgt in POSIM die Leistungsflussberechnung durch das IFK. Die 

Ergebnisse der Simulationen werden für den stationären Zustand überprüft . Erstens betrifft  dies 

die maximal zulässige thermische Belastung der Leitungen durch den Stromfluss, die jeweils 

vereinfacht als maximaler Leistungsfluss abgebildet wird. Zweitens wird überprüft, ob alle 

Spannungen der Netzknoten innerhalb des zulässigen Bereichs liegen. 

Darüber hinaus ist bei Netzanalysen das (N-1)-Kriterium zu berücksichtigen. Dieses besagt, dass 

bei Ausfall eines beliebigen Betriebsmittels im aktuellen Schaltzustand die verbleibenden Be-

triebsmittel innerhalb ihrer Belastungsgrenzen bleiben und der Netzbetrieb somit sicher auf-

rechterhalten werden kann. Um die Einhaltung dieses Kriteriums im operativen Betrieb sicher-

zustellen führen die Übertragungsnetzbetreiber regelmäßig sowohl in Echtzeit als auch vor dem 
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physikalischen Erfüllungszeitpunkt sogenannte (N-1)-Sicherheitsrechnungen durch. Hierzu 

werden die Leistungsflüsse auf Basis des vorliegenden oder erwarteten Netznutzungsfalls unter 

Berücksichtigung des Ausfalls jeweils eines einzelnen Betriebsmittel s berechnet. Diese Be-

tri ebsmittel umfassen Generatoren, Übertragungsleitungen, Transformatoren, Shunts, Gleich-

stromübertragungssysteme sowie Betriebsmittel zur Regelung von Leistungsflüssen. Es wird 

folglich eine hohe Anzahl an Leistungsflussberechnungen durchgeführt. In allen Ergebnissen 

müssen die oben genannten Kriterien bezüglich Leistungsflüssen und Spannungen eingehalten 

sein, damit das (N-1)-Kriterium erfüllt ist.  

Insbesondere bei großen Netzen sind diese Sicherheitsrechnungen aufwändig. Darüber hinaus 

werden umfangreiche, detaillierte Informationen über die Betriebsmittel selbst, über den 

Schaltzustand sowie über die Ein- und Ausspeisungen von Leistung (i. W. Kraftwerke, Verteil-

netze und HGÜ-Verbindungen) benötigt. Aufgrund des hohen Aufwandes von stündlichen (N-1)-

Rechnungen und der dafür benötigten, oben erwähnten detaillierten Informationen können die-

se in INTEEVER nicht in der gleichen Weise wie bei den ÜNB im operativen Betrieb durchgeführt 

werden. Dennoch wird die (N-1)-Sicherheit in den durchgeführten Leistungsflussberechnungen 

implizit berücksichtigt, da als Basis stundenscharfe Datensätze verwendet wurden, die Informa-

tionen über die realen Netzsituationen nach dem Erfüllungszeitpunkt beinhalten. Die in INTEE-

VER zugrunde gelegten Netznutzungsfälle sind somit inhärent (N-1)-sicher. Darüber hinaus bil-

det die Begrenzung der Leistungsflüsse über Flowgates (siehe 4.1.2) die (N-1)-Sicherheit nähe-

rungsweise ab. So sind unrealistisch hohe Übertragungsleistungen, die sich unter Vernachlässi-

gung der (N-1)-Sicherheit ergeben würden, ausgeschlossen. 

2.3 PERSPEKTIVEN DEZENTRALER STROMSPEICHER 

 ROLLE VON KURZFRISTSTROMSPEICHERN IM VERTEILNETZ 2.3.1

Um den Einfluss von Speichern und der Ergebnisse einer Gesamtsystemmodellierung auf die 

Verteilnetzebene zu ermitteln, werden für ausgewählte Erzeugungs- und Infrastrukturszenarien 

und verschiedene Netzgebiete Verteilnetzanalysen durchgeführt. Hierzu werden der Einsatz und 

die Auslastung der Betriebsmittel untersucht und erforderliche Maßnahmen zur Spannungshal-

tung und Kapazitätserhöhung identifiziert. Es werden dazu am IEE zwei Schwerpunktuntersu-

chungen durchgeführt: 

¶ Bei der Bestimmung der Netzausbaukosten im Verteilnetz bei der Nutzung von Batterien 

zur Spannungshaltung wird zunächst eine Referenzstrategie angewendet, wobei das 

Netz mittels klassischer Ausbaumaßnahmen (neue Übertragungsstrecken bzw. Ersatz 

von Transformatoren) unter Anwendung eines klassischen Planungsalgorithmus ausge-

baut wird. Im Vergleich dazu wird einerseits eine vorausschauende Ausbaustrategie an-

gewendet und andererseits die Installation netzdienlicher Speicher als weitere Ausbau-

maßnahme berücksichtigt. Für jede der Ausbaustrategien werden die Investitionskosten 

für den Netzausbau ermittelt. Die Abschätzung dieser Investitionskosten basiert auf ei-

ner Worst-Case5-Analyse für den Schwachlastfall bzw. Starklastfall. Ein Vergleich der 

Netzausbaukosten in Abhängigkeit von den betrachteten Szenarien dient im Anschluss 

                                                             

5 Folglich werden hierfür keine Last- und Einspeiseprofile benötigt. 
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als Bewertungskriterium der unterschiedlichen Szenariovarianten und Sensitivitäten aus 

mikroregionaler Perspektive. 

¶ Zudem werden mittels der in Kapitel 5.5.3 beschriebenen Zubauszenarien Netzbelas-

tungsanalysen sektorenübergreifend mit Batterien, Wärmepumpen und Kraft-Wärme-

Kopplungsanlagen durchgeführt. Eine Gesamtbatteriekapazität, die zu geringeren Netz-

ausbaukosten führt, wird  für ein beispielhaftes Netzgebiet abgeleitet. 

Der Einsatz von Batterien im Verteilnetz ist vielfältig. In den hier durchgeführten Untersuchun-

gen werden folgende Funktionen angenommen: 

¶ Einhaltung des zulässigen Spannungsbandes im Verteilnetz: Für diese Funktion werden 

anstelle einer oder mehrerer zusätzlicher Leitungen Speicher an kritischen Knoten im 

Mittelspannungsnetz installiert. 

¶ Nutzung von PV-Batteriesystemen zum Eigenverbrauch in Haushalten 

¶ Nutzung von Batteriesystemen zur Spitzenglättung in großen PV-Anlagen 

¶ Nutzung von Batteriesystemen zur Spitzenglättung in Windkraftanlagen 

Im Ergebnis werden die zum Erfüllen der jeweiligen Funktion benötigten Speicherkapazitäten 

bestimmt und mit Ergebniswerten der Speicherkapazitäten der Ausbauplanung für die Übertra-

gungsnetzebene verglichen. Die gleichzeitige Nutzung der Speicherkapazitäten für mehrere der 

genannten Funktionen im Verteilnetz (Multifunktionalität) wird allerdings nicht untersucht. 

 BETRIEBSWIRTSCHAFTLICHE EINSATZSTRATEGIEN FÜR 2.3.2

KURZFRISTSTROMSPEICHER 

Die Anwendung eines Optimierungsmodells für die Energiesystemmodellierung setzt voraus, 

dass eine einzelne Instanz (ein sogenannter Social Planner [5] ) über die Zusammensetzung und 

den Betrieb eines Energieversorgungssystems entscheiden kann. Dieser Rolle werden zwar 

zentrale, vertikal integrierte Energieversorgungsunternehmen weitestgehend gerecht, aller-

dings existieren diese in einem liberalisierten Energiemarkt, wie er im vorliegenden Fall voraus-

gesetzt wird, nicht. Kraftwerkseinsatz- und Investitionsentscheidungen in Netze oder Energie-

speicher müssen deshalb von unterschiedlichen Marktteilnehmern auf Grundlage tragfähiger 

Geschäftsmodelle unabhängig voneinander getroffen werden. Inwieweit in einem solchen Um-

feld der systemfreundliche Betrieb dieser Strukturoptionen gewährleistet ist lässt sich mit dem 

Modell AMIRIS des DLR beurteilen. 

Dieses agentenbasierte Simulationsmodell ermöglicht es, das betriebswirtschaftliche Verhalten 

von Akteuren unter Unsicherheit sowie dessen Rückkopplungseffekte auf andere Akteure sowie 

das Gesamtsystem zu berücksichtigen. Die zentrale Frage, der bei den Analysen nachgegangen 

wird , ist jene nach dem Einsatzverhalten von Speichern bei unterschiedlichen, an Arbitragege-

winnen auf dem Spotmarkt ausgerichteten Betriebsstrategien. Dieses wird den entsprechenden 

Ergebnissen aus der volkswirtschaftlichen Optimierung mittels REMix gegenübergestellt und 

mit Blick auf die Auswirkungen auf das Gesamtsystem, wie z.B. das Strompreisniveau, unter-

sucht. Eine weitere Betrachtung widmet sich den Einflüssen regulatorischer Rahmenbedingun-

gen zur Förderung erneuerbarer Energien auf das Einsatzverhalten von Speicherbetreibern. 
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3 SZENARIENRAHMEN UND DATENGRUNDLAGEN 

3.1 RAHMENANNAHMEN FÜR DIE ENTWICKLUNG DER ENERGIEVERSORGUNG IN 

DEUTSCHLAND UND EUROPA6 (DLR) 

Die Festlegung von Energieszenarien und -varianten dient dazu, die Bandbreite möglicher Ent-

wicklungen ɀ unter der Vorgabe der politisch und gesellschaftlich angestrebten Transformation 

des Energiesystems ɀ abzubilden und durch einen Vergleich unterschiedlicher Wenn-Dann-

Annahmen Aussagen zur weiteren Ausgestaltung des Energiesystems zu generieren. Als Aus-

ÇÁÎÇÓÐÕÎËÔ ÆİÒ ÄÉÅ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎÁÎÁÌÙÓÅÎ ×ÅÒÄÅÎ ÚÕÎßÃÈÓÔ ȵNarrativeȰȟ ÄȢÈȢ ×ÅÓentliche zukünftige 

Entwicklungslinien aufgezeigt, die gewissermaßen den Rahmen für die konkretere Szenarien-

ÁÕÓÇÅÓÔÁÌÔÕÎÇ ÁÕÆÓÐÁÎÎÅÎȢ $ÉÅ &ÅÓÔÌÅÇÕÎÇ ÖÏÎ ȵNarrativenȰ ÕÎÄ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ÉÓÔ nicht als eine Zu-

kunftsprognose zu verstehen. Vielmehr sind sie als in sich schlüssige politische, sozio-

ökonomische und technisch-strukturelle Entwicklungspfade zu verstehen, die sich in einem 

plausibel erscheinenden Möglichkeitsraum verorten lassen. Wichtig ist bei der Definition von 

Szenarien-ȵNarrativenȰ und -varianten, möÇÌÉÃÈÅ ȵ+ÉÐÐÍÏÍÅÎÔÅȰ ÚÕ adressieren, die mit einem 

deutlichen Richtungswechsel eines Entwicklungspfades verbunden sind. Solche Kippmomente 

können einerseits durch politische und gesellschaftliche Rahmenbedingungen aber auch durch 

Technologiesprünge oder andere disruptive Entwicklungen bestimmt werden. 

Im Folgenden werden unterschiedliche Pfade skizziert, die im Rahmen des Projekts den modell-

gestützten Untersuchungen als exogene Randbedingungen zugrunde gelegt werden. Der Fokus 

der Szenarienanalysen liegt dabei vor allem auf dem langfristigen Zeithorizont 2030 bis 2050.  

 POLITISCHE, GESELLSCHAFTLICHE UND WIRTSCHAFTLICHE ECKDATEN 3.1.1

Die politischen Ziele und Rahmenbedingungen stellen ein wesentliches Element bei der Festle-

gung der in INTEEVER betrachteten Szenarien dar. Übergeordnetes Ziel ist die Untersuchung 

von zukünftigen Versorgungssituationen mit einem hohen Anteil erneuerbarer Energien zur 

Stromerzeugung. Entsprechend dem Energiekonzept der Bundesregierung aus dem Jahre 2010 

bzw. der darauf basierenden Energiewendegesetze des Sommers 2011 liegt der angestrebte 

Anteil der erneuerbaren Energien an der Bruttostromerzeugung im Jahr 2050 bei mindestens 

80 %, was laut den Ergebnissen der Energiesystemanalyse der letzten Jahre konsistent zu einer 

Treibhausgasminderung von 80 % (bezogen auf 1990) sein kann, sofern in den Sektoren Wärme 

und Verkehr Minderungsbeiträge in der gleichen Größenordnung erbracht werden können (s. 

z.B. [12]  und [56] ). Dies setzt jedoch auch voraus, dass erhebliche Anstrengungen bei der Steige-

rung der Effizienz in allen Bereichen entsprechend den Zielen des Energiekonzepts umgesetzt 

werden können, was weitergehende politische Maßnahmen zur Ausgestaltung erfordert. 

                                                             

6 Bei der Verwendung des Begriffs Europa handelt es sich im Folgenden immer um das gesamte geografi-
sche Untersuchungsgebiet, das für die vorliegende Studie berücksichtigt wird. Da hierzu ebenfalls die 
nordafrikanischen Staaten Marokko, Tunesien und Algerien zählen, während dies beispielsweise für 
7ÅÉħÒÕÓÓÌÁÎÄ ÕÎÄ ÄÉÅ 5ËÒÁÉÎÅ ÎÉÃÈÔ ÇÉÌÔȟ ÈÁÎÄÅÌÔ ÅÓ ÓÉÃÈ ÓÔÒÅÎÇ ÇÅÎÏÍÍÅÎ ÎÉÃÈÔ ÕÍ ÄÅÎ +ÏÎÔÉÎÅÎÔ ȵ%ÕÒo-
ÐÁȰȟ ÓÏÎÄÅÒÎ ÉÍ ÇÅÏÇÒÁÐÈÉÓÃÈÅÎ 3ÉÎÎÅ ÕÍ ȵÖÏÒ×ÉÅÇÅÎÄ ÅÕÒÏÐßÉÓÃÈÅ 3ÔÁÁÔÅÎȰȢ 
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Die demografische und wirtschaftliche Entwicklung hat einen großen Einfluss auf die Höhe und 

Struktur des zukünftigen Energiebedarfs. In verschiedenen Szenarienstudien werden und wur-

den sozio-ökonomische Rahmendaten für verschiedene Zeithorizonte festgelegt. Basis der Sze-

narienanalysen in diesem Vorhaben sind aus Gründen der Vergleichbarkeit die Eckdaten aus 

[56] . Einen Überblick über die Annahmen gibt Tabelle 3. 

Demnach wird angenommen, dass die deutsche Wirtschaft mittel- und langfristig mit 1 % p. a. 

wächst. Gebremst wird das Wachstum von der rückläufigen Bevölkerung und der damit verbun-

denen abnehmenden Zahl von Erwerbspersonen. Die Industrie behält auch langfristig ihre zent-

rale Bedeutung für die deutsche Wirtschaft. Entsprechend steigt die Bruttowertschöpfung der 

Industrie im Mittel um jährlich 1,2 % kontinuierlich an. 

Die Bevölkerung Deutschlands sinkt entsprechend der Rahmendaten aus [56]  von heute über 

81 Mio. zunächst langsam, dann etwas stärker bis 2050 auf rund 73 Mio. Es wird des Weiteren 

angenommen, dass die wesentlichen energiebedarfsbestimmenden Größen teilweise noch bis 

2030 steigen und danach in Sättigung gehen oder wieder abnehmen. Die Anzahl der Haushalte 

wächst zunächst weiter an, dementsprechend sinkt die Anzahl der Personen je Haushalt von 

heute 2,1 auf langfristig etwa 1,8. Ebenso wächst die Wohnfläche weiter an, entsprechend auch 

die beheizte pro-Kopf-Wohnfläche. Die Güterverkehrsleistung wächst stetig bis 2050 auf etwa 

das 1,5-fache des Wertes im Basisjahr 2011. Dagegen geht die Personenverkehrsleistung nach 

2020 leicht zurück. In Verbindung mit dem Bevölkerungsrückgang steigt das durchschnittliche 

reale Pro-Kopf-Einkommen um 27 % bis 2030 und um 63 % bis 2050 an. 

Tabelle 3: Entwicklung demografischer und wirtschaftlicher Rahmendaten in Deutschland  nach [56]  

  Einheit 2011 2020 2030 2050 

Ölpreis real (Preisbasis 2011) US $/bbl 108 117 124 128 

CO2-Zertifikatspreis (Preisbasis 2011) ϵκǘ /h2 11 10 40 76 

Bevölkerung Mio. 80 79 78 73 

Private Haushalte Mio. 40 41 41 40 

BIP real (Preisbasis 2005) aǊŘΦ ϵ 2.452 2.688 3.031 3.655 

BWS Industrie real (Preisbasis 2005) aǊŘΦ ϵ 376 427 489 601 

PKW-Bestand Mio. 42 44 44 42 

Personenverkehrsleistung Mrd. pkm 1.134 1.143 1.140 1.085 

Güterverkehrsleistung Mrd. tkm 629 702 804 920 

 

Auf europäischer Ebene sollen in den Basisszenarien zu den Entwicklungen in Deutschland mög-

lichst konsistente Annahmen vorausgesetzt werden, was die Entwicklung der Treiber des Ener-

gieverbrauchs insgesamt und die politischen Ziele des Klimaschutzes und hierbei die Rolle der 

erneuerbaren Energien betrifft. Dabei sollen aber grundsätzlich unterschiedliche sozio-

ökonomische Voraussetzungen der Länder und die Diversität der energiepolitischen Strategien 

nicht explizit ausgeklammert werden. Ziel ist folglich, für die Arbeiten in INTEEVER möglichst 

auf einem bestehenden bzw. veröffentlichten und als Referenzentwicklung nutzbaren Mengen-

gerüst aufzusetzen, ÉÎ ÄÅÍ ÄÕÒÃÈ ÄÉÅ "ÅÔÅÉÌÉÇÕÎÇ ÖÏÎ ȴÓÔÁËÅÈÏÌÄÅÒÎȬ ÄÅÎ ÕÎÔÅÒÓÃÈÉÅÄÌÉÃÈÅÎ ÎÁÔi-

onalen Randbedingungen für eine Transformation des Energiesystems Rechnung getragen wird. 
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Dieses europäische Mengengerüst sollte in sich konsistent und zu den Szenarienannahmen für 

Deutschland nicht im Widerspruch stehen. Damit wird  vermieden, dass sich infolge stark diver-

gierender Entwicklungen in Deutschland und seinen Nachbarländern ein möglicherweise ver-

zerrender Einfluss auf die Ergebnisse der Modellierungen ergibt. Die Szenarienvarianten, mit 

denen im Folgenden zur Untersuchung der Forschungsfragen eine quantitative Basis gebildet 

wird, sollte aus Sicht der Autoren zunächst frei sein, von zeitlich und räumlich stark inhomoge-

nen Faktoren, die sich nicht aus den Randbedingungen der heute in der Energiewirtschaft vor-

handenen oder in der Umsetzung befindlichen Infrastrukturen oder der Verfügbarkeit von er-

neuerbaren Energien ableiten lassen. Für zukünftige Arbeiten stellen weitergehende Fragestel-

lungen des energiewirtschaftlichen Einflusses unterschiedlicher Entwicklungen im gesamteuro-

päischen Energiesystem auf die Energieerzeugung und den Lastausgleich in Deutschland jedoch 

relevante Themen dar, für deren Betrachtung die im Ergebnis des Vorhabens vorliegenden Men-

gengerüste und methodischen Grundlagen genutzt werden können. 

In den Szenarien des europäischen Projekts e-Highway2050 [9]  wurde u.a. ein kontinuierlicher , 

aber moderater Zuwachs der Bevölkerung in den europäischen Ländern insgesamt angenom-

men. Im Ergebnis steigt die Bevölkerung der dort betrachteten Länder des europäischen Strom-

verbunds von etwa 533 Mio. im Jahr 2010 auf über 560 Mio. im Jahr 2050. In diesem Szenario 

liegt die Annahme für Deutschland mit etwa 71 Mio. Einwohner im Jahr 2050 etwas niedriger als 

in den Szenarien in [56] . Für das Wirtschaftswachstum wird ebenfalls die mitt lere Variante 

übernommen, was bedeutet, dass das BIP pro Kopf im Mittel um 1,53 % pro Jahr und das BIP 

absolut um etwa 1,8 % pro Jahr steigt. Die Werte für Deutschland liegen in diesem Szenario bei 

1,5 % bzw. 1,1 %, was relativ nah an den Annahmen aus [56]  liegt. 

 PREISE FÜR ENERGIETRÄGER 3.1.2

Einen wesentlichen Einfluss auf die Ergebnisse von Szenarioanalysen hat in der Regel die Fort-

schreibung der Energieträgerpreise. In der nachstehenden Tabelle sind beispielhaft die Annah-

men aus [54]  dargestellt, die sich aus einem mittleren Preispfad nach [76]  ableiten. Die Annah-

men der Energiereferenzprognose [56]  stellen im Vergleich dazu einen eher moderaten Anstieg 

dar (Tabelle 5). In den Szenarien wird zudem ein Anstieg des Ölpreises (real, Preisbasis 2011) 

von 108 US $/bbl (2011) auf 128 US $/bbl (2050) angenommen. 

Tabelle 4: Brennstoffkosten [ Ό2011 /MWh] nach [54]  

Jahr Steinkohle Braunkohle Erdgas 

2030 19,30 6,88 42,79 

2050 22,22 9,18 47,85 

 

Tabelle 5: "ÒÅÎÎÓÔÏÆÆËÏÓÔÅÎ ɍΌ2011 /MWh] nach [56]  

Jahr Kesselkohle 
Referenz 

Braunkohle 
Referenz 

Erdgas 
Referenz 

Kesselkohle 
Hochpreis 

Erdgas 
Hochpreis 

2030 13,7 1,44 31,0 20,3 36,0 

2050 16,2 1,44 33,1 21,2 38,0 



14 

 

Für die Modellierungen wurde ein moderater Preispfad entsprechend der Energiereferenzprog-

nose [56]  im Rahmen von INTEEVER festgelegt unter Annahme einer global abnehmenden 

Nachfrage als Folge der Transformation der Energieversorgungen. Auf weitgehende Sensitivi-

tätsanalysen hinsichtlich der Energieträgerpreise wird aus methodischen Gründen verzichtet. 

Grund dafür ist, dass in den Szenariomodellierungen (vgl. 6.2) bis auf wenige Ausnahmen (Gas-

turbinenkraftwerken und wenige verbleibende Kernkraftwerke) sämtliche fossil befeuerten 

Kraftwerkskapazitäten als KWK-Anlagen angenommen werden. Für diese gilt ein fester Wärme-

versorgungsanteil, der von den entsprechenden Technologien bereitgestellt werden muss. Der 

resultierende Kraftwerkseinsatz ist folglich stärker hierdurch getrieben als durch die Höhe der 

unterstellten Brennstoffkosten.  

 ANNAHMEN FÜR OBERGRENZEN DER NATIONALEN CO2-EMISSIONEN UND KOSTEN 3.1.3

VON CO2-ZERTIFIKATEN 

Für die Analysen des Energiesystems in INTEEVER können sowohl CO2-Obergrenzen (caps) als 

auch CO2-Zertifikatskosten als Klimaschutzinstrument berücksichtigt werden (s. auch Kapitel 

4.1.1). Die CO2-caps wurden aus einem europäischen Ansatz abgeleitet und für die Berechnung 

des europäischen Kraftwerksparks verwendet. Dazu wurden unter Nutzung von Energiebilan-

zen für das Basisjahr 2010 [6]  mittels Energieverbrauch und Erzeugung sowie energieträger-

spezifischer Emissionsfaktoren aus [7]  für alle Länder des europäischen Stromverbunds zu-

nächst historische CO2-Emissionen der öffentlichen und nicht-öffentlichen Kraftwerke ein-

schließlich KWK-Anlagen abgeschätzt (s. Tabelle 33 im Anhang). Mit Hilfe des Stromverbrauchs 

der heutigen Verbraucher wurden je Land spezifische CO2-Emissionen pro verbrauchter kWh 

Strom in Abhängigkeit vom heutigen Stromerzeugungsmix berechnet. Im nächsten Schritt wurde 

für Deutschland im Jahr 2050 eine spezifische CO2-Emission pro kWh definiert, die dem politi-

schen THG-Minderungsziel entspricht (ca. 90 % Minderung der CO2-Emissionen im Stromsek-

tor). Dieses Ziel wurde unter Voraussetzung einer in allen Ländern gleichen pro-Kopf-Emission 

des Stromerzeugungssystems und unter Berücksichtigung des spezifischen Stromverbrauchs 

pro Kopf aus dem unterlegten europäischen Szenario (s. Abschnitt 3.2.2) auf alle Länder umge-

legt, so dass im Ergebnis die CO2-Emissionen der Stromerzeugung in der Summe aller betrachte-

ten Länder in Europa bis 2030 um über 50 % und bis 2050 um über 80 % gesenkt werden (ge-

genüber 1990). Dieser Ansatz wurde auf die mitbetrachteten nordafrikanischen Länder Algeri-

en, Marokko und Tunesien übertragen, woraus sich im Ergebnis jedoch keine Emissionsminde-

rung, aber ein begrenzter Anstieg der Emissionen gegenüber 1990 um 167 % bis 2030 und 116 

% bis 2050 als Obergrenze ergibt. 

In [56]  wurde angenommen, dass die Preise für CO2-Zertifikate aufgrund von Überschussmen-

gen bis 2020 auf einem moderaten Niveau bleiben ɉρπ Ό2011/t CO2). Ein Anstieg des CO2-Preises 

nach 2020 wird einerseits durch Verknappung der Zertifikate auf europäischer Ebene und ande-

rerseits gedämpft durch die Kopplung der europäischen mit internationalen Klimaschutzan-

strengungen ebenfalls eher moderat angenommen. Die Werte für das Referenzszena-

ÒÉÏȾ4ÒÅÎÄÓÚÅÎÁÒÉÏ ÌÉÅÇÅÎ ÄÅÍÎÁÃÈ ÂÅÉ τπ Ό2011/t CO2 im Jahr 2030 und bei 75 Ό2011/t CO2) im 

Jahr 2050. Diese zwei Werte liegen sehr nahe an den in [54]  verwendeten Annahmen. Höhere 

Werte wurden beispielsweise für das Klimaschutzszenario 80 aus [8]  angenommen, diese kön-

nen als Hochpreispfad für eine Sensitivitätsanalyse dienen.  
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Tabelle 6: Vergleich angenommene r  CO2-Zertifikatskosten  aus Zielszenarien  

Jahr YƻǎǘŜƴ ƛƴ ϵκǘ [54] YƻǎǘŜƴ ƛƴ ϵκǘ [56] YƻǎǘŜƴ ƛƴ ϵκǘ [8] 

2030 45 40 50 

2050 75 76 130 

 

 GESELLSCHAFTLICHE AKZEPTANZ DES INFRASTRUKTURAUS- UND UMBAUS 3.1.4

Es wird in den Narrativen der Szenarien grundsätzlich davon ausgegangen, dass die gesellschaft-

liche Akzeptanz der Energiewende anhält und die Ziele zur Umgestaltung des Energiesystems 

aktiv unterstützt werden. Deshalb wird bei größeren Infrastrukturprojekten nur ein Widerstand 

lokaler, unmittelbar davon betroffener Gruppen (NIMBY-Effekt) eine Rolle spielen. Hier können 

eine auf Vermeidung von Betroffenheit fokussierte Planung von Infrastrukturmaßnahmen und 

dabei auch eine rechtzeitige und angemessene Bürgerbeteiligung wesentlich helfen, Barrieren 

zu überwinden. Betroffenheit kann insbesondere da vermieden werden, wo nicht zwingend die 

kosteneffizienteste, aber einschließlich gesellschaftlicher Aspekte nachhaltigste Lösung gesucht 

wird.  

Neue Technologiekonzepte sind unter Umständen zu Beginn ihrer Markteinführung mit Ein-

schränkungen (z. B. Nutzer-/ Komforteinschränkungen, geringere Performanz, höhere Fehleran-

fälligkeit ) und höheren Kosten verbunden. Das Verhalten von Nutzern und Kunden in Anbe-

tracht solcher Einschränkungen kann im Einzelnen nicht vorhergesehen werden. Es wird aber 

grundsätzlich angenommen, dass sich mit politischen und insbesondere sich ökonomisch aus-

wirkenden Maßnahmen die Akzeptanz neuer Technologien beeinflussen lässt. Dies betrifft zum 

Beispiel die Einführung neuer, effizienterer Geräte, die Marktentwicklung von Fahrzeugen mit 

batterieelektrischem oder einem Brennstoffzellenantrieb sowie die Implementierung von Tech-

nologien zur dezentralen oder zentralen Laststeuerung in Smart Grids. 

3.2 SZENARIEN DES ENERGIEBEDARFS (DLR) 

 ENTWICKLUNG DER STROMNACHFRAGE IN DEUTSCHLAND 3.2.1

Für die Szenarienanalysen in INTEEVER sind die Annahmen zum Strombedarf in allen Sektoren 

des Energiesystems relevante Eingangsdaten. Der zukünftige Strombedarf ergibt sich durch 

Prämissen bezüglich der Effizienzentwicklung und der Integration neuer Stromverbraucher, die 

insbesondere in den Sektoren Wärme und Verkehr zukünftig eine Rolle spielen können. Die An-

nahmen zum Strombedarf der heutigen, klassischen Verbraucher werden aus Konsistenzgrün-

den aus den Szenarien der Studie e-Highway2050 übernommen. Tabelle 7 zeigt die sich aus den 

beschriebenen Annahmen ergebenden Strommengen nach unterschiedlichen Kategorien. Der 

Stromverbrauch für Wärme und Verkehr (Elektrofahrzeuge und Wasserstofferzeugung) wird 

separat modelliert, der Stromverbrauch für klassische Verbraucher als Summe ohne weitere 

Unterscheidung berücksichtigt.  

Der Strombedarf des Verkehrs ist heute durch den Bahnstrom, in der Zukunft jedoch durch die 

Nachfrage alternativer Antriebe im Straßenverkehr bedingt. Die Annahmen zum Strom- und 

Wasserstoffbedarf des Verkehrs können sehr stark variieren, je nachdem welchen Szenarien-

prämissen bezüglich des Einsatzes von Biokraftstoffen, der Entwicklung der Elektromobilität 

und der Notwendigkeit bzw. Nachfrage an Wasserstoff als komplementärem dritten erneuerba-
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ren Energieträger im Verkehr gefolgt wird. Je größer die Annahme des Einsatzes von Wasser-

stoff oder anderen synthetischen Kraftstoffen aus Strom wie synthetisches Methan oder flüssige 

Kohlenwasserstoffe (Power-to-Liquid ɀ PtL), desto größer sind die Anforderungen an den Zubau 

und den Einsatz von Technologien zur Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien. Da dies zu 

wesentlichen Unterschieden im gesamten Mengengerüst der Szenarienanalysen führt, wird im 

VorhaÂÅÎ ).4%%6%2 ÄÉÅÓÅÓ ȵ+ÉÐÐÍÏÍÅÎÔȰ ÉÎ &ÏÒÍ ÖÏÎ ÍÉÎÄÅÓÔÅÎÓ Ú×ÅÉ ÕÎÔÅÒÓÃÈÉÅÄÌÉÃÈÅÎ 

Entwicklungspfaden der Energienachfrage aus dem Verkehr berücksichtigt. Dazu werden die 

Annahmen aus den zwei Szenarien C und A bezüglich der Nachfrage an Strom und Wasserstoff 

aus [76]  übernommen, die aus den angenommenen Restriktionen der Biomassenutzung auf-

grund begrenzter nachhaltiger Potentiale in Deutschland resultieren. 

Der Stromeinsatz für die Wärmeerzeugung (Heizung und Warmwasser) ist für die heutigen Ver-

braucher im Endenergieverbrauch der Sektoren enthalten. Der zukünftige Strombedarf für 

Wärmepumpen sowie neue, flexible Anwendungen von Elektroheizern für die Unterstützung 

von Wärmeerzeugungssystemen wird in den Modellierungen separat abgebildet, um ihre Rolle 

als Flexibilitätsoption im Zusammenhang mit dem Betrieb von Wärmespeichern untersuchen zu 

können. Die Annahmen zum Wärmebedarf in der Zukunft sowie zum Einsatz von Strom für neue 

Verbraucher werden basierend auf den Ergebnissen der Szenarienanalysen von [76]  und [71]  

getroffen. 

Tabelle 7: Angenommene Entwicklung des Strombedarf s in Deutschland in TWh/a in allen Sektoren  (ohne 
Speicher- und Netzverluste)  

Sektor 2014 2030 2050 

klassische Verbraucher 505 512 382 

Strom für Wärme (flexibel)  16 66 

Szenario ohne Wasserstoffnachfrage im Verkehr 

Strom für Elektrofahrzeuge 0 25 83 

Strom für Wasserstoff 0 0 0 

Szenario mit Wasserstoffnachfrage im Verkehr 

Strom für Elektrofahrzeuge 0 25 44 

Strom für Wasserstoff 0 0 102 

Summe ohne Wasserstoff 505 553 533 

Summe mit Wasserstoff 505 553 596 

 

 ENTWICKLUNG DER STROMNACHFRAGE IN EUROPA 3.2.2

Die Entwicklungspfade in den europäischen Nachbarländern werden für die Jahre 2020 und 

2030 aus den Szenarienarbeiten für den Ten Year Network Development Plan 2016 [17]  und für 

das Jahr 2050 primär aus der europäischen Studie e-Highway20507 übernommen [9]  und mit 

eigenen expliziten Annahmen zu neuen Stromverbrauchern ergänzt. Der konventionelle Strom-

ÖÅÒÂÒÁÕÃÈ ×ÕÒÄÅ ÁÕÓÇÅÈÅÎÄ ÖÏÍ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵ3ÍÁÌÌ Ǫ ,ÏÃÁÌȰ ÁÎÇÅÓÅÔÚÔȢ %ÒÇßÎÚÅÎÄ ×ÕÒÄÅÎ ÅÉÇÅÎÅ 

länderscharfe Annahmen zur Entwicklung des Stromverbrauchs bis zum Jahr 2050 aus Wärme-

pumpen und Elektroheizern aus [54]  und von Elektrofahrzeugen ausgehend vom e-Highway-

                                                             

7 http://www.e -highway2050.eu/e-highway2050/  
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Szenario ȵρππϷ 2%3Ȱ sowie im Abgleich mit den Szenarienannahmen für Deutschland aus dem 

Langfristszenario C [76]  getroffen. Für den Fall einer komplementären Wasserstoffnutzung im 

Verkehr wurde zusätzlich eine Entwicklung für alle europäischen Länder konsistent zum Lang-

fristszenario A für Deutschland aus [76]  abgeleitet. 

3.3 ABLEITUNG VON ZUKÜNFTIGEN LASTPROFILEN (DLR) 

Eingangsdatum der in Kapitel 4 beschriebenen Modelle sind Stundenmittelwerte der in Form 

von Strom nachgefragten Leistung. Es ergibt sich die Zeitreihe des insgesamt zu berücksichti-

genden Strombedarfs aus der Addition der sektorspezifischen Stromlastprofile einschließlich 

ggf. der Erzeugung von Wasserstoff über Elektrolyseure pro Region. Die folgenden Gleichungen 

beschreiben den mathematischen Kern der Modellierung8. Die Zeitschritte ὸ sind hierbei jeweils 

die Stunden eines betrachteten Szenario-Jahres, während es sich bei den Regionen ὶ um die ein-

zelnen Länder (bzw. im Fall von Deutschland Regionen) des Referenz-Regionenmodells (vgl. 

Abschnitt 2.1.1) handelt. 

 ὖ ὸȟὶ ὖ ὸȟὶ ╟╓╗ὸȟὶ ╟╓╣ὸȟὶ9 (1) 

 ὖ ὸȟὶ: Gesamter stündlicher Strombedarf pro Zeit-
schritt t und Region r 

 ὖ ὸȟὶ: Stündlicher Strombedarf im Stromsektor pro 
Zeitschritt t und Region r 

 ╟╓╗ὸȟὶ: Stündlicher Strombedarf im Wärmesektor 
pro Zeitschritt t und Region r 

 ╟╓╣ὸȟὶ Stündlicher Strombedarf im Transportsektor 
pro Zeitschritt t und Region r 

Zur Ermittlung der Strombedarfszeitreihen eines Szenario-Jahres wird für jeden Sektor eine 

Basis-Bedarfszeitreihe ὖ mit dem, wie in Kapitel 3.2 beschrieben, zuvor ermittelten Jah-

resstrombedarfs für klassische Verbraucher (s. Tabelle 7) skaliert. Eine beispielhafte Berech-

nung für den Sektor x im Szenario-Jahr 2050 ergibt sich folglich zu:  

                                                             

8 Hinweise zur Nomenklatur: 
Ɇ 6ÁÒÉÁÂÌÅÎȡ ÆÅÔÔ ɉÆİÒ 5ÎÔÅÒÓÃÈÅÉÄÕÎÇ ÖÏÎ %ÉÎÇÁÎÇÓÄÁÔÅÎ ÕÎÄ -ÏÄÅÌÌÅÒÇÅÂÎÉÓÓÅÎ ÉÎ 2%-ÉØɊ 
Ɇ -ÏÄÅÌÌÇÒĘħÅÎ ×ÅÒÄÅÎ möglichst durch Einzelbuchstaben wie P für Leistung dargestellt 
Ɇ :ÕÒ ÁÎ×ÅÎÄÕÎÇÓÏÒÉÅÎÔÉÅÒÔÅÎ 3ÐÅÚÉÆÉÚÉÅÒÕÎÇ ×ÅÒÄÅÎ )ÎÄÉÚÅÓ ÇÅÎÕÔÚÔ 
Ɇ )ÎÄÉÚÅÓ ×ÉÅ Ô ÆİÒ :ÅÉÔÓÃÈÒÉÔÔÅ ÏÄÅÒ Ò ÆİÒ 2ÅÇÉÏÎÅÎ ÚÕÒ +ÅÎÎÚÅÉÃÈÎÕÎÇ ÄÅÒ $ÉÍÅÎÓÉÏÎÅÎ ÕÎÔÅÒÓÃÈÉÅÄÌÉÃÈÅÒ 

Modellgrößen werden in Formeln durch einzelne Kleinbuchstaben in Klammern dargestellt 
Ɇ )Í &ÌÉÅħÔÅØÔ ×ÅÒÄÅÎ ÄÉÅ +ÌÁÍÍÅÒÎ ÚÕÒ +ÅÎÎÚÅÉÃÈÎÕÎÇ ÄÅÒ $ÉÍÅÎÓÉÏÎ ×ÅÇÇÅÌÁÓÓÅÎ 
Ɇ :ÕÒ 6ÅÒÅÉÎÆÁÃÈÕÎÇ ×ÉÒÄ ÉÎ ÄÅÎ &ÏÒÍÅÌÄÁÒÓÔÅÌÌÕÎÇÅÎ ÉÎ ÄÉÅÓÅÍ +ÁÐÉÔÅÌ ÁÕÆ ÄÉÅ )ÎÄÉÚÅÓ ÚÕÒ $ÉÆÆÅÒÅÎÚÉe-

rung von unterschiedlichen Technologien und betrachtetem Zieljahr verzichtet. 

9 Während es sich bei ὖ  im einen direkten Eingangsparameter handelt, ergeben sich ὖ  und ὖ  indi-
rekt aus den Eingangsparametern des Wärmebedarfs und Strom- bzw. Wasserstoffbedarfs im Transport-
sektor. Der Unterschied aus direktem und indirektem Strombedarf begründet sich im Einsatz von LAO wie 
Wärmespeichern, welche den Zeitpunkt der Wärmebedarfsdeckung vom Zeitpunkt des Strombezugs zur 
Wärmebereitstellung entkoppeln. Aus modelltechnischer Sicht handelt es sich bei ╟╓╗ und ╟╓╣ also um 
Variablen. Im Gegensatz zu Parametern werden diese im Folgenden, wie auch in Gleichung (1), zur deutli-
chen Unterscheidung fett formatiert hervorgehoben. 
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ὖ ὸȟὶ ὖ ὸȟὶẗ

Ὁ ὶ

Ὁ ὶ
 

(2) 

 Ὁ ὶ: Jahresstrombedarf der Region r im Sektor ὼ  

Die Bestimmung der für diese Berechnung notwendigen Parameter ὖ  und Ὁ  in den einzel-

nen Sektoren wird im Folgenden näher erläutert. 

 STROMSEKTOR 3.3.1

Im Stromsektor dienen historische Daten für Stromlastprofil und Jahresstrombedarfe als Be-

zugsgröße, die vom Verband der Europäischen Übertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) [10]  für 

jedes Land veröffentlicht werden. Somit gilt beispielsweise unter Verwendung der Daten des 

Jahres 2014 

 
ὖ ὸȟὶ  ὖ ὸȟὶ 

Ὁ ὶ Ὁ ὶ. 

(3) 

 WÄRMESEKTOR 3.3.2

Der zeitliche Verlauf des Strombedarfs im Wärmesektor ergibt sich aus dem Wärmebedarfspro-

fil sowie der Flexibilität im Einsatz der elektrischen Wärmeerzeugung in Wärmepumpen und 

elektrischen Kesseln. In einem System ohne thermische Speicher wäre der Verlauf des Strombe-

darfs identisch mit dem des Wärmebedarfs. Durch den Einsatz thermischer Speicher in Wärme-

pumpen und der Kraft-Wärme-Kopplung (KWK-Systemen) sowie den Einsatz elektrischer Boiler 

in der KWK-6ÅÒÓÏÒÇÕÎÇ ɉȵ0Ï×ÅÒ ÔÏ ÈÅÁÔȰɊ ËÁÎÎ ÊÅÄÏÃÈ ÅÉÎÅ %ÎÔËÏÐÐÌÕÎÇ ÄÅÒ 7ßÒÍÅÅÒÚÅÕÇÕÎÇ 

vom Wärmebedarf und somit des Strombedarfsprofils vom Wärmebedarfsprofil erfolgen. Folg-

lich ist der genaue Verlauf des Strombedarfs im Wärmesektor ein Ergebnis der Modellierung.  

Es werden zwei Wärmebedarfsprofile unterschieden: jenes der Industrie und jenes des Haus-

halts- und Gewerbesektors (GHD). Das Profil des Haushalts- und Gewerbesektors setzt sich zu-

sammen aus dem Verlauf des Raumwärmebedarfs und des Warmwasserbedarfs. Der Raum-

wärmebedarf basiert dabei auf einem Satz räumlich hoch aufgelöster Karten der Tagesmittel-

temperaturen, die unter Verwendung einer erweiterten Gradtagzahlmethode zur Ermittlung 

stündlicher Profile genutzt werden. Beim Warmwasserbedarf wird von einem nahezu konstan-

ten Verlauf während des Jahres und einer Absenkung in den Nachtstunden ausgegangen.  

Der industrielle Wärmebedarf ergibt sich überwiegend aus der Erzeugung von Prozesswärme. 

Das Bedarfsprofil der Prozesswärme berücksichtigt einerseits die Aufteilung des sektoralen Be-

darfs auf verschiedene Industriezweige und andererseits die typischen Produktionszeiten in 

diesen Industriezweigen. In dieser Studie wird nur der Prozesswärmebedarf berücksichtigt, der 

bei Temperaturen von unter 500°C anfällt und somit von KWK-Systemen versorgt werden kann. 

Eine umfassende Beschreibung der Methodik zur Ermittlung der regional spezifischen Wärme-

bedarfsprofile bietet [71] . 
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 VERKEHRSSEKTOR 3.3.3

Die Strombedarfszeitreihe im Verkehrssektor ergibt sich in allen Szenarien aus repräsentativen 

Fahrprofilen von Elektroautos ὖ ὸ, die auf den Analysen in [15]  basieren. Grundlage dieser 

statistischen Analysen der Fahrzeugnutzung war die Datenbasis aus der 3ÔÕÄÉÅ ȵ-ÏÂÉÌÉÔßÔ ÉÎ 

Deutschland (MiDɊȰ [63] . Über Annahmen zur Fahrzeugauslegung und zur zeitlich und nutzer-

spezifisch variierenden Wahrscheinlichkeit für einen Netzkontakt ergibt sich das Potenzial der 

Fahrzeugflotte für eine Lastverschiebung. Ausgehend von den Untersuchungen in [14]  kommt in 

Szenariovarianten, die eine Wasserstoffwirtschaft in Betracht ziehen, zudem ein generisches 

Lastprofil  zur Deckung eines Wasserstoffbedarfs ὖ  hinzu. Dieses wurde in erster Näherung 

von den monatlichen, wöchentlichen und täglichen Profilen der konventionellen Tankstellen 

abgeleitet. Über die Annahme eines technologiespezifischen Nutzungsgrades sowie einer grund-

sätzlich flexiblen Auslegung von Elektrolyse-Gasspeicher-Systemen ergibt sich eine Zeitreihe des 

Strombedarfs unter Ausnutzung der Möglichkeit eines systemdienlichen Betriebs. Die folgende 

Gleichung beschreibt das resultierende Lastprofil aus dem Verkehr als Summe der jeweils un-

terschiedlich variablen Profile aus der direkten Stromnutzung und der Erzeugung von Wasser-

stoff für den Verkehr. In beiden Fällen handelt es sich um regional unspezifische Zeitreihen. 

 ╟╓╣ὸ ╟╓╔╜ὸ ╟╓╗ ὸ (4) 

 

3.4 TECHNOLOGIEENTWICKLUNG UND TECHNISCH-ÖKONOMISCHE PARAMETER (DLR) 

Zur Dokumentation der modellgestützten Szenarienanalysen müssen die in den Modellen abge-

bildeten Technologien ausgehend vom heutigen Entwicklungsstand und für  die Zukunft prog-

nostizierten Entwicklungen anhand von technischen und ökonomischen Kenngrößen charakte-

risiert werden. Die Beschreibung von langfristigen Entwicklungen ist immer mit großen Unsi-

cherheiten verbunden. Um den Analysen aus dem heutigen Blickwinkel heraus möglichst plau-

sible Entwicklungen zugrunde zu legen, sollen deshalb zwar optimistische aber doch konserva-

tive Annahmen getroffen werden. D.h. es wird von einer grundsätzlich positiven Entwicklung 

heutiger Technologien in allen Bereichen ausgegangen, rein spekulative Optionen, die zwar 

Technologiesprünge versprechen, aber ihre Eignung und Leistungsfähigkeit noch nicht unter 

Beweis gestellt haben, bleiben unberücksichtigt. Die in Kapitel 5.5 diskutierten Szenarien und 

Szenariovarianten werden durch mögliche unterschiedliche Entwicklungspfade einzelner Tech-

nologien nicht weitergehend differenziert . Eine Variation relevanter Eingangsdaten findet je-

doch im Rahmen von Sensitivitätsanalysen statt, die den jeweiligen Einfluss auf die Modeller-

gebnisse abschätzen (s. Kapitel 5.5.4). Die Festlegung der Technologieentwicklungen ist analog 

zu Szenarien in keiner Weise als Zukunftsprognose zu verstehen. 

Im Folgenden werden die technologischen Entwicklungspfade differenziert nach Technologie-

klassen qualitativ beschrieben. Grundlage dafür bilden vor allem die Ergebnisse aus [11]  und 

[12] . Die Technologieklassen werden dabei unterschieden nach Erzeugern sowie zeitlichen und 

räumlichen Lastausgleichsoptionen. Eine Auflistung der technisch-ökonomischen Parameter der 

einzelnen Technologien befindet sich in Anhang B. 
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 ERZEUGER 3.4.1

Als Erzeuger werden hier Technologien bezeichnet, welche die Energieformen Strom, Wasser-

stoff und Wärme bereitstellen können. 

Im Bereich der Stromerzeuger werden die konventionellen Kraftwerke vorwiegend anhand des 

genutzten Primärenergieträgers in Braunkohle-, Steinkohle-, Kern- und Gaskraftwerke unter-

teilt . Hinsichtlich letzterer wird aufgrund der deutlichen Unterschiede der Wirkungsgrade zu-

sätzlich zwischen Gas- und Dampf- sowie Gasturbinenkraftwerken unterschieden. Da es sich bei 

den konventionellen Kraftwerken um Technologien handelt, die sich bereits in einem fortge-

schrittenen Entwicklungsstadium befinden, wird hinsichtlich ihrer zukünftigen Entwicklung nur 

von geringen Effizienzsteigerungen ausgegangen. Bezüglich der Investitions- und Betriebskos-

ten werden nur geringe oder keine Senkungspotentiale gesehen. 

Bei den Technologien zur Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien wird  insbesondere für 

die Photovoltaik bis zum Jahr 2050 eine weitere deutliche Kostensenkung angenommen. Dies 

bedeutet eine Fortsetzung des gegenwärtigen Trends starker Kostendegradation [13] , z.B. durch 

Fortschritte in der Dünnschichttechnologie. Im Gegensatz dazu wird bei der Wasserkraftnutzung 

davon ausgegangen, dass zur zukünftigen Ausschöpfung zusätzlicher Stromerzeugungspotentia-

le sogar mit höheren Aufwendungen zu rechnen ist, da an nahezu allen kostengünstig zu er-

schließenden Standorten bereits heute Lauf- und Speicherwasserkraftwerke existieren. Moderat 

fallen zudem die Kostenreduktionen für Windkraftanlagen aus, wobei aufgrund steigender In-

stallationen und zunehmender Erfahrung bei der Erschließung von Standorten im Offshore-

Bereich von deutlicheren Kostensenkungspotentialen als im Onshore-Bereich ausgegangen wird. 

Trotz der momentan weltweit geringen Fertigungskapazitäten von Schlüsselkomponenten, wie 

Absorberrohren wird auch hinsichtlich der Investitionskosten von CSP-Kraftwerken von einer 

weiteren Kostendegression bis zum Jahr 2050 ausgegangen. Dies liegt in der Annahme begrün-

det, dass vor allem wesentliche Weiterentwicklungen im Bereich der Solarkollektoren und 

Wärmespeicherung stattfinden. 

Bezüglich der Wasserstofferzeugung finden ausschließlich Elektrolyse-Technologien Berück-

sichtigung, die mit emissionsfreiem Strom aus erneuerbaren Energien betrieben werden kön-

nen. Basis für die techno-ökonomischen Parameter sind Technologiefortschreibungen ausge-

hend vom heutigen Stand der Technik für Polymer-Elektrolyt -Membran-Elektrolyse aus [14] . 

Diese sehen für das Jahr 2030 sowohl Effizienzsteigerungen, als auch Kostensenkungspotentiale 

vor, welche einerseits durch Skaleneffekte und andererseits durch den Einsatz weiterentwickel-

ter Stackmaterialien und optimierter Verfahrenstechnik begründet sind. Diese Daten werden 

mangels darüber hinausgehender Experteneinschätzungen auch für das Jahr 2050 angenom-

men.  

Hinsichtlich der zukünftigen Wärmeversorgung werden zum einen Wärmepumpen berücksich-

tigt, die elektrisch betrieben werden und somit eine Kopplung des Stromsektors zum Wärme-

sektor darstellen. Technologisch unterschieden werden dabei Luft-Wasser- und Sole-Wasser-

Wärmepumpen. Ebenso trägt die Kraft-Wärme-Kopplung (KWK) zur Deckung des Wärmebe-

darfs in der Industrie sowie Wärmenetz- und Objektversorgung bei. Hier wird nicht nur zwi-

schen verschiedenen Brennstoffen unterschieden, sondern auch zwischen verschiedenen Tech-

nologien und Wärmebedarfsprofilen. So werden insgesamt zehn KWK-Technologien im Modell 

abgebildet, darunter drei Technologien zur Deckung des industriellen Wärmebedarfs und sieben 
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Technologien für die Wärmenetz- und Objektversorgung. Im erstgenannten Fall sind dies mit 

Biomasse gefeuerte Dampfturbinen (DT), sowie mit Erdgas betriebene Gasturbinen (GT) und 

Blockheizkraftwerke (BHKW). Diese verfügen zur Deckung von thermischen Spitzenlasten und 

zur Vermeidung von fEE-Abregelungen jeweils über einen konventionellen und einen elektri-

schen Kessel. Bei den überwiegend für die Bereitstellung von Niedertemperatur genutzten 

Technologien der Biomasse-DT und Erdgas-BHKW wird zudem die Verfügbarkeit thermischer 

Speicher angenommen. 

Das Spektrum der KWK-Technologien in der Wärmenetz- und Objektversorgung umfasst Stein-

kohle-DT, Braunkohle-DT, Erdgas-GuD, Biomasse-DT, Abfall-DT, sowie erdgas- und biogasbefeu-

erte BHKWs. Abgesehen von den Müllverbrennungsanlagen, deren primärer Zweck nicht die 

Strom- und Wärmeerzeugung ist, verfügen alle diese Anlagen über einen Spitzenkessel zur rei-

nen Wärmeerzeugung. Aus modelltechnischen Gründen nutzt dieser jeweils den gleichen Brenn-

stoff wie die KWK-Anlage. Abgesehen von den Braunkohle- und Steinkohle-DT, die nur im Stütz-

jahr 2020 noch eine wesentliche Rolle spielen, werden auch hier alle Anlagen um einen elektri-

schen Kessel, sowie einen thermischen Speicher ergänzt. Deren Einsatz ermöglicht einen strom-

geführten KWK-Betrieb. 

 ZEITLICHE LASTAUSGLEICHSOPTIONEN 3.4.2

Zu den zeitlichen Lastausgleichsoptionen zählen in erster Linie sämtliche Formen von Energie-

speichern. Diese werden wiederum primär nach der durchschnittlichen Dauer der Speicherzyk-

len unterschieden. Stellvertretend für Kurzfristspeicher gehen die techno-ökonomischen Para-

meter von Lithium-Ionen-Batterien in die Analysen ein, denen u.a. getrieben durch Weiterent-

wicklungen für mobile Anwendungen hohe Kosteneinsparpotentiale unterstellt werden. Wäh-

rend von Kurzfrist speichern Zeiträume von bis zu drei Stunden abgedeckt werden, zählen die 

technisch ausgereiften Pumpspeicherkraftwerke zu den Mittelfristspeichern, deren Speicherzyk-

len Zeiträume von bis zu einem Tag abdecken. Je nachdem, welche geologischen Voraussetzun-

gen in einem Gebiet gegeben sind, werden als Alternative dazu auch Vanadium-Redox-Flow-

Batterien und Adiabate Druckluftspeicherkraftwerke als Mittelfristspeicher berücksichtigt. Da es 

sich hierbei um sehr junge Technologien handelt, werden im Gegensatz zu Pumpspeicherkraft-

werken noch Potentiale für Verbesserungen der zukünftigen Anlagenwirkungsgrade gesehen. 

Über 24 h hinausgehende Zeitspannen zwischen Beladung und Entladung können nur von Lang-

fristspeichern gewährleistet werden. Hierzu zählen vornehmlich Kavernenspeicher, die mit 

Wasserstoff beladen werden können. Von einem signifikanten Einfluss der Verfügbarkeit dieser 

Technologie wird allerdings nur in Szenarien mit einer ȵ7ÁÓÓÅÒÓÔÏÆÆ×ÉÒÔÓÃÈÁÆÔȰ ÆİÒ ςπυπ ÁÕÓÇe-

gangen.  

Neben klassischen Speichertechnologien zählen auch unterschiedliche Formen des Demand Side 

Management zu den zeitlichen Lastausgleichsoptionen. Umfassende Untersuchungen des Last-

managements finden sich in [54,71]. Die dort ermittelten Lastmanagementpotenziale in den 

Bedarfssektoren Industrie, GHD und Privathaushalte werden hier als verfügbar angenommen. 

Diese umfassen verschiedene energieintensive Produktionsprozesse (z.B. Aluminium-, Stahl- 

oder Zementherstellung), Querschnittsprozesse (Kälte, Lüftung), sowie ausgewählte Großelekt-

rogeräte in Privathaushalten. 

Weitere Lastmanagementpotenziale ergeben sich aus der Erweiterung von elektrischen Wär-

mepumpen um thermische Speicher, sowie das gesteuerte Laden von Batteriefahrzeugen. Ana-
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log zu [54,71] wird hier davon ausgegangen, dass elektrische Wärmepumpen zur Raumwärme-

erzeugung zukünftig über thermische Speicher verfügen, die einen an die residuale Last ange-

passten Betrieb ermöglichen. Als Wärmespeichertechnologie werden einfache, drucklose Was-

sertanks herangezogen. Für die Stützjahre 2030 und 2050 werden dabei zunehmende mittlere 

Speichergrößen angesetzt. 

Die Lastausgleichswirkung der Elektromobilität wurde mit REMix im Rahmen früherer Studien 

detailliert untersu cht [15,16]. Unter Verwendung der dafür entwickelten Technologieabbildung 

wird hier ein gesteuertes Laden der Batterien von Elektrofahrzeugen in Betracht gezogen. Dabei 

werden neben typischen Fahrprofilen auch Verläufe des ungesteuerten Ladens und der Verfüg-

barkeit zum Laden, sowie maximaler und minimaler Batteriefüllstände einbezogen.  

 RÄUMLICHE LASTAUSGLEICHSOPTIONEN 3.4.3

Zum räumlichen Lastausgleich dient in dieser Studie vorwiegend der Transport elektrischer 

Energie. Technologisch wird dies in Form der konventionellen Hochspannungs-Drehstrom-

Übertragung (HDÜ) sowie der Hochspannungs-Gleichstrom-Übertragung (HGÜ) berücksichtigt. 

Für beide Technologien werden hinsichtlich der Investitionskosten zwei grundsätzliche Ent-

wicklungspfade definiert, die sich darin unterscheiden, ob vorwiegend Kabel oder Freileitungen 

in Neubauprojekten zum Einsatz kommen. Die jeweilige Zuordnung der zwei Kosten-

Entwicklungspfade zu den unterschiedlichen Szenariovarianten des Übertragungsnetzes ist in 

Kapitel 5.5.2 beschrieben. 

Da zukünftig von zusätzlichen Kosten beispielswÅÉÓÅ ÄÕÒÃÈ ÄÅÎ ÖÅÒÓÔßÒËÔÅÎ %ÉÎÓÁÔÚ ÖÏÎ ȵÉÎÔÅÌÌi-

ÇÅÎÔÅÎȰ ÂÚ×Ȣ ,ÁÓÔÆÌÕÓÓ ÓÔÅÕÅÒÎÄÅÎ "ÅÔÒÉÅÂÓÍÉÔÔÅÌÎ ÁÕÓÇÅÇÁÎÇÅÎ ×ÅÒÄÅÎ ÍÕÓÓȟ ×ÉÒÄ ÁÎÇÅÎÏm-

men, dass sich mögliche Weiterentwicklungen der HDÜ-Technologie, z.B. im Bereich der Supra-

leiter im Jahr 2030 und 2050 im Vergleich zu heute kaum bemerkbar machen. Für den Kosten-

ÐÆÁÄ ȵ&ÒÅÉÌÅÉÔÕÎÇÅÎȰ ÂÅÄÅÕÔÅÔ ÄÉÅÓ ÚÕËİÎÆÔÉÇ ÇÌÅÉÃÈÂÌÅÉÂÅÎÄÅ ÓÐÅÚÉÆÉÓÃÈÅ )ÎÖÅÓÔÉÔÉÏÎÓ- und Be-

triebskosten im Vergleich zu heute. Der Kosten-%ÎÔ×ÉÃËÌÕÎÇÓÐÆÁÄ ȵ+ÁÂÅÌȰ ÇÅÈÔ ÈÉÎÇÅÇÅÎ ÖÏÎ 

zunächst deutlich höheren Investitionskosten aus. Da Kabel im Gegensatz zu Freileitungen auf 

Hoch- und Höchstspannungsebene zur großräumigen Leistungsübertragung weniger etabliert 

sind, wird für die Zukunft eine Kostendegression zu Grunde gelegt, wobei im Ergebnis dennoch 

von um den Faktor 10 höheren spezifischen Investitionskosten im Vergleich zu Freileitungen 

ausgegangen wird. Ebenfalls wird für HGÜ-Übertragungsstrecken eine zukünftige Reduktion der 

Investitionskosten basierend auf einer Lernkurve angenommen. Als Grund dafür kann u.a. die 

mögliche Weiterentwicklung der leistungselektronischen Komponenten für die Stromrichtersta-

tionen angesehen werden. 

Auf Verteilnetzebene wird lediglich vom Einsatz der Drehstromtechnologie ausgegangen. Genau 

wie in den übergeordneten Spannungsebenen werden allerdings keine relevanten Kostensen-

kungspotentiale gesehen. Vielmehr kommen neue Aufgaben auf das Verteilnetz zu, was den zu-

nehmenden Einsatz von Kommunikationstechnik erfordert, die zudem besondere Anforderun-

gen für einen sicheren Netzbetrieb gewährleisten muss. Zur Bewertung der Integration einer 

zunehmenden Anzahl dezentraler Erzeuger im Verteilnetz wird die Notwendigkeit neuer Netz-

ausbaumaßnahmen untersucht. Hier werden netzdienliche Speicher als eine alternative Lösung 

zur Spannungshaltung gesehen. Dafür wird eine Regelungsstrategie zwecks der Minimierung 

der erforderlichen Auslegung netzdienlicher Speicher entwickelt. Durch eine mögliche Kosten-
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senkung bei den Stromspeichern in der Zukunft können sich neue Voraussetzungen für einen 

wirtschaftlichen Einsatz von Speichern in Konkurrenz zum klassischen Netzausbau ergeben. 

3.5 DATENGRUNDLAGE ÜBERTRAGUNGSNETZ (IFK) 

 NETZDATEN 3.5.1

Ein Modell des kontinentaleuropäischen Übertragungsnetzes ist am IFK im Verlauf verschiede-

ner Projekte und studentischer Arbeiten aufgebaut worden. Es enthält Daten des ȵ4ÅÎ 9ÅÁÒ 

.ÅÔ×ÏÒË $ÅÖÅÌÏÐÍÅÎÔ 0ÌÁÎÓȰ ɉTYNDP) der ENTSO-E sowie des Netzentwicklungsplans (NEP) 

der deutschen Übertragungsnetzbetreiber, wobei im Projekt INTEEVER die zum damaligen Zeit-

punkt aktuelle NEP [27]  und TYNDP [17]  als Grundlage verwendet wurden. Außerdem sind ei-

gene Recherchen in die Datenbank eingeflossen. Das Netzmodell wird in regelmäßigen Abstän-

den aktualisiert und erweitert. 

Im Projekt INTEEVER werden die Leistungsflüsse im Übertragungsnetz mittels der PTDF-

Methode (Power Transfer Distribution Factors) berücksichtigt, die in Abschnitt 4.1.2 näher be-

schrieben wird. Im Rahmen dieser Methode werden die Leistungsflussgleichungen um einen 

Arbeitspunkt zu einer sogenannten PTDF-Matrix aggregiert und linearisiert, um so eine appro-

ximierte und regionalisierte, lineare Leistungsflussrechnung zu ermöglichen.  

Die Entwicklungen in den Übertragungsnetzen des kontinentaleuropäischen Verbundsystems 

werden im Projekt INTEEVER bei der Berechnung der PTDF-Matrizen dahingehend berücksich-

tigt, dass die im TYNDP bis 2030 gelisteten Ausbaumaßnahmen für die betrachteten Regionen in 

die Netzmodelle eingearbeitet wurden. Folglich können die berechneten PTDF-Matrizen für das 

Szenario-Jahr 2030 so interpretiert werden, dass sie die Leistungsflüsse linearisiert abbilden, 

die unter Annahme der berücksichtigten Netzausbaumaßnahmen eintreten würden.  

Für den Zeitraum zwischen 2030 und 2050 existieren jedoch keine belastbaren Angaben zum 

weiteren Ausbau der Übertragungsnetze. Daher werden für das Szenario-Jahr 2050 die gleichen 

PTDF-Matrizen verwendet wie für 2030. Dies bedeutet, dass die Leistungsflussverteilungen der 

Szenario-Jahre 2030 und 2050 bei gleichen Daten für Einspeisung und Verbrauch ebenfalls 

gleich wären. Allerdings werden die Übertragungskapazitäten zwischen Regionen entsprechend 

des im Modell REMix ermittelten Netzausbaus erhöht, so dass im Szenario-Jahr 2050 höhere 

Leistungsflüsse möglich sind. Der weitere Ausbau der Übertragungsnetze über 2030 hinaus wird  

daher in Form von Kapazitätszubau abgebildet, was als Fortsetzung der Entwicklungen des ge-

planten Ausbaus der Übertragungsnetzbetreiber betrachtet werden kann.  

 EINHEITLICHE NETZAUSBAUKOSTEN 3.5.2

Wie in Kapitel 2.2.3 beschrieben, gehen für die Kosten zur Erhöhung von Übertagungskapazitä-

ten einerseits längen- und leistungsspezifische Werte aus der Literatur in die Netzausbaupla-

nung der Energiesystemmodellierung ein. Andererseits finden auch geländespezifische Ausbau-

kosten Eingang in die Szenarioanalysen. Für erstgenanntes Vorgehen sind die verwendeten Kos-

tenparameter in Tabelle 8 aufgeführt. Sie entsprechen größtenteils den Annahmen für den deut-

schen Netzentwicklungsplan [27] . Für die Kosten der HGÜ-Komponenten wurde eine weiterge-

hende Differenzierung vorgenommen. Während für Leiterseile und Kabel weitestgehend kon-

stante Kosten für die Zukunft erwartet werden, werden für die DC-Konverterstationen Lernkur-

ven aus [77]  zugrunde gelegt. Die angenommene Kostendegression für diese Technologie basiert 
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dabei weitgehend auf der Erwartung, dass Teilkomponenten wie Stromrichter zukünftig günsti-

ger werden. 

Tabelle 8: Annahmen zu spezifische n Netzausbaukosten in REMix  

Technologie/ 
Komponente 

Jahr Kosten Einheit Quelle 

380 kV-Drehstromtrasse (Freileitung) 2030, 2050 346 ϵκMWẗkm [27] 
380 kV-Drehstromtrasse (Kabel) 2030, 2050 346 x 10 ϵκMWẗkm [27,78] 
HGÜ-Trasse (Freileitung) 2030, 2050 375 ϵκMWẗkm [27] 
HGÜ-Trasse (Kabel) 2030, 2050 2.000 ϵκMWẗkm [27] 
HGÜ-Trasse (Seekabel) 2030, 2050 975 ϵκMWẗkm [77] 

HGÜ-Konverterstation 
2030 102.000 ϵκMW 

[77] 
2050 90.000 ϵκMW 

 

Im Rahmen einer Sensitivitätsrechnung in Form unterschiedlicher Netzausbauszenario-

Varianten wurde auch die Auswirkung der Differenzierung auf der Kostenseite auf die mit RE-

Mix berechneten Indikatoren untersucht. 

 DATEN FÜR TRASSENSPEZIFISCHE KOSTEN 3.5.3

Für die Ermittlung verbindungsspezifischer Netzausbaukosten findet ein Höhenmodell Anwen-

dung, das auf öffentlich verfügbaren Daten basiert, die von der NASA (National Aeronautics and 

Space Administration) im Zuge der SRTM (Shuttle Radar Topography Mission) aufgenommen 

wurden [18] . Mithilfe dieser Daten wird ein Höhenprofil für die gesamte Fläche des zur Verfü-

gung stehenden Netzmodells erstellt. Dieses umfasst das gesamte europäische Festland von 35 ° 

bis 58 ° nördlicher Breite sowie von -10 ° westlicher Länge bis 35 ° östlicher Länge. Aus Gründen 

ÄÅÒ 2ÅÃÈÅÎÚÅÉÔÏÐÔÉÍÉÅÒÕÎÇ ×ÅÒÄÅÎ ÄÉÅ /ÒÉÇÉÎÁÌÄÁÔÅÎ ÁÕÆ ÅÉÎÅ !ÕÆÌĘÓÕÎÇ ÖÏÎ ςρȰ umgerechnet. 

Um eine hinreichend genaue Kategorisierung der Geländetypen zwischen zwei Regionen erhal-

ten zu können, werden die Topografiedaten in Cluster eingeteilt. Die Einteilung erfolgt dabei in 

vier Bereiche: Meeresgebiete / Untersee (MU), Flachland (F), Hügelland und Mittelgebirge (HM) 

sowie Hochgebirge (HG). Eine genauere Einteilung der Topografie stellt sich als unverhältnis-

mäßig dar, da sich die Kosten zu stark am gewählten Verlauf der Leitung orientieren würden 

und die Datengrundlage bezüglich der spezifischen Kosten für eine weitere Unterteilung der 

Geländetypen ohnehin nicht ausreichend ist. Abschließend werden die Netzausbaumaßnahmen 

mit Umwegefaktoren aus der Literatur versehen, um weitere trassen- und geländespezifische 

Charakteristika berücksichtigen zu können. 

Netzverstärkung  

Zur Berechnung der durch Netzverstärkung bereits bestehender Leitungen verursachten Netz-

ausbaukosten sind drei wesentliche Maßnahmen in der Literatur entsprechend Tabelle 9 zu 

finden. 

Tabelle 9: Längenspezifische Kosten für Netzverstärkungsmaßnahmen  [19], [27]  

Maßnahme YƻǎǘŜƴ ƛƴ ϵκƪƳ 

FLM-Aufrüstung Doppelleitung 80·10³ 

380 kV-Stromkreisauflage-Einfachleitung 200·10³ 

380 kV-Stromkreisauflage-Doppelleitung 400·10³ 
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Beim FLM (Freileitungsmonitoring) wird dabei die Betriebstemperatur des Leiterseils über-

wacht. Die Temperatur ist die wesentliche Begrenzung für die Übertragungsleistung von Freilei-

tungen, da die dadurch bedingte Materialausdehnung zu einem unzulässig starken Durchhängen 

führen kann. Die Temperatur des Leiterseils hängt allerdings auch wesentlich von der Witterung 

ab. Die übliche Berechnung der maximalen Übertragungsleistung auf Basis einer hohen Außen-

temperatur ist konservativ. Mittels einer Anpassung der maximalen Übertragungsleistung an die 

tatsächlichen Wetterverhältnisse kann diese kurzfrist ig erhöht werden. Die Erweiterung um 

eine zusätzliche einfache oder doppelte Stromkreisauflage ist je nach Trasse eine weitere Mög-

lichkeit, die zulässige Übertragungsleistung zu erhöhen. 

Ertüchtigung Umspannwerk  

Für vereinzelte benachbarte Regionen gilt die Besonderheit, dass es gemeinsam betriebene Um-

spannwerke gibt. Entsprechend wäre im Modell für eine Netzverstärkung zwischen Regionen 

eine Entfernung von 0 km anzusetzen, so dass ein rein längenspezifisches Kostenmodell für Zu- 

oder Ausbau diese Kosten nicht berücksichtigen würde. Daher wird angenommen, dass in sol-

chen Fällen eine Ertüchtigung des Umspannwerkes notwendig ist, die entsprechend einem Lei-

tungszubau bzw. -ausbau in erhöhten Übertragungskapazitäten resultiert. Basierend auf einer 

Expertenbefragung werden für solche Maßnahmen Kosten in Höhe von ςȟυ -ÉÏȢ Ό ÐÒÏ %ÒÔİÃÈÔi-

gung festgesetzt. 

Netzzubau 

Grundlage für die leitungsspezifische Berechnung ist eine Meta-Studie zu spezifischen Investi-

tionskosten im Übertragungsnetz. Die Ergebnisse der Studie sind in Abbildung 4 dargestellt. 

 

Abbildung 4: Ergebnisse der Meta-Studie zu spezifischen Kosten für Netzzubaumaßnahmen  [19] , [20] , [21] , 
[22] ,[23] , [25] , [27] , [40]  

$ÉÅ ÒÅÃÈÅÒÃÈÉÅÒÅÎ +ÏÓÔÅÎ ÖÁÒÉÉÅÒÅÎ ÄÁÂÅÉ Ú×ÉÓÃÈÅÎ ρȟυ -ÉÏȢ Ό ÐÒÏ +ÉÌÏÍÅÔÅÒ ÕÎÄ πȟχ -ÉÏȢ Ό ÐÒÏ 

Kilometer. Zur Abschätzung der Kosten im Vorhaben wird der Bereich zwischen maximalen und 
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minimalen Kosten in drei gleich große Bereiche eingeteilt, um eine Zuordnung zu den oben ein-

geführten Topologieclustern zu ermöglichen. Da ein Großteil der Unterseeverkabelung in 

Gleichstromtechnik ausgeführt wird, gibt es wenig Erfahrungswerte über die Kosten von Dreh-

stromunterseeverkabelung. Es werden entsprechend [24]  Kosten von 5 Mio. Ό ÐÒÏ +ÉÌÏÍÅÔÅÒ 

Unterseekabel veranschlagt. Im Falle eines Leitungszubaus über Land wird davon ausgegangen, 

dass ein Leitungsneubau als Doppelleitung ausgeführt wird. Die Höhe der Übertragungsleistung 

ist dabei jedoch auf einen Maximalwert von unter 5,5 GW beschränkt. Dieser Wert beschreibt die 

typische maximale Übertragungsleistung einer 380 kV-Doppelleitung [25] . Als Leiterseil wird  

ein Seil des Typs 562-AL1/49 -ST1A angenommen. Die zugehörigen Parameter sind der Tabelle 

10 zu entnehmen. 

Tabelle 10: Leitungsparameter L eitungszubau  

Leiterseiltyp 4 x 562-AL1/49-ST1A Parameter 

Thermische Grenzleistung 2.738 MW 

Widerstandsbelag лΣлмпл ʍκƪƳ 

Reaktanzbelag лΣннмр ʍκƪƳ 

Ableitungsbelag рΣр ˃{κƪƳ 

 

Die spezifischen Gesamtkosten des jeweiligen Höhenbereichs berechnen sich anschließend aus 

dem Mittelwert der Studien innerhalb des jeweiligen Bereichs. Die Mittelwerte der Bereiche sind 

durch die rote Linie in Abbildung 4 gekennzeichnet. Die exakten Werte sind in Tabelle 11 ange-

geben. In diesen Kosten sind sowohl Leitungs- als auch Verlegekosten berücksichtigt. 

Tabelle 11: Annahmen zur Berechnung der lei tungsspezifischen Netzzubaukosten  

Topografiestufe Höhe in m Spezifische Kosten 
▓ ƛƴ ϵκƪƳ 

Umwegefaktor 

Hochgebirge (HG) I җ м.200 1.432·10³ 1,4 

Hügelland und Mittelgebirge (HM) слл Җ I ғ м.200 1.037·10³ 

Flachland (F) 0 < H < 600 833,5·10³ 

Meeresgebiete / Untersee (MU) I Җ л 5.000·10³ 1,3 

 

Mit den ermittelten Längen der Netzzubaumaßnahmen und den spezifischen Kosten können nun 

über Gleichung (5) die gesamten Investitionskosten + für eine Netzzubaumaßnahme Ὥ berech-

net werden: 

 + ὰȟ ϽὯ ὰȟ ϽὯ ὰȟϽὯ Ͻρȟτ ὰȟ ϽὯ Ͻρȟσ (5) 

Dabei entsprechen die Indizes den Zeilen in Tabelle 11. Außerdem bezeichnet ὰ die Länge des 

jeweiligen Leitungsabschnitts und Ὧ die zugehörigen spezifischen Kosten, ebenfalls nach Tabelle 

11. 
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3.6 DATENGRUNDLAGE VERTEILNETZ (IEE) 

 NETZE 3.6.1

Als Grundlage für die Modellierung der Verteilnetze sollten Daten für reale Netze oder je nach 

Spannungsebene verschiedene Typnetze verwendet werden. Die Typnetze zeichnen sich durch 

eine Unterscheidung nach Siedlungsstruktur (städtisch, vorstädtisch, ländlich) aus. In den fol-

genden Untersuchungen wurden zwei verschiedene Typen von Mittelspannungsnetzen (MS-

Netze) genutzt. 

Generische MS-Netze 

In [26]  sind zwei generische Netze durch einen Vergleich mit realen Netzdaten als typische MS-

Netze definiert. Diese Netze unterscheiden sich in den maximalen Lasten, der Nennleistung des 

Umspannwerkes sowie der Anzahl der Ortsnetzstationen, die sich jeweils innerhalb des MS-

Netzes befinden.  

Tabelle 12: Kenndaten  der generischen MS-Netze nach [26]  

 MS-Netz 1 MS-Netz 2 

Kurzschlussscheinleistung auf der Hochspannungsseite 3.000 MVA 3.000 MVA 

R/X-Verhältnis auf der Hochspannungsseite 0,1 0,1 

Nennleistung Umspannwerk 40 MVA 20 MVA 

Anzahl Ortsnetzstationen 120 56 

Max. Last NS 23,8 MW 11,1 MW 

Max. Last MS (inkl. NS) 27,3 MW 11,1 MW 

 

110/ 20 KV

HS-Netz

Anschlüsse der NS-Netze

 

Abbildung  5: Schematische Darstellung beispielhaft für das MS-Netz 2 
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Georeferenziertes Netzm odell: MSɀOberrhein  

Das hier ausgewählte Netzgebiet umfasst das Gebiet Oberrhein, südlich von Kehl gelegen, und ist 

ein georeferenziertes Mittelspannungsnetz (20 kV) basierend auf öffentlichen Daten (Abbildung 

6). Es besitzt 181 Kabel, 322 Schalter, 179 Busse, 2 Umspannwerke/ext. Netze, 140 Niederspan-

nungs(NS)-/Mittelspannung s(MS)-Stationen mit 58,86 MW, 7 MS-Lasten mit 3 MW, 153 Photo-

voltaik(PV)-Anlagen (~23 MW) und bisher keine Windanlagen. Die Daten für das Mittelspan-

nungsnetz entstammen ausschließlich öffentlich zugänglichen Quellen und wurden im Rahmen 

eines anderen Projekts zu einem Netzmodell zusammengestellt und validiert. 

 

 

Abbildung 6: Mittelspannungsnetz im Netzgebiet Oberrhein  

 EINSPEISEZEITREIHEN (PV, WIND) 3.6.2

Für die Verteilnetzanalysen stand eine PV-Jahreszeitreihe aus Kassel in Sekundenauflösung zur 

Verfügung. Eine Windparkzeitreihe aus Wünneberg wurde für die Dimensionierung der Batterie 

im betrachteten Netz zur Spannungshaltung genutzt. Bei der sektorenübergreifenden Worst-

Case-Analyse hingegen sind zunächst keine Zeitreihen notwendig. Zur Ableitung der Batterieka-

pazitäten wurden aber stündlich aufgelöste Daten des Deutschen Wetterdienstes an verschiede-

nen Standorten Deutschlands genutzt. Bei der ersten zeitreihenbasierten Netzbelastungsrech-

nung wurden Zeitreihen als Eingangsparameter genutzt, die aus Potentialanalysen der Energie-

systemmodellierung mit REMix abgeleitet und zur Verfügung gestellt wurden. 

3.7 DATENGRUNDLAGE FÜR AGENTENBASIERTE SPEICHEREINSATZSIMULATIONEN (DLR) 

Um für die Vergleichsanalysen mit den Ergebnissen aus REMix größtmögliche Konsistenz herzu-

stellen, wurden für die Parametrierung des agentenbasierten Modells AMIRIS die Inputparame-

ter aus dem Systemmodell REMix übernommen (vgl. auch Abschnitt 4.3.3). Die Simulationen mit 

AMIRIS sind aktuell regional noch auf die Abbildung des deutschen Strommarkts begrenzt, zu-

dem waren wichtige, AMIRIS-spezifische Modellparametrierungen bislang nur bis 2035 verfüg-

bar. Vor diesem Hintergrund wurde für die Simulationen mit AMIRIS auf die REMix-Ergebnisse 

des Stützjahres 2030 für ein ausgewähltes Szenario zurückgegriffen. Für die in Deutschland zu 
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diesem Zeitpunkt in keinem der betrachteten Szenarien installierten Lithium-Ionen-Batterien 

wurde zur Analyse daher stellvertretend der Einsatz von Pumpspeicherkraftwerken untersucht, 

von denen im Szenario 6,5 GW installiert sind. Da mit AMIRIS der Einsatz aggregierter, und nicht 

einzelner, spezifischer Kraftwerke wie in REMix, simuliert wird , wurde die zu verwendende 

Energy-To-Power-Ratio (E2P) über alle Kraftwerke gemittelt. Neben den erneuerbaren Energien 

finden sich im ausgewählten Szenario noch 26 GW an Gasturbinen. 

4 MODELLIERUNG 

4.1 MODELLBESCHREIBUNGEN 

Im Folgenden werden die verwendeten Modelle näher beschrieben. Wesentliche Modellcharak-

teristika sind mittels Steckbriefen zusammengefasst, die hier immer für das Modell- bzw. Model-

lierungsframework im Allgemeinen gelten. Die spezifische Verwendung des jeweiligen Modells 

ist anschließend erläutert. Für die Charakterisierung von Input- und Outputparametern sind die 

Dimensionen von Bedeutung, hinsichtlich derer sie sich unterscheiden, beispielsweise ob sie als 

Skalare oder Vektoren verwendet werden. In den nachfolgenden Tabellen wird daher eine zeitli-

che Differenzierung mit ZD, eine räumliche Differenzierung mit RD und eine technologische Dif-

ferenzierung mit TD gekennzeichnet. Eine zeitliche Differenzierung ist gegeben, sobald die Ein-

gangs- bzw. Ausgangsdaten als Zeitreihe vorliegen.10 

 REMIX (DLR) 4.1.1

$ÁÓ -ÏÄÅÌÌ ȵ2ÅÎÅ×ÁÂÌÅ %ÌÅÃÔÒÉÃÉÔÙ -ÉØ ÆÏÒ Á ÓÕÓÔÁÉÎÁÂÌÅ ÅÎÅÒÇÙ ÓÕÐÐÌÙȰ ɉ2%-ÉØɊ ÉÓÔ ÅÉÎ ÌÉÎÅÁÒÅÓȟ 

Bottom-Up-Energiesystemmodell, das zur zeitlich und räumlich differenzierten Analyse von 

Langfrist-Energieszenarien mit hohen Anteilen insbesondere fluktuierender erneuerbarer Ener-

gien (fEE) entwickelt wurde. Zielfunktion ist hierbei eine Kostenfunktion, welche die Systemkos-

ten, d.h. Betriebskosten und Annuitäten der betrachteten Technologien darstellt. Diese werden 

unter Vorgabe technisch-physikalischer Restriktionen minimiert. Ähnliche Modelle, die unter 

Fokussierung auf das Stromsystem auf diesen Modellierungsansatz zurückgreifen werden häufig 

als Strommarktmodelle genutzt. 

                                                             

10 D.h., beispielsweise im Fall von REMix werden zwar die Kostenparameter für unterschiedliche Techno-
logien unterschieden, sie sind jedoch für das gesamte geografische Untersuchungsgebiet, sowie während 
der betrachteten 8.760 Zeitpunkte innerhalb eines Jahres gleich. Dies schließt allerdings nicht aus, dass 
sich die Kostenparameter zwischen unterschiedlichen Stützjahren unterscheiden können, da für jedes 
Stützjahr ein eigener Rechenlauf durchgeführt wird. 
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Tabelle 13: Typische Modellcharakteristika v on REMix 

Modellname  REMix 

Urheber (Institut)  
Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt (DLR), 

Institut für Technische Thermodynamik 

Modelltyp  Systemkostenminimierende Einsatzoptimierung und Ausbauplanung 

Technischer Fokus  
Lastdeckung im Stromsektor mit Kopplung zum Wärme- und Verkehrs-
sektor 

Geografischer Fokus  Europa und Nordafrika (EUNA) 

Räumliche Auflösung  Länder / Regionen 

Anzahl betrachteter 
Zeitpunkte pro R e-
chenlauf  

8.760 

Zeitliche Auflösung  1h-Schritte 

Input -Parameter   
ZD TD RD 

¶ Wirkungsgrade  P  

¶ Potentialgrenzen und technische Restriktionen  P  

¶ Betriebskosten  P  

¶ Investitionskosten  P  

¶ Brennstoffpreise und CO2-Zertifikatspreis    

¶ Bedarfsprofile für Strom (Wärme und Wasserstoff) P  P 

¶ Kapazitäten für Energiewandlung, -speicherung und 
-übertragung 

P P P 

Output -Parameter  1. Potentielle Stromeinspeisung aus erneuerbaren 
Energiequellen 

P P P 

2. Zeitliche Einsatzprofile von Erzeugungstechnolo-
gien und Lastausgleichsoptionen (s. 8.2) 

P P P 

3. Ausbau von Kapazitäten für Energiewandlung,  
-speicherung und -übertragung 

 P P 

REMix liefert einerseits auf Grundlage von GIS-basierten Potentialanalysen Zeitreihen der poten-

tiellen Stromerzeugung aus fluktuierenden, erneuerbaren Energien. Diese dienen im Rahmen 

der Systemkostenminimierung zur Ermittlung von Zeitreihen des optimalen Einsatzes der ein-

zelnen Erzeugungstechnologien für Strom, Wärme und Wasserstoff, sowie der Lastausgleichsop-

tionen (s. 8.2). Andererseits ermöglicht der verwendete Modellierungsansatz auch die Durch-

führung von Studien zur Ausbauplanung von Erzeugungstechnologien und Lastausgleichsoptio-

nen. 

Die Parametrierung des Modells umfasst nicht nur für Deutschland, sondern für alle betrachte-

ten Regionen des Untersuchungsgebiets die wesentlichen Technologien zur Erzeugung, zur 

Speicherung, zum weiträumigen Transport, zum Lastmanagement und für die ggf. flexibilisierte 

Interakti onen des Stromsektors mit den Sektoren Wärme und Verkehr. Der Schwerpunkt von 

Analysen mit REMix kann sich daher auf unterschiedliche Bereiche des Energiesystems konzent-
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rieren, wobei beispielsweise der jeweilige Einfluss von Energiespeichern oder der Stromüber-

tragung analysiert werden kann. 

Im vorliegenden Fall fungiert REMix als zentrale Schnittstelle zwischen den unterschiedlichen 

Bewertungsperspektiven und Modellierungen. Anhand vorgegebener Szenarien des Kraftwerk-

sparks und vorgegebener Strombedarfsprofile wird einerseits der stündliche Einsatz der be-

trachteten Technologien und andererseits die benötigte Systemflexibilität mittels Ausbaupla-

nung für die miteinander konkurrierenden Lastausgleichsoptionen bestimmt (vgl. Abbildung 1). 

Das Kraftwerkseinsatzmodell berücksichtigt dabei Kostenaufschläge beim Lastwechsel, um den 

Effekt eines häufigen starken Hoch- und Herunterfahrens von Kraftwerksleistung zu beschrän-

ken. Zentrales Ergebnis ist ein aus volkswirtschaftlicher Sicht optimiertes Stromversorgungssys-

tem, welches für mehrere Zeithorizonte in der Zukunft für Europa ermittelt wird. Im Folgenden 

wird erläutert , welche der Modellfunktionalitäten von REMix in INTEEVER genutzt werden.  

Abregelung  

Ein Ergebnis der REMix-Modellierung ist das stündliche Auftreten von überschüssigen Stromer-

zeugungsleistungen in Abhängigkeit der Annahme von Flexibilitäten im Stromsystem. REMix 

ermöglicht es grundsätzlich die Abregelung von erneuerbarer Stromerzeugungsleistung einzu-

schränken. Wird dies erzwungen, können allerdings Effekte auftreten, die einem effizienten Sys-

tembetrieb stark entgegenwirken, da ein Gleichgewicht von Nachfrage und Angebot gewährleis-

tet werden muss, ÇÇÆȢ ÁÕÃÈ ÕÎÔÅÒ ȵ6ÅÒÎÉÃÈÔÕÎÇȰ überschüssiger nutzbarer Energie (d.h. z.B. 

durch Stromübertragung über Umwege zur Generierung von Verlusten). Andererseits bestim-

men Zeitpunkte mit hoher Einspeiseleistung aus fEE in der Regel die Höhe des Netzausbaus, der 

nur für diese wenigen Zeitpunkte im Jahr benötigt wird. Um unverhältnismäßig hohe Investitio-

nen in den Netzausbau zu vermeiden, kann zwar die Abregelung auf einen bestimmten Wert 

(beispielsweise 3 % der potentiellen Jahresstromerzeugung aus PV und Wind Onshore wie in 

[27] ) begrenzt werden. Das oben beschriebene Verhalten lässt sich durch diese Begrenzung al-

lerdings nicht ausschließen. Aber auch das Zulassen einer unbeschränkten, kostenfreien Abrege-

lung bringt Nachteile mit sich. So kann sich ein aus betriebswirtschaftlicher Sicht weniger plau-

sibler Systembetrieb ergeben, wobei bestimmte Technologien im Extremfall nur für einzelne 

Stunden im Jahr, aus Einzelbetreibersicht nicht kostendeckend, eingesetzt werden. Da die Mo-

dellergebnisse von REMix aber keiner betriebswirtschaftlichen Bewertung folgen, ist die Abre-

gelung von Strom aus fEE im vorliegenden Fall in REMix uneingeschränkt zulässig. 

CO2-Zertifikatspreise  

Im Modell REMix können sowohl CO2-Emissionsobergrenzen (caps) als auch CO2-

Zertifikatspreise als exogene Randbedingung vorgegeben werden. Die in Kapitel 3.1.3 ermitte l-

ten CO2-caps betreffen ausschließlich den Stromsektor und dienen der Festlegung der installier-

ten Leistungen des europäischen Kraftwerksparks mittels vorgelagerten Modelläufen. Die voll-

ständige Berücksichtigung des Wärmebedarfs im Modell (s. Kapitel A1.3) führt allerdings zu 

zusätzlichen CO2-Emissionen, die von nicht stromverbrauchenden Wärmeerzeugern (z.B. Gas-

heizungen) verursacht werden. Die Einhaltung der caps kann somit zu einem nicht lösbaren 

Problem führen, wenn ein Großteil des Wärmebedarfs über fossile Brennstoffe gedeckt werden 

muss. In diesem Fall kann in Engpasssituationen im Stromsektor die Option einer Lastdeckung 

mittels zugebauten Gasturbinen [28]  aufgrund des beschränkten CO2-Budgets nicht mehr gezo-

gen werden. Um diesem Aspekt Rechnung zu tragen, werden für die Szenarienanalysen mit RE-
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Mix CO2-Zertifikatspreise anstelle von CO2-Emissionsobergrenzen genutzt. Die hierfür angesetz-

ten mittleren Kosten liegen bei 75 EUR/tCO2 im Szenario-Jahr 2050 (s. 3.1.3). Die in Kapitel 6.2 

gezeigten CO2-Emissionen aus den REMix-Modellierungen umfassen folglich nicht nur die Emis-

sionen aus der Strom-, sondern auch der Wärmeerzeugung. 

Genutzte Lastausgleichsoptionen  

In REMix bestehen unterschiedliche Möglichkeiten Lastausgleichsoptionen modellexogen vor-

zugeben oder -endogen einen Ausbau zu optimieren. Für Strom- als auch für Wärmespeicher 

wird eine Ausbauplanung durchgeführt. In Bezug auf erstere betrifft dies Pumpspeicherkraft-

werke, Lithium-Ionen-Batteriespeicher, Druckluftspeicher und Vanadium-Redox-Flow-

Batteriespeicher. Als Wärmespeicher kommen vornehmlich Warmwasserspeicher unterschied-

licher Bauart zum Einsatz. Ihre technische Charakterisierung unterscheidet sich abhängig von 

ihrem Einsatz als Pufferspeicher für Fernwärme, industrielle Prozesswärme oder Kleinspeicher 

im Haushaltsbereich. 

Im Stromtransportnetz ist, wie in Kapitel 5.3 beschrieben, die Erhöhung von Übertragungskapa-

zitäten (GTCs) entweder durch die Ausbauplanung von HGÜ-Strecken oder die Verstärkung be-

stehender HDÜ-Strecken möglich. Hinsichtlich letzterer wirkt sich die Ausbauplanung aus-

schließlich auf die GTCs und nicht auf die Leistungsflussverteilung aus. Diese ist entweder ent-

fernungsabhängig oder wird von extern vorgegebenen PTDF-Matrizen bestimmt. Es wird aller-

dings davon ausgegangen, dass damit verbundene Abweichungen in der Leistungsflussvertei-

lung zumindest keinen größeren Fehler verursachen als die Tatsache, dass der Kraftwerksein-

satz des Netznutzungsfalls, aus dem die extern vorgegebenen PTDF-Matrizen resultieren, erheb-

lich vom Kraftwerkseinsatz in den Szenarien abweichen kann (z.B. durch räumliche Verlagerung 

von Stromerzeugungs- und Strombedarfsschwerpunkten). 

Als weitere Optionen zum Lastausgleich werden Potentiale zum Demand-Side-Management von 

Industrieverbrauchern berücksichtigt, die in den Modellierungen genutzt werden können [37] . 

Ebenso wird die Möglichkeit der Ladesteuerung von angenommenen zukünftigen Elektroauto-

flotten einbezogen und in den Szenariovarianten, welche das Vorhandensein einer relevanten 

Wasserstofferzeugung und -nutzung unterstellen, die Rückverstromung von regenerativ erzeug-

tem Wasserstoff ermöglicht. Zur großskaligen Speicherung ist dafür die Verwendung von Salz-

kavernen vorgesehen. Für den Transport über Regionengrenzen hinweg wird di e uneinge-

schränkte und räumlich nicht begrenzte Nutzbarkeit des Gastransportnetzes unterstellt. 

 POSIM (IFK) 4.1.2

POSIM ist eine Software zur Leistungsflussberechnung und zur Simulation von dynamischen 

Vorgängen im Übertragungsnetz, wobei auch die Dynamik von Erzeugern, Lasten und Regelvor-

gängen abgebildet ist. Im Projekt INTEEVER werden mit POSIM Leistungsflussberechnungen, 

d.h. stationäre Berechnungen durchgeführt. Die Angaben in der obigen Tabelle beziehen sich nur 

auf diese Anwendung und nicht auf die dynamische Netzsimulation, da letztere in INTEEVER 

nicht verwendet wurde. Das Netzmodell, das den Berechnungen zugrunde liegt, erstreckt sich 

über das frequenzsynchrone europäische Verbundsystem (ENTSO-E Regional Group Continental 

Europe) inklusive Tunesien, Algerien und Marokko und beinhaltet alle existierenden Übertra-

gungsleitungen auf Hoch- und Höchstspannungsebene, vgl. Abbildung 7. 
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Tabelle 14: Typische Modellcharakteristika von POSIM  

Modellname  POSIM 

Urheber (Institut)  
Universität Stuttgart, 

Institut für Feuerungs- und Kraftwerkstechnik 

Modelltyp  Simulation 

Technischer Fokus  Dynamisches Verhalten und stationärer Leistungsfluss im Stromnetz 

Geografischer Fokus  
ENTSO-E  Regional Group Continental Europe (RG CE) 

Außerdem: Tunesien, Algerien, Marokko. 

Räumliche Auflösung  Übertragungsnetzknotenscharf 

Anzahl betrachteter 
Zeitpunkte pro R e-
chenlauf  

¶ 1 (bei der Berechnung einer konkreten PTDF-Matrix) 
¶ 8.760 (bei der Berechnung der stationären Leistungsflüsse für jede 

Stunde eines Jahres) 

Zeitliche Auflösung  
Stationäre Berechnung: Entsprechend der zeitlichen Auflösung der Ein-
gangsdaten, im Projekt INTEEVER 1h-Schritte 

Input -Parameter   
ZD TD RD 

¶ Technische Charakteristika der Netzbetriebsmittel  P P 

¶ Leistungsbilanz   P 

Output -Parameter  1. GTC-Werte   P 

2. PTDF-Matrizen   P 

3. Leistungsflüsse über Flowgates   P 

 

Abbildung 7: POSIM zugrunde liegendes Netzmodell  (Darstellung unvollständig, da nicht für alle Umspan n-
werke Geokoordinaten vorliegen. Diese sind dennoch im Netzmodell abgebildet.)  
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Das Netzmodell umfasst dabei etwa 1.000 Kraftwerke, 4.000 dynamische Lasten, 10.000 Über-

tragungsleitungen, 1.000 Transformatoren und 1.000 summarische Windparks. Es ermöglicht 

Simulationen im Zeit- und Frequenzbereich und wird kontinuierlich über ein verbundnetzwei-

tes, institutseigenes Monitoringsystem validiert . 

Linearisierte Leistungsflussberechnung  mittels PTDF  

Grundlage für die linearisierte Leistungsflussberechnung nach dem PTDF-Verfahren ɉȵ0Ï×ÅÒ 

4ÒÁÎÓÍÉÓÓÉÏÎ $ÉÓÔÒÉÂÕÔÉÏÎ &ÁÃÔÏÒȰȟ ,ÅÉÓÔÕÎÇÓÆÌÕÓÓÖÅÒÔÅÉÌÕÎÇÓÆÁËÔÏÒÅÎɊ ist ein bestehender Netz-

nutzungsfall als Ausgangspunkt für die Linearisierung, der die Leistungsflüsse im Ausgangsfall 

zwischen den Regionen, ὖȟ, eines regionalisierten Netzmodells beschreibt. Aus diesem Refe-

renzfall ergibt sich ebenfalls der Vektor der Wirkleistungsbilanzen ὖȟ der betrachteten Regio-

nen. Die Regionalisierung fasst dabei mehrere Knoten eines Netzes zu einer Region zusammen, 

die aus Sicht der Netzberechnung dann einen neuen Knoten bilden. Das grundlegende Vorgehen 

ist in Abbildung 8 dargestellt. 

 

Abbildung 8: Netzreduktion als Grundlage zur regionalisierten PTDF -Berechnung  

Um die Charakteristik des zu regionalisierenden Netzes beizubehalten, müssen dabei zum einen 

die jeweiligen Knoteneigenschaften wie beispielsweise Verbrauch und Erzeugung auf den neuen, 

summarischen Netzknoten (im Folgenden Region genannt) übertragen werden. Zum anderen 

müssen die Verbindungen inklusive ihrer Eigenschaften zwischen den ursprünglichen Knoten 

bzw. neu gebildeten Regionen erhalten werden. Diese summarischen Verbindungen werden im 

Folgenden Flowgates (s. Abschnitt 8.2) genannt. Zur Erstellung einer PTDF-Matrix für den regi-

onalisierten Fall wird daraufhin ermittelt, wie sich die Leistungsflüsse über diese Flowgates än-

dern, wenn die Bilanz einer Region verändert wird. Es ergibt sich eine PTDF-Matrix ὓ  mit 

Leistungsflussverteilungsfaktoren, anhand derer die Leistungsflüsse ὖ für veränderte Einspei-

sesituationen näherungsweise berechnet werden können: 

 ὖ ὓ ẗὖ ὖȟ ὖȟȢ (6) 

Region A

Region B

FlowgateA-B FlowgateA-C

FlowgateB-C
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Im Projekt INTEEVER werden stündliche Leistungsflusssimulationen durchgeführt, weswegen 

für jedes Jahr 8.760 PTDF-Matrizen und die zugehörigen Vektoren benötigt würden. Aufgrund 

des hohen Rechenaufwands und der datenseitigen Ungenauigkeit bei einer Überführung von 

regionalisierten Ergebnissen aus REMix in einen plausiblen knotenscharfen Netznutzungsfall, 

wird auf die Ermittlung von stündlichen PTDF-Matrizen verzichtet. Stattdessen werden die 

Netzberechnungen auf Basis von insgesamt sechs charakteristischen PTDF-Matrizen durchge-

führt . In REMix wird jeweils diejenige PTDF-Matrix verwendet, deren zugrundeliegender Netz-

nutzungsfall (Arbeitspunkt der Linearisierung) dem Netznutzungsfall in der zu berechnenden 

Stunde am ähnlichsten ist. Die Methodik zur Erstellung dieser Matrizen wird in Kapitel 6.1 näher 

beschrieben. 

Für jede zu erstellende PTDF-Matrix wird ausgehend vom zugrundeliegenden Netznutzungsfall, 

dem sogenannten Arbeitspunkt, die Einspeiseleistung einer Region um insgesamt ɝὖ ρππ -7 

erhöht. Dabei wird jedem Knoten innerhalb der Region eine Teilleistung zugeteilt, um Konver-

genzprobleme zu vermeiden. Weiterhin wird für diese nahe am ursprünglichen Arbeitspunkt 

liegende Netzsituation eine detaillierte Leistungsflusssimulation durchgeführt und die sich er-

gebenden Austauschleistungsänderungen auf den Flowgates zwischen den betrachteten Regio-

nen erfasst. Dieses Vorgehen wird für jede Region wiederholt, womit sich am Ende der Erstel-

lung der PTDF-Matrix eine Matrix der Größe ȿ&ÌÏ×ÇÁÔÅÓȿ ȿ2ÅÇÉÏÎÅÎȿ ρ ergibt. Mit Hilfe 

dieser Matrix können nun mittels (6) vereinfachte, aber schnelle und hinreichend genaue Be-

rechnungen von Leistungsflüssen für Netznutzungsfälle durchgeführt werden, die für Netzsitua-

tionen ähnlich zum Arbeitspunkt der Linearisierung belastbare Ergebnisse liefern. 

 PANDAPOWERPRO (IEE) 4.1.3

&İÒ ÄÉÅ 6ÅÒÔÅÉÌÎÅÔÚÁÎÁÌÙÓÅ ×ÉÒÄ ÅÉÎ ÁÕÆ 0ÙÔÈÏÎ ÂÁÓÉÅÒÔÅÓ 3ÏÆÔ×ÁÒÅÔÏÏÌ ȵÐÁÎÄÁÐÏ×ÅÒ0ÒÏȰ Âe-

nutzt, das seit längerem am Fraunhofer IEE und der Universität Kassel entwickelt wird. Die 

GÒÕÎÄÌÁÇÅ ÂÉÌÄÅÔ ȵÐÁÎÄÁÐÏ×ÅÒȰ [29]  als Simulationsumgebung zur Abbildung des Datenmodells 

der Stromnetze. Das Modell basiert auf den Python--ÏÄÕÌÅÎ ȵÐÁÎÄÁÓȰ ÕÎÄ ÄÅÍ Leistungsfluss-

modell und Optimal Power Flow (OPF) Solver ȵ090/7%2Ȱ ÕÎÄ ÉÓÔ ÍÉÔÔÌÅÒ×ÅÉÌÅ ÁÌÓ ÏÐÅÎ-source-

Softwarepaket auf www.pandapower.org kostenfrei herunterzuladen. Darauf aufbauend werden 

am Fraunhofer IEE weitere Anwendungen programmiert, die neben Netzanalyse auch ein Paket 

für die Netzausbauplanung bereitstellen. Die Netzausbauplanung wurde in anderen Projekten 

entwickelt und hier genutzt, um die Ergebnisse aus der Modellierung der Systemebene mit RE-

Mix auf exemplarische Netze abzubilden. Näheres zur Methode findet man in [30] . Die Funktio-

nalitäten sind in pandapowerPro implementiert und konnten somit unter Nutzung exogener 

Annahmen aus dem REMix-Modell angewendet werden. 
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Tabelle 15: Typische Modellcharakteristika des Verteilnetzmodells  

Modellname  pandapower(Pro) 

Urheber (Institut)  Fraunhofer Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik 

Modelltyp  Zeitreihensimulation sowie Leistungsflussberechnung 

Technischer Fokus  Stationärer Leistungsfluss im Stromverteilnetz 

Geografischer Fokus  Einzelne Verteilnetzgebiete 

Räumliche Auflösung  Niederspannungsnetzknotenscharf 

Anzahl betrachteter 
Zeitpunkte pro R e-
chenlauf  

2 (Worst-Case Analyse), Jahressimulation (z.B. 525600 bei 15 min Auf-
lösung) 

Zeitliche Auflösung  1 bis 15 Minuten - 

Input -Parameter   
ZD TD RD 

¶ MS- und NS-Netzmodelle P  P 

¶ Last (Wirk-, Blindleistung) pro Haushalt/Gewerbe P P P 

¶ Erzeugung (Wirk-, Blindleistung) pro Erzeugungs-
anlage 

P P P 

Output -Parameter  ¶ Spannungen und Leistungsflüsse im Netz P  P 

¶ Erforderliche Netzausbaumaßnahmen  P P 

¶ Speicherkapazität und SOC-Zeitreihen P P P 

 

Abbildung 9: Konzept ȵÐandapower/ pandapower ProȰ-Software. Der grün gekennzeichnete Teil ȵpan-
dapower Ȱ ist Open-Source. Anwendungen (blau)  werden vom Fraunhofer IEE entwickelt  
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 AMIRIS (DLR) 4.1.4

Tabelle 16: Typische Modellcharakteristika von AMIRIS  

Modellname  
AMIRIS - Agentenmodell zur Integration Regenerativer in die Strom-
märkte 

Urheber (Institut)  
Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt (DLR), 

Institut für Technische Thermodynamik 

Modellt yp Agentenmodell (Simulation) 

Technischer Fokus  
Strommarkt, Einsatz Erneuerbarer Energien unter regulatorischen 
Rahmenbedingungen auf Akteursebene 

Geografischer Fokus  Deutschland 

Räumliche Auflösung  national 

Anzahl betrachteter 
Zeitpunkte pro R e-
chenlau f 

Variabel (für ein Jahr: 8760) 

Zeitliche Auflösung  1h-Schritte 

Input -Parameter   
ZD TD RD 

¶ Kosten (fix und variabel) für Anlagebetreiber und 
Direktvermarkter  

P P  

¶ Wirkungsgrade P P  

¶ Rahmenbedingungen P P  

¶ Brennstoffpreise und CO2-Zertifikatspreise P P  

¶ Lastprofil P   

¶ Installierte Stromerzeugungskapazitäten P P  

Output -Parameter  ¶ Einsatzprofile von Speichern unter unterschiedli-
chen Betriebsstrategien 

P P  

¶ Einsatzprofile von Speichern unter unterschiedli-
chen regulatorischen Rahmenbedingungen 

P P  

¶ Erlöse der Direktvermarkter P P  

Das am DLR entwickelte Agentenmodell AMIRIS ermöglicht Analysen zur Marktintegration der 

erneuerbaren Energien (EE) sowie von Flexibilitätsoptionen. Im Gegensatz zu Gleichgewichts- 

und Optimierungsmodellen existiert keine übergeordnete, zentral vorgegebene Zielfunktion. Im 

Zentrum stehen die im Modell als Agenten dargestellten Akteure der Stromwirtschaft mit ihren 

Wahrnehmungen und Handlungsmustern. Durch die Modellierung entsteht ein sich selbst ent-

wickelndes System, in dem der Einfluss des Akteursverhaltens und seiner Wechselwirkungen 

zwischen den Akteuren dargestellt wird. 

AMIRIS verfügt über eine detaillierte , stündlich aufgelöste modellendogene Simulation des 

Energy-Only-Marktes, in dem die Grenzkosten der Kraftwerke über Rohstoffpreise, CO2-Preise, 

Wirkungsgrade der Technologien und weitere variable Kosten bestimmt werden. Die relevanten 
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Akteure (z.B. Direktvermarkter von EE-Anlagen) sind als Agenten prototypisiert abgebildet. Ihre 

mikroökonomisch ausgerichteten Entscheidungen basieren dabei sowohl auf der mit Unsicher-

heiten verknüpften Einschätzung der Marktpreise wie auch auf der Berücksichtigung aktueller 

Fördermaßnahmen für erneuerbare Energien. Aus dem strategischen Handeln der Akteure re-

sultieren Marktpreise, aus denen Refinanzierungsmöglichkeiten für die Anlagenbetreiber oder 

Versorgungsengpässe über Knappheitspreise abgeleitet werden können. So kann mit AMIRIS 

z.B. der Einsatz von Schlüsseltechnologien im Strommarkt aus der betriebswirtschaftlichen Sicht 

untersucht werden. Abbildung 10 zeigt die Struktur des AMIRIS-Modells. Die EE-

Anlagenbetreiber-Agenten können prototypisch nach verschiedenen Leistungsklassen mit un-

terschiedlich hohen Stromgestehungskosten und Eigentümerstrukturen ausdifferenziert werden 

und somit unterschiedliche Handlungsmotivationen und Renditeerwartungen aufweisen11. Ge-

nauso wie die Anlagenbetreiber können auch die Direktvermarktungs-Agenten prototypisierte 

EE-Direktvermarkter abbilden. Sie übernehmen für die vertraglich an sie gebundenen Anlagen-

betreiber sämtliche Pflichten der Direktvermarktung, wie Leistungs- und Preisprognosen sowie 

die Fahrplanmeldung. Es sind verschiedene Förderinstrumente wie z.B. die gleitende oder fixe 

Markt- oder Kapazitätsprämie implementiert, die unterschiedliche Anreizwirkungen hinsichtlich 

des Einspeiseverhaltens mit sich bringen. 

Physikalisch fließt der Strom im Modell über den Netzbetreiber zum Lieferanten, der die Nach-

frage symbolisiert und als Senke des Systems dient. Die Nachfrageseite wird derzeit über ein 

gesamtdeutsches Lastprofil abgebildet. Eine detaillierte Modell- und Methodenbeschreibung von 

AMIRIS ist in [31]  zu finden. 

                                                             

11 Die Identifizierung, Typbildung und Modellierung der einzelnen Anlagenbetreiber- und Direktvermark-
tungs-Agenten basiert dabei auf einer sozio-technischen Akteursanalyse mit Hilfe von Dokumentenanaly-
sen, semi-strukturierter Experteninterviews und Akteursworkshops. Diese Akteursanalysen wurden z.T. 
in Vorprojekten zur Entwicklung des AMIRIS-Modells gemeinsam mit Technik- und Umweltsoziologen des 
ȵZentrums für interdisziplinäre Risiko- ÕÎÄ )ÎÎÏÖÁÔÉÏÎÓÆÏÒÓÃÈÕÎÇȰ ɉ:)2)53Ɋ ÄÅÒ 5ÎÉÖÅÒÓÉÔßÔ 3ÔÕÔÔÇÁÒÔ 
durchgeführt. 
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Abbildung 10: Strukt ur des Agentenmodells AMIRIS  

AMIRIS ergänzt in INTEEVER die Perspektive der volkswirtschaftlichen Systemoptimierung um 

betriebswirtschaftliche Einsatzstrategien der betrachteten Speichertechnologien. Dies geschieht 

vor dem Hintergrund der ermittelten Zusammensetzungen des Kraftwerksparks sowie unter 

Berücksichtigung verschiedener regulatorischer Rahmenbedingungen. 

4.2 MODELLENTWICKLUNGEN 

Die Weiterentwicklung des Modells REMix umfasst mehrere Aspekte. Dies sind zum einen die im 

Modell integrierte Lastflussberechnung und Netzausbauplanung und zum anderen eine verein-

fachte Methodik zur Modellierung des Lastmanagements in REMix. Hier werden ebenfalls As-

ÐÅËÔÅ ÓÏ ÇÅÎÁÎÎÔÅÒ ȵ5ÎÉÔ-Commitment--ÏÄÅÌÌÅȰ [34]  bei der Modellierung thermischer Kraft-

werke berücksichtigt. Methodische Weiterentwicklungen erfolgten in INTEEVER zudem zur Er-

mittlung von regional unterschiedlichen Netzausbaukosten und charakteristischen PTDF-

Matrizen für das Übertragungsnetz sowie zur Analyse von Netzausbaustrategien im Verteilnetz. 

Für die Agentenbasierte Modellierung von Speicherstrategien wurden ebenfalls neue Modellan-

sätze entwickelt und angewendet. 

 NETZMODELLIERUNG IN REMIX (DLR) 4.2.1

Die Netzmodellierung in REMix basiert auf der räumlichen Aggregation der Übertragungsleitun-

gen des europäischen Verbundnetzes auf Regionen (vgl. Abbildung 3). Zur Modellierung des 

Leistungsflusses zwischen Regionen werden im Grunde zwei lineare Modellierungsansätze ge-

nutzt. Diese gewährleisten neben dem räumlichen Lastausgleich die Möglichkeit zur Ausbaupla-

nung von Übertragungskapazitäten. Dabei dient ein lineares, kapazitätsbeschränktes Trans-

portmodell [51]  zur Modellierung des Stromtransports über HGÜ-Übertragungsstrecken, wäh-
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rend mit Hilfe eines DC-Lastfluss-Modells [32]  Leistungsflüsse im HDÜ-Netz abgebildet werden. 

Die hierfür benutzten PTDF werden entweder aus dem Verhältnis von Entfernungen zwischen 

geografischen Regionen-Mittelpunkten ermittelt und konstant über alle Stunden des Jahres an-

genommen. 

Alternativ wurde REMix um eine Schnittstelle erweitert, welche die Nutzung von stundenspezi-

fischen, extern bestimmten PTDF-Zeitreihen ermöglicht. Hiermit sollen netzseitige Restriktionen 

bezüglich der Leistungsflussverteilung im Stromübertragungsnetz in Abhängigkeit zeitlich un-

terschiedlicher Einspeise- und Lastsituationen besser als bisher berücksichtigt werden (s. 4.3.1). 

 BESTIMMUNG LEITUNGSSPEZIFISCHER NETZAUSBAUKOSTEN (IFK) 4.2.2

Um zu berücksichtigen, dass Ausbaumaßnahmen im Übertragungsnetz zum einen aus Netzver-

stärkungsmaßnahmen bereits verbundener Regionen bestehen können, und zum anderen Netz-

ausbau durch Neubauprojekte betrieben werden kann, muss die Bestimmung der leitungsspezi-

fischen Netzausbaukosten über zwei unterschiedliche Ansätze verfolgt werden: Netzausbau und 

Netzzubau. Beide Ansätze haben gemein, dass zunächst über Meta-Studien die technologiespezi-

fischen Kosten ermittelt werden müssen. Weiterhin ist zur Bestimmung der absoluten Kosten 

einer Netzausbaumaßnahme die Distanz zwischen Anfangs- und Endpunkt je Maßnahme zu er-

mitteln. Vereinfachte Überlegungen wie die Verbindung zweier Flächenschwerpunkte von Regi-

onen führen aufgrund ihrer großflächigen Definition im Projekt zu unrealistisch großen Längen 

und damit zu unrealistisch hohen Kosten.  

Um Netzverstärkungs- und Netzzubaumaßnahmen realistisch abbilden zu können, werden da-

rum die jeweils nächsten Umspannwerke zweier bereits durch Flowgates verbundenen Regio-

nen bzw. zu verbindenden Regionen gewählt. In einem zweiten Schritt wird die kürzeste Distanz 

zwischen verbundenen Umspannwerken mittels der Trassentopografie über ein Referenz-

Ellipsoidmodell der Erde ermittelt. Durch die Änderung der Topografie ändert sich beispielswei-

se die Anzahl der benötigten Masten. So müssen bei einer Trasse, die durch hügeliges Gebiet 

führt, eine höhere Anzahl an Masten eingeplant werden, um an jedem Ort den nötigen Bodenab-

stand einhalten zu können. Auch nehmen die Baukosten der Leitung in schwierigem Gelände zu, 

da Material und Maschinen aufwendig an die Baustelle transportiert werden müssen. Aus die-

sem Grund verwendet die Methode ein Höhenmodell des europäischen Festlandes, welches das 

gesamte Gebiet des kontinentaleuropäischen Übertragungsnetzes abdeckt. Auf Basis dieser in 

den Abschnitten 3.5.3 und 6.1.3 näher beschriebenen Methodik werden die Kosten der Freilei-

tungen berechnet. 

 VERBESSERUNG DES MODELLS ZUR KRAFTWERKSEINSATZOPTIMIERUNG (DLR) 4.2.3

"ÅÉÍ +ÒÁÆÔ×ÅÒËÓÅÉÎÓÁÔÚÍÏÄÅÌÌ ÉÎ 2%-ÉØ ÈÁÎÄÅÌÔ ÅÓ ÓÉÃÈ ÕÍ ÅÉÎ ËÌÁÓÓÉÓÃÈÅÓ ȵ%ÃÏÎÏÍÉÃ $ÉÓÐÁÔÃÈȰ 

Modell [34] , das auf einem Linear Programming-Ansatz basiert. Deshalb kann davon ausgegan-

gen werden, dass die Flexibilität von Großkraftwerken, insofern es sich pro Region nur um we-

nige einzelne handelt, tendenziell überschätzt wird. Um den Effekt häufiger Lastwechsel im 

KraftwerkseinsatzmodelÌ ÚÕ ÂÅÓÃÈÒßÎËÅÎ ×ÅÒÄÅÎ ÄÅÓÈÁÌÂ 3ÔÒÁÆËÏÓÔÅÎ ɉȵ×ÅÁÒ ÁÎÄ ÔÅÁÒ ÃÏÓÔÓȰɊ 

angenommen. Durchgeführte Parametervariationen zu diesen Kosten haben allerdings gezeigt, 

dass die Höhe dieser Kosten nur einen sehr geringen Einfluss auf den sich ergebenden Kraft-

werkspark hat. Dies deckt sich ebenfalls mit den Erkenntnissen aus [33] . Darin wird gezeigt, 

dass der Fehler des verwendeten Modellierungsansatzes gegenüber dem phänomenologisch 

ÐÒßÚÉÓÅÒÅÎ ȵ5ÎÉÔ #ÏÍÍÉÔÍÅÎÔȰ-Modell [34]  für geringe Anteile von Strom aus konventionellen 
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Kohle- und Kernkraftwerken an der Gesamtstromerzeugung gering ist. Dennoch liefert die Be-

rücksichtigung von Zusatzkosten basierend auf Erfahrungswerten einen realistischeren zeitli-

chen Einsatz der installierten Leistungen. 

 LASTMANAGEMENT (DLR) 4.2.4

Abweichend von der sehr detaillierten Modellierung der Lastverschiebung und des Lastabwurfs, 

die im Rahmen von früheren Projekten entwickelt und angewendet wurde [35,54], kommt in 

diesem Projekt zur Verringerung der Komplexität und Rechenzeit eine vereinfachte Abbildung 

des Lastmanagements zum Einsatz. In dieser werden das Vorziehen und Verzögern von Lasten 

über fiktive Energiespeicher dargestellt [36] . 

Im Falle des Vorziehens der Last ist dies analog zu einem klassischen Stromspeicher, der bei 

Erhöhung der Last zunächst geladen und bei der folgenden Absenkung wieder entladen wird. 

Bei einer Verzögerung der Last liegt der inverse Prozess vor, bei dem der Speicher beim Absen-

ken der Last geladen und beim später folgenden Erhöhen der Last wieder entladen wird. Der 

Fall des Lastabwurfs entspricht dem Verzögern der Last, ohne dass jedoch der Speicher wieder 

entladen werden muss. Ob eine verschiebbare Last für ein Vorziehen, Verzögern oder Abwerfen 

zur Verfügung steht oder nur einzelne dieser Maßnahmen, kann individuell im Modell definiert 

werden. Die maximale Höhe der Beladung und Entladung ergibt sich aus den in jeder Stunde 

vorliegenden Potenzialen des Lastmanagements. Deren Erhebung und Ausmaße sind beschrie-

ben in [37] . Die dort erfassten theoretischen Potenziale werden gemäß [71]  auf praktische Po-

tenziale reduziert. Anders als bei der detaillierten Modellierung des Lastmanagements erfolgt 

hier keine Berücksichtigung maximaler Verschiebe- und Einsatzdauern. Die Speicherdauer des 

Lastmanagements wird vielmehr durch die Einbindung zusätzlicher Kosten und Verluste einge-

schränkt. Diese skalieren mit der Dauer zwischen Eingriff in die Last und Ausgleich dieses Ein-

griffs. Zusätzlich können Kosten und Verluste relativ zur Höhe der Lastabsenkung bzw. Laster-

höhung berücksichtigt werden.  

 NETZAUSBAUSTRATEGIEN UND NETZAUSBAUMAßNAHMEN IM VERTEILNETZ (IEE) 4.2.5

Für die Verteilnetzmodellierungen werden im Rahmen des Projekts die Methoden und Analyse-

ansätze bezüglich der im Folgenden beschriebenen Ziele weiterentwickelt und hierfür ein geeig-

netes Modell, wie in Kapitel 6.3 näher beschrieben, parametriert:  

Worst -Case-Analyse 

Die Notwendigkeit von Netzausbaumaßnahmen in einem Verteilnetz wird anhand von Extrem-

fällen (Worst-Cases) bestimmt. Hierzu werden zwei Fälle unterschieden, der Einspeisefall und 

der Starklastfall. Im Einspeisefall wird ein geringer Stromverbrauch auf Lastseite angenommen 

und eine starke Erzeugung der erneuerbaren Energieanlagen wie PV und Windkraftanlagen. 

Dieser Fall tritt häufig im Frühling an einem Sonntagmorgen auf, wenn viele Menschen noch 

schlafen, die Sonne bereits scheint und der Wind weht. Der Starklastfall bildet die Kombination 

aus nahezu keiner dezentralen Stromerzeugung und hohem Lastaufkommen ab. Dieser Fall tritt 

häufig Anfang des Jahres bei großer Kälte, Windstille und starker Bewölkung auf. Beide Fälle 

werden mit Hilfe einer Netzsimulation untersucht. Kommt es hierbei zu Spannungsverletzungen 

oder Betriebsmittelüberlastungen werden Netzausbaumaßnahmen geplant. 
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Ableitung von Netzausbaukosten mit Batterien  

Sind die Grenzwertverletzungen in einem Netz ermittelt, können durch Festlegung der Netzaus-

baumaßnahmen die nötigen Kosten ermittelt werden. Bei der Bestimmung der Netzausbaukos-

ten im Verteilnetz wird zunächst eine Referenzstrategie angewendet, wobei das Netz mittels 

klassischer Ausbaumaßnahmen (neuen Leitungen bzw. Ersatz von Transformatoren) unter An-

wendung eines klassischen Planungsalgorithmus ausgebaut wird. Im Vergleich dazu wird einer-

seits eine vorausschauende Ausbaustrategie angewendet und andererseits die Installation netz-

dienlicher Batteriespeicher als weitere Ausbaumaßnahme berücksichtigt. Für jede der Ausbaus-

trategien werden die Investitionskosten für den Netzausbau ermittelt. Die Abschätzung dieser 

Investitionskosten basiert auf einer Worst-Case-Analyse für den Einspeise- bzw. Starklastfall.  

Zeitreihenbasierte  Jahressimulation  

Bei einer zeitreihenbasierten Netzanalyse werden nicht nur zwei Extremfälle untersucht, son-

dern die einzelnen Zeitschritte eines ganzen Jahres betrachtet. Hierbei ist es möglich Abhängig-

keiten zwischen den Zeitschritten mit einzubeziehen. Bei einer Netzausbauuntersuchung unter 

Einbindung von Speichertechnologien ist dies eine Methode, um den Einfluss der Speicherrege-

lung mit zu untersuchen. Netzausbaumaßnahmen werden anhand dieser Methode noch selten 

abgeleitet, da eine optimierte Netzausbauplanung viel Rechenzeit erfordert . Es können aber 

neue Extremwerte aus den Zeitreihen für eine Worst-Case-Analyse abgeleitet werden, wobei zu 

prüfen bleibt, ob das ausgewählte Jahr repräsentativ für die folgenden Jahre ist. 

 BATTERIESPEICHERSTRATEGIEN IM AGENTENMODELL (DLR) 4.2.6

Zur Untersuchung betriebswirtschaftlicher Betriebsstrategien wurden für drei grundsätzlich 

unterschiedliche Speicherstrategien neue agentenbasierte Modellansätze entwickelt und ange-

wendet, um den Einfluss dieser Strategien auf das Gesamtsystem beurteilen zu können: 

1. Strategie zur Maximierung des Profits über Arbitragegeschäfte an der Börse: Es handelt 

ein einzelner Agent, der den Betrieb seines Speichers bestimmt [MAX]. 

2. Robuste profitorientierte Strategie für Arbitragegeschäfte an der Börse: Es handeln be-

liebig viele Agenten, die im Wettbewerb zu einander stehen ɀ jedem ist ein eigener Spei-

cher zugeordnet [MULTI]. 

3. Strategie zur Minimierung der Systemkosten: Es handelt ein einzelner Agent, der den 

Betrieb seines Speichers bestimmt [MIN]. 

Unter Verwendung der Strategie MAX wird dem zu untersuchenden Strommarkt eine vorher 

definierte Kapazität eines Speichers (hier aus Ergebnissen der Systemoptimierung mit REMix) 

hinzugefügt. Diese gesamte Speicherkapazität wird einem Agenten zugeordnet, der den Betrieb 

des Speichers steuern kann. Der Agent verwendet dabei eine Strategie, mit Hilfe derer er seinen 

Profit über Arbitrage auf dem Day-Ahead-Markt zu maximieren versucht. Dabei berücksichtigt 

er den Einfluss seines Handelns auf den Börsenstrompreis: Wird z. B. eine signifikante Energie-

menge eingespeichert, so erhöht dies die Nachfrage und damit den Preis. Umgekehrt sinkt der 

Preis durch Bereitstellung von Energie bei der Ausspeicherung. Durch die Berücksichtigung der 

Auswirkungen des eigenen Verhaltens auf die Börsenpreise wird der Agent die Preise nur soweit 

beeinflussen, wie es für die Maximierung des Profits noch sinnvoll ist. Da hier die ökonomischen 

Anreize die Betriebsführung des Speichers bestimmen, werden technische Möglichkeiten unter 
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Umständen nicht vollständig ausgenutzt. Verfügbare Speicherkapazitäten werden also in be-

stimmten Stunden aus ökonomischen Gründen gegebenenfalls nicht berücksichtigt. 

 

 

Abbildung 11: Schematische Darstellung des Dynamic Programming Algorithmus. Die schwarzen Stufen sy m-
bolisieren die verschiedenen möglichen S peicherfüllstände zur Zeit t und dem darauffolgenden Zeitschritt 
t+1. Rote Pfeile deuten die möglichen Änderungen des Füllstandes an.  

Die technische Umsetzung der Speicherstrategie MAX erfolgt mittels eines Dynamic Program-

ming Algorithmus (siehe Abbildung 11) [38,39]. Hierzu werden die möglichen Speicherfüllstän-

de zunächst diskretisiert, d.h. in eine ganzzahlige Menge an Füllstandstufen unterteilt. Im An-

schluss werden für jeden möglichen Anfangszustand Ὥ zur Zeit ὸ die Ausgaben oder Einnahmen 

berechnet, die beim Wechsel auf einen Zustand  Ὦ zum nächsten Zeitschritt ὸ ρ entstehen. Be-

rücksichtigt man zudem die der Zeit ὸ vorhergehenden Einnahmen und Ausgaben, kann eine 

optimale Abfolge von Speicherfüllstandstufen ermittelt werden, mit der die Einnahmen des 

Speicherbetreibers maximiert werden können. Analog wird für die Speicherstrategie MIN (siehe 

auch unten) vorgegangen, wobei hierfür die Systemkosten als Kosten der gesamten Stromerzeu-

gung in der jeweiligen Stunde betrachtet werden und deren Summe über einen Speichereinsatz 

minimiert wird.  

Die Wahl der Anzahl der Diskretisierungsstufen hat einen erheblichen Einfluss auf die Präzision 

des Algorithmus. Mittels umfangreicher Konvergenzuntersuchungen konnte jedoch eine zufrie-

denstellende Anzahl an Diskretisierungsstufen ermittelt werden, die eine hohe Performanz und 

hinreichende Präzision der Ergebnisse gewährleistet. Weitere wichtige Parameter sind das Vo-

raussichtsintervall und das Planungsintervall (siehe Abbildung 12).  
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Abbildung 12: Schematische Darstellung d er Zeitintervalle für Voraussicht und Planung beim Speichereinsatz  

Das Voraussichtsintervall bestimmt die Menge an Zeitschritten, die bei der Optimierung des 

Speichereinsatzes berücksichtigt werden. Informationen für spätere Zeitpunkte können nicht 

verwendet werden. Diese Einschränkung trifft auch auf Planungsvorgänge in der Realität zu. Das 

Planungsintervall entspricht der Menge an Folgezeitschritten, für die zum Zeitpunkt t auch tat-

sächlich ein Einsatzplan erstellt wird. Wenn das Planungsintervall kürzer ist als das Voraus-

sichtsintervall, muss nach Ablauf des Planungsintervalls ein neuer Plan erstellt werden. Dieser 

berücksichtigt dann aber bereits weitere Zeitschritte, welche bei der Erstellung des ersten Plans 

nicht berücksichtigt wurden (rollierende Planung). 

Die Strategie MULTI hat wie Strategie MAX das Ziel, den Profit über Arbitragegeschäfte am Day-

Ahead-Markt zu maximieren. Der Unterschied zu MAX liegt hier jedoch darin, dass gleichzeitig 

mehrere Agenten mit einem Speicher am Markt handeln. Die Abbildung dieses gleichzeitigen, 

mehrfachen Handels bedarf eines alternativen Algorithmus, der ein möglichst realistisches Bie-

ten der Agenten abbildet. Dabei muss gewährleistet sein, dass die Agenten ohne Kenntnis der 

Gebote der anderen Agenten eine Strategie verfolgen, die ihnen eine Profitmaximierung erlaubt. 

Diese Variante basiert auf dem Median der vorhergesagten Strompreise (siehe Abbildung 13) 

und ist damit robust gegenüber Unsicherheiten und Fehlern in der Preisprognose.  
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Abbildung 13: Schematische Darstellung der median -basierten Speicherstrategie  

Ausgehend vom Median des Strompreises während des Vorhersagezeitraums wird eine Min-

destmarge festgelegt, mit der die zu erwartenden Lade- und Entladeverluste sowie Preisvorher-

sageunsicherheiten berücksichtigt sind. Die Lade- und Entladeleistung im Planungszeitraum 

wird dann proportional zu erwarteten Preisdifferenzen zum Preismedian bestimmt. Da bei die-

sem Ansatz weder die Veränderung des Preises aufgrund des eigenen Ladeverhaltens noch das 

Ladeverhalten der anderen Speicheragenten berücksichtigt wird und zudem noch Preisvorher-

sagefehler auftreten können, ist eine ständige (stündliche) Adaption des Speichereinsatzes not-

wendig.  

Die Strategie MIN wird implementiert, um die anderen beiden Strategien mit einem systemop-

timalen Einsatz des Speichers zu vergleichen. In diesem Fall kennt der Agent das gesamte Sys-

tem und kann über die Kosten der einzelnen Stromerzeuger die Gesamtkosten der Stromerzeu-

gung für jede Stunde berechnen. Bei der Berechnung berücksichtigt der Agent dann auch den 

Einfluss des Speichers und lädt oder entlädt diesen, um die Gesamtkosten zu minimieren. Diese 

für Vergleichszwecke implementierte Strategie folgt nicht dem eigentlichen agentenbasierten 

!ÎÓÁÔÚȟ ÄÁ ÈÉÅÒ ÄÅÒ !ÇÅÎÔ ȵÁÌÌ×ÉÓÓÅÎÄȰ ÉÓÔ ÕÎÄ ÎÉÃÈÔ ÓÅÉÎÅÎ ÅÉÇÅÎÅÎ ×ÉÒÔÓÃÈÁÆÔÌÉÃÈÅÎ 6ÏÒÔÅÉÌ 

sucht, sondern das Gesamtsystem betrachtet. 

4.3 MODELLKOPPLUNG (DLR) 

Für die in Abschnitt 4.1 charakterisierten Modelle ×ÉÒÄ ÅÉÎ ȵ3ÏÆÔ-#ÏÕÐÌÉÎÇȰ ÄÕÒÃÈÇÅÆİÈÒÔȢ Aus-

gangspunkt und gemeinsame Eingangsdatenbasis hierfür sind die in Kapitel 3 und 5 vorgestell-

ten Szenarien und Rahmenannahmen. Mittelpunkt der Modellkopplung bildet das Energiesys-

temmodell REMix. Der entsprechende Datenfluss ist in Abbildung 14 veranschaulicht. 



46 

 

 

Abbildung 14: Modellübergreifender Datenfluss  

Grundidee hinter dieser Art der Modellkopplung ist einerseits die Berücksichtigung von Effekten 

im Stromversorgungssystem, die mit Hilfe des Energiesystemmodells nicht bzw. nur stark ver-

einfacht abgebildet werden. So wird zwar mittels der in REMix integrierten Gleichstromleis-

tungsflussberechnung (DC-Approximation) [40]  die Möglichkeit einer räumlichen Lastverschie-

bung zwischen aggregierten Regionen generell berücksichtigt, robuste Aussagen zum Netzaus-

baubedarf lassen sich damit allerdings nur eingeschränkt ableiten, da weder der Blindleistungs-

haushalt noch die Auslastung einzelner Netzbetriebsmittel modelliert werden . Zudem vernach-

lässigt die rein entfernungsbasierte Bestimmung von Leistungsflussverteilfaktoren die Tatsache, 

dass sich ebendiese zwischen unterschiedlichen Netznutzungsfällen voneinander unterscheiden.  

Ergänzend zur Perspektive des Gesamtsystems und des weiträumigen Stromaustauschs über 

das Übertragungsnetz bestehen insbesondere die Perspektiven b und die Anforderungen des 

Verteilnetzes, die über die datenseitige Kopplung mit in die Analyse eingebunden werden sollen. 

 ENERGIESYSTEMMODELLIERUNG ɀ LEISTUNGSFLUSSSIMULATION IM 4.3.1

ÜBERTRAGUNGSNETZ (DLR, IFK) 

Bezüglich des Übertragungsnetzes nutzt REMix ÁÌÓ ȵ3ÏÆÔ-#ÏÕÐÌÉÎÇȰ z.T. Eingangsdaten aus dem 

Simulationsmodell POSIM, um die Verteilung von Leistungsflüssen zwischen Regionen anhand 

netzknotenscharfer, stationärer AC-Lastflussberechnungen abzuleiten. Dies betrifft insbesonde-

re die PTDF-Matrizen, die den jeweiligen Stunden eines modellierten zukünftigen Jahres als 

netzseitige Restriktion zugeordnet werden. Ebenso spielen die differenzierten Netzausbaukos-

ten eine Rolle bei der aus Systemsicht endogen berechneten Erweiterung der Übertragungska-

pazitäten im Netz zwischen den betrachteten Regionen.  

Zur Kopplung von REMix mit der Leistungsflusssimulation in POSIM werden charakteristische 

PTDF-Matrizen basierend auf detaillierten Leistungsflussberechnungen historisch aufgetretener 

Netznutzungsfälle unter zusätzlicher Berücksichtigung des bis 2030 erwarteten Netzausbaus 

erstellt. Um alle Einspeise- und Lastsituationen über ein Szenario-Jahr hinreichend genau annä-

hern zu können, werden aus den vorliegenden Netznutzungsfällen mittels eines statistischen 

Ansatzes sechs Zeitpunkte identifiziert, zu denen aus den Ergebnissen der detaillierten Leis-

tungsflussrechnung PTDF-Matrizen erzeugt werden. Festgelegt werden bei der Auswahl die we-

sentlichen Parameter Netzlast und Stromerzeugung aus Windenergieanlagen (WEA). Abbildung 

15 zeigt die Szenariomatrix für die Auswahl der charakteristischen Netznutzungsfälle. Die Sze-

narien sind dabei nach der Nomenklatur 04$&
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ȵπȰ ÅÉÎÅ ÄÕÒÃÈÓÃÈÎÉÔÔÌÉÃÈÅ ,ÁÓÔÓÉÔÕÁÔÉÏÎ ËÅÎÎÚÅÉÃÈÎÅÔȟ ÄÉÅ )ÎÄÉÚÅÓ ȵϹȰ ÕÎÄ ȵɀȰ ÊÅ×ÅÉÌÓ ÓÔÁÒËÅ ÕÎÄ 

schwache Last- bzw. Einspeisesituationen. 

 

Abbildung 15: Darstellung der charakteristischen Netznutzungsfälle ἜἢἎἐἚἭἼὂἴἩἻἼ
ἏἱἶἻἸἭἱἻἽἶἯ ἥἏἋ

 

Der Auswahl zugrunde liegen die Zeiträume 8. bis 15. April 2015, 21. bis 28. Mai 2015 und 16. 

bis 23. November 2015, für die räumlich und zeitlich aufgelöste Einspeise- und Verbrauchsdaten 

vorliegen. 

Die anschließende Nutzung dieser charakteristischen PTDF-Matrizen für die Energiesystemmo-

dellierung erfordert die folgenden Arbeitsschritte: 

1. Klassifizierung aller Zeitpunkte der Eingangszeitreihen für Last- und Wetter bzw. Einspei-

sung aus Windenergie (2006-2012) gemäß in der obigen Methodik. D.h. anhand einer statis-

tischen Auswertung über alle Zeitpunkte dieses Zeitraumes werden (vgl. Kapitel 6.1.1) 

Stützwerte ermittelt, welche eine Zuordnung der stündlichen Nachfrage konventioneller 

elektrischer Verbraucher in schwach, mittel und hoch ermöglichen. Gleiches gilt für die Ein-

teilung der potentiellen Stromerzeugung aus Windenergie. 

2. Basierend auf dieser Zuordnung werden stündliche PTDF-Profile generiert, wobei jeder 

Stunde innerhalb des Zeitraums 2006-2012 eine der PTDF der sechs charakteristischen 

Netznutzungsfälle zugeordnet wird.  

3. In der Modellformulierung werden die Nebenbedingungen des DC-Power-Flow (Gleichung 

(7) und (8) ersetzt durch die Nebenbedingung (9) (vgl. Gleichung (6))12. 

 ╟░□▬▫►◄ ὸȟὶ ╟▄●▬▫►◄ ὸȟὶ ╟■▫▼▼ὸȟὶ  ὄ ὶȟὶᴂẗⱣ  ὸȟὶ  

 ᶅὸȟᶅὶɴ Ὑ Ǫ  

(7) 

 ╟╕ὸȟὰ ὄ ὰȟὰᴂẗὑὶȟὰẗⱣὸȟὶ

ᶰ ȟ

 

 ᶅὸȟὰ 

(8) 

                                                             

12 Aus Gründen der Lesbarkeit wird in den Gleichungen auf die Darstellung einiger Indizes, welche aller-
dings Teil der Modellformulierung sind, verzichtet. Dies betrifft beispielsweise die Jahres- oder Technolo-
giedimension. 
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 ╟░□▬▫►◄ ὸȟὶ ╟▄●▬▫►◄ ὸȟὶ ╟■▫▼▼ὸȟὶ ὖȟ ὶȟὸ

 ὓ  ὸȟὶȟὰẗ ╟╕ὸȟὰ  ὖȟ  ὸȟὰ 

 ᶅὸȟᶅὶɴ Ὑ Ǫ  

(9) 

 ╟░□▬▫►◄ὸȟὶ: Importierte Leistung pro Region r und Zeit-
schritt ὸ 

 ╟▄●▬▫►◄ὸȟὶ: Exportierte Leistung pro Region r und Zeit-
schritt ὸ 

 ╟■▫▼▼ὸȟὶ: Übertragungsverluste pro Region r und Zeit-
schritt ὸ 

 ὄ ὶȟὶᴂȡ Entfernungsbasierte Suszeptanzen zwischen 
den Regionen 

 Ὑ Ǫ  Menge aller Regionen innerhalb der ENTSO-E 
Regional Group Continental Europe und der 
nordafri kanischen Länder 

 Ᵽ ὸȟὶ: Spannungswinkel pro Region r und Zeit-
schritt ὸ 

 ╟╕ὸȟὰ: Wirkleistungsflüsse auf Übertragungsleitun-
gen (Flowgates) ὰ pro Zeitschritt ὸ 

 ὄ ὰȟὰᴂ Diagonalmatrix der entfernungsbasierten 
Übertragungsleitungs-Suszeptanzen 

 ὑὶȟὰ Inzidenzmatrix des aggregierten Netzwerkes 
(Referenz-Regionenmodells) 

 ὓ  ὸȟὶȟὰ PTDF-Matrizen des aggregierten Netzwerkes 
pro Zeitschritt ὸ 

4. Da die PTDF-Matrizen lediglich für Regionen und deren Flowgates gültig sind, die der ENTSO 

Regional Group Central Europe und den nordafrikanischen Staaten Marokko, Tunesien und 

Algerien zugeordnet werden können, wird für die übrigen Regionen eine weitere Nebenbe-

dingung implementiert, welche beliebige Leistungsflüsse über die entsprechenden Verbin-

dungen unterbindet. Diese fixiert im einfachsten Fall die Differenz der Import e und Exporte 

der nach den obigen Gleichungen modellierten Leistungsflüsse auf null: 

 ╟░□▬▫►◄ ◄ȟ► ╟▄●▬▫►◄ ◄ȟ►  π 

 ᶅὸȟᶅὶɵ Ὑ Ǫ  

(10) 

Dementsprechend werden die Leistungsflüsse für beispielsweise das Baltikum über den 

Transportmodellansatz bestimmt. 
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 ENERGIESYSTEMMODELLIERUNG ɀ VERTEILNETZSIMULATION 4.3.2

Durch das räumliche Aggregieren von Erzeugern, Lasten und Lastausgleichsoptionen in REMix 

und die Fokussierung der Lastflussberechnung in POSIM auf die Stromtransportnetze (220 kV- 

und 380 kV-Ebene) werden lokale Effekte innerhalb der Energiesystemmodellierung vernach-

lässigt. Dies betrifft u.a. den Ausbaubedarf im Verteilnetz, der bei einem steigenden Anteil de-

zentraler Stromerzeugungsanlagen zu erwarten ist [41] . Um dennoch den Effekt der impliziten 

Annahme eines jederzeit bedarfsgerechten Netzausbaus auf Verteilnetzebene bewerten zu kön-

nen, werden unter Anwendung des Verteilnetzmodells pandapowerPro auf ein exemplarisches 

Verteilnetz, welches ebenfalls als Teilregion in REMix betrachtet werden kann, der Netzausbau-

bedarf und die damit verbundenen Kosten bestimmt. Die Konsistenz der Modellierungen wird 

auf der einen Seite durch das Übertragen des Szenarienpfades entsprechend Abschnitt 5.5.3 

erreicht. Zahlreiche weitere technische Parameter und strukturelle Annahmen sowie die ange-

nommenen Lastprofile werden entsprechend den Darstellungen in Kapitel 6.3 für die Verteil-

netzmodellierung aus anderen Quellen übernommen. Auf der anderen Seite stellt die Region 

Oberrhein eine zusätzliche Region innerhalb des in REMix genutzten Referenz-Regionenmodells 

dar. Sie ist über eine sehr großzügig dimeÎÓÉÏÎÉÅÒÔÅ ȵÆÉËÔÉÖÅȰ 6ÅÒÂÉÎÄÕÎÇ ÁÎ ÄÉÅ 2ÅÇÉÏÎ 4ÒÁÎs-

netBW2 angebunden. Aufgrund der begrenzten Ressourcen war im Vorhaben INTEEVER eine 

Modellkopplung mit iterativem Datenaustausch jedoch nicht möglich. Deshalb liegt im Kapitel 

6.3 der Fokus auf der Vorgehensweise und den Ergebnissen der exemplarischen Verteilnetzsi-

mulation. Die Ergebnisse liefern komplementäre Erkenntnisse infolge der abgestimmten Mo-

dellparametrierung. Auf den bisherigen Erfahrungen zur weitergehenden Kopplung der System- 

und der Verteilnetzmodellierung soll im Folgevorhaben aufgesetzt werden. 

 ENERGIESYSTEMMODELLIERUNG ɀ STROMMARKTMODELLIERUNG 4.3.3

Zwischen den Modellen REMix und AMIRIS findet ebenfalls eine unidirektionale Modellkopplung 

statt. Das agentenbasierte Simulationsmodell AMIRIS bildet den Stromerzeugungssektor und 

dessen Akteure in Deutschland ab, weitere räumliche Auflösungen werden dabei nicht betrach-

tet. Dabei können die Akteure ihre Stromerzeugung auf der Strombörse handeln, indem sie Ge-

botstupel mit Menge und Preis abgeben. Die angebotenen Preise sind dabei sowohl technologie-

abhängig als auch abhängig von gewählten Geschäftsmodellen und möglichen finanziellen För-

derungen. Angebotene Erzeugungsmengen basieren auf Kraftwerksverfügbarkeiten sowie Er-

zeugungsvorhersagen für erneuerbare Energien (EE). Für die Verwendung der Daten des Opti-

mierungsmodells REMix sind aufgrund der unterschiedlichen Modellfoki Anpassungen notwen-

dig. Neben der räumlichen Aggregation der Daten sind die im Folgenden beschriebenen Modifi-

kationen vorgenommen worden. 

In AMIRIS erfolgen Abregelungen von EE-Anlagen marktgetrieben im Simulationsverlauf und 

nicht systemgetrieben. Daher werden aus REMix die maximalen Einspeisepotenziale der EE 

übernommen, nicht aber die tatsächlichen Einspeisezeitreihen, da diese bereits eine systemge-

triebene Abregelung beinhalten und eine Verzerrung des Angebotes auf dem Markt darstellen 

würden. Die mit AMIRIS ermittelten Zeitreihen der Einspeisepotenziale können somit von den in 

REMix aus der Optimierung bestimmten Zeitreihen divergieren.  

Die mit REMix ermittelten Ergebnisse zu den installierten Erzeugungskapazitäten (inklusive der 

Speicherkapazitäten) werden nach einer Transformation der Einheiten in Megawatt in AMIRIS 

übernommen. 
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Da AMIRIS keinen grenzüberschreitenden Handel berücksichtigt und auf die Abbildung des 

Stromsektors beschränkt ist, werden Stromimporte und -exporte, die Stromerzeugung der KWK-

Anlagen, Nachfragen im Bereich Wärme und Mobilität sowie Demand-Response-Maßnahmen 

über eine angepasste Gesamtnachfrage übernommen. Pro Szenario setzt sich die entsprechende 

Zeitreihe der Stromnachfrage dann wie folgt zusammen: 

Endverbraucher Stromnachfrage (Haushalte und Gewerbe, Industrie) 

+ Stromnachfrage aus dem Verkehrssektor (unter Berücksichtigung des in REMix erfolg-

ten Lastausgleichs) 

+ Stromnachfrage aus dem Wärmesektor (unter Berücksichtigung des in REMix erfolgten 

Lastausgleichs) 

- Stromimporte aus deutschen Nachbarländern 

+ Stromexport in deutsche Nachbarländer 

Die oben aufgeführten Anpassungen der Output-Daten des Optimierungsmodells zur Nutzung 

als Input-Daten des agentenbasierten Simulationsmodells erfolgen über ein halb-

automatisiertes Verfahren. Dabei wird die mit REMix erzeugte, sehr umfangreiche GDX-

Ergebnisdatei zunächst eingelesen und die relevanten Informationen in CSV-Dateien gespei-

chert. Die Daten dieser Dateien werden gelesen und wie oben beschrieben verarbeitet (aggre-

giert, addiert, transformiert) und schließlich in Dateien gespeichert, die direkt in AMIRIS einge-

lesen werden können. Der entwickelte Vorgang erlaubt das schnelle Erzeugen von Eingangsda-

ten und ist daher für die Analyse unterschiedlicher Szenarien sehr gut geeignet. Weitere Infor-

mationen zur erfolgten Datenprozessierung finden sich im Anhang A3. 

5 SZENARIEN DES KRAFTWERKSPARKS IN EUROPA (DLR) 

Als Szenarien des Kraftwerksparks werden Festlegungen für die installierten Erzeugungskapazi-

täten in den Zieljahren 2030 und 2050 bezeichnet. Diese Leistungskapazitäten werden räumlich 

und technologisch differenziert ermittelt und dienen als Eingangsdatum für den integrativen 

Modellierungsansatz zur Bewertung der Rolle von Strukturoptionen im zukünftigen Energiesys-

tem auf regionaler, nationaler und europäischer Ebene. Ausgehend von den in Kapitel 3 be-

schriebenen, energiepolitischen Zielsetzungen, Preisannahmen und Szenarien des Energiebe-

darfs werden länderspezifische Szenarien des zukünftigen Kraftwerksparks ermittelt 

(Abbildung 16). Für die Definition eines Basisszenarios wird hierzu für die Zieljahre 2030 und 

2050 ein modellgestützter Ansatz angewandt. Ziel ist hierbei, einen tendenziell zu klein dimen-

sionierten Kraftwerkspark modellexogen vorzugeben und mittels Kraftwerksausbauplanung 

fehlende Erzeugungskapazitäten modellendogen bestimmen zu lassen. 

Um eine Überdimensionierung des sich ergebenden Kraftwerksparks zu vermeiden, werden in 

diesem ersten Modellierungsschritt Lastausgleichsoptionen in einem vereinfachten und be-

schränkten Maß berücksichtigt. So ist beispielsweise die Möglichkeit eines Regionen übergrei-

fenden Lastausgleichs über Stromnetze vereinfacht durch ein Transportmodell mit Austausch-

kapazitäten berücksichtigt, während ein zeitlicher Lastausgleich mittels Ausbauplanung von 

Batteriespeichern gewährleistet werden kann. 
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Abbildung 16: Ansatz zur Ermittlung zielkonformer, länderspezifischer Szenarien des zukünftigen Kraf t-
werksparks  

Als Modellierungsinstrument wird das Energiesystemmodell REMix (s. Kapitel 4.1.1) für das 

geographische Untersuchungsgebiet entsprechend Kapitel 2.1.1 verwendet. Die Vorgehensweise 

zur Entwicklung des Kraftwerksparks wird im Folgenden im Detail beschrieben. 

5.1 KONVENTIONELLE KRAFTWERKE 

 MODELLEXOGENE ERZEUGUNGSKAPAZITÄTEN  5.1.1

Für die konventionellen Kraftwerkstypen wird zunächst eine Sterbelinie ermittelt. Im vorliegen-

den Fall wurde dazu die kommerzielle Kraftwerksdatenbank UDI World Electric Power Plants 

Data Base (WEPP) [42]  ausgewertet und ausgehend vom Datum der Inbetriebnahme und von 

spezifischen Annahmen zu Kraftwerkslebensdauern entsprechend Tabelle 17 ein Datum für die 

Außerbetriebnahme festgelegt. Die für ein Szenario-Jahr verbleibende Kraftwerksleistung ergibt 

die für die Modellierungen modellexogen angenommene Erzeugungskapazität ὖ  für konven-

tionelle Kraftwerke. 

Tabelle 17: Angenommene technologiespezifische Lebensdauern konventioneller Kraftwerke  

Kraftwerkstyp Kraftwerkslebensdauer [a] 

Gas- und Dampfkraftwerke 30 

Gasturbinen 30 

(Diesel-)Aggregate 30 

Steinkohlekraftwerke 40 

Braunkohlekraftwerke 40 

Kernkraftwerke 60 
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 AUSBAUPLANUNG 5.1.2

Unter der Annahme eines europaweiten Kohleausstiegs wird eine Ausbauplanung13 der Erzeu-

gungskapazitäten von konventionellen Kraftwerken lediglich für gasgefeuerte Technologien 

(Gasturbinen und GuD) sowie für Kernkraftwerke zugelassen. Die Tragweite dieser Annahme 

kann anhand einer Sensitivitätsanalyse mittels der Berücksichtigung eines alternativen Kraft-

werksparks (s. Kapitel 5.6.1) bewertet werden. Ziel der hier durchgeführten Ausbauplanung ist 

es eine bestimmte Größenordnung für Erzeugungskapazitäten zur Bereitstellung benötigter, 

gesicherter Leistung zu berücksichtigen. Beim Vergleich dieser Ausbauoptionen ist vor allem die 

unterschiedliche Kostenstruktur für den sich ergebenden Kraftwerkspark relevant. Aufgrund 

ihrer CO2-Emissionen können unter der Annahme eines Klimaschutzpfades bis 2050 die Kohle-

kraftwerke grundsätzlich keine wesentliche Rolle spielen, wohingegen der Einsatz von Biomasse 

aufgrund der Begrenzung auf nachhaltige Potentiale stark limitiert ist. 

 MODELLBESCHRÄNKUNGEN: GESICHERTE LEISTUNG UND EMISSIONSLIMITS 5.1.3

Unabhängig vom sich ergebenden, kostenoptimierten Kraftwerkseinsatz erzwingt eine zusätzli-

che plausibilitätsbedingte Nebenbedingung (11) im Modell die Bereitstellung von gesicherten 

Kraftwerkskapazitäten in Höhe von mindestens 80 % der jeweils regional auftretenden Spitzen-

last. Dadurch wird sichergestellt, dass die meisten Versorgungssituationen über die national 

bzw. regional vorgehaltenen Kraftwerkskapazitäten bewerkstelligt werden können und damit 

dem in der Regel bestehenden politischen Interesse einer primär nationalen Versorgungssicher-

heit Rechnung getragen wird. Andernfalls würden sich die regelbaren gesicherten Leistungen 

tendenziell stark in wenigen, insbesondere zentraleuropäischen Regionen konzentrieren, was 

weniger mit realen Anreizen als mit einem Artefakt der Modellierung zu erklären wäre. 

 ὖ ὶȟ†  ╟═▀▀ὶȟ† ẗ„†

 

πȟψẗÍÁØὖ ὶȟὸ14 

ὶᶅɴ Ὑ 

(11) 

 ὖ ὶȟ† : Modellexogen installierte Erzeugungsleistung 
pro Region r und Stromerzeugungstechnolo-
gie †  

 ╟═▀▀ὶȟ† : Modellendogen installierte Erzeugungsleis-
tung pro Region r und Stromerzeugungstech-
nologie †  

 „† : Gesicherte Verfügbarkeit pro Stromerzeu-
gungstechnologie †  

                                                             

13 Mit Ausbauplanung oder auch Ausbauoptimierung wird hier jeweils eine Erhöhung der zur Verfügung 
stehenden Erzeugungs-, Übertragungs- oder Speicherkapazität verstanden. Die entstehenden zusätzlichen 
Kosten für solche Investitionen gehen in Form von Annuitäten in die zu minimierende Zielfunktion ein. 
D.h. dass hiermit eine Implizite Annahme verbunden ist. Diese unterstellt, dass die modellendogen be-
stimmte Kapazität einer Technologie über deren gesamte Amortisationszeit zumindest den gleichen Sys-
temnutzen (d.h. Gesamtsystemkosten senkenden Effekt) erbringt, wie im betrachteten Szenario-Jahr. 

14 Die vorgestellten Nebenbedingungen gelten im Regelfall auch für jedes der betrachteten Zieljahre. Aus 
Gründen der Einfachheit wird auf die zusätzliche Darstellung der hierfür erforderlichen Indizes im Fol-
genden verzichtet, insofern sie für ein besseres Verständnis nicht zwingend erforderlich sind.  
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Die Festlegung auf 80 % beruht dabei auf der Auswertung und Interpretation von Ergebnissen 

von vorgelagerten Parametervariationen für gesicherte Erzeugungsleistungsanteile zwischen 

30 % und 120 % sowie einer Variation der verwendeten Einspeisezeitreihen für erneuerbare 

Energien basierend auf Wetterdaten der Jahre 2006 bis 2012. 

Dem entgegen wirkt die Nebenbedingung (12) zur Beschränkung der nationalen CO2-

Emissionen gemäß der in Kapitel 3.1.3 festgelegten Obergrenzen. Mit dieser Nebenbedingung 

wird sichergestellt, dass sich alle Länder durch einen Ausbau der erneuerbaren Energien an der 

europäischen Energiewende mit einem wesentlichen Beitrag beteiligen und entsprechend der 

Stromerzeugungsanteil konventioneller Kraftwerke in jeder Region im Zeitverlauf stark sinkt. 

Auch wenn diese Bedingung die gesamten Systemkosten tendenziell erhöht, wirkt sie auch einer 

ÓÔÁÒËÅÎ ÒÅÇÉÏÎÁÌÅÎ ȵ%ÎÔÍÉÓÃÈÕÎÇȰ ÖÏÎ 7ÉÎÄ- und Solarenergienutzung und einer möglichen 

starken regionalen Konzentration des Ausbaus der erneuerbaren Energien entgegen. Dies ist 

umso wichtiger, da durch die bei der Modellierung genutzten, räumlich aggregierten Potential-

daten in jeder Region vorkommende Standorte mit besonders hohen Ressourcenpotentialen 

nicht direkt berücksichtigt werden können. 

 ╖ὶȟ†ȟὪ

ȟ

Ὃ ὶ 

ὶᶅɴ Ὑ 

†ᶅ ᶰ 3ÔÅÉÎËÏÈÌÅ+7ȟ"ÒÁÕÎËÏÈÌÅ+7ȟ'Õ$ȟ'ÁÓÔÕÒÂÉÎÅÎ ȟ$ÉÅÓÅÌÁÇÇÒÅÇÁÔÅ 

(12) 

 ╖ὶȟ†ȟὪ : CO2-Emissionen pro Region r, Technologie † 
und fossilem Primärenergieträger Ὢ 

 Ὃ  ὶ: Emissionsobergrenze pro Region r 

 

5.2 ERNEUERBARE ENERGIEN 

 MODELLEXOGENE ERZEUGUNGSKAPAZITÄTEN  5.2.1

Im Gegensatz zu konventionellen Kraftwerken leiten sich die modellexogen vorgegebenen Er-

zeugungskapazitäten für Photovoltaik- und Windkraftanlagen aus Daten eines Szenarios für das 

*ÁÈÒ ςπςπ ÁÂȢ $ÁÂÅÉ ÈÁÎÄÅÌÔ ÅÓ ÓÉÃÈ ÕÍ ÄÉÅ ȵMarket Modelling DataȰ ÄÅÓ 49.$0 ςπρφ [43] . Im 

Fall von Windkraftanlagen findet eine weitere Unterteilung der Kapazitäten in Onshore und 

Offshore statt. Diese wird pro Land anhand eines Verteilschlüssels bestimmt, welcher sich wie 

folgt zusammensetzt: Die eine Hälfte der im Datensatz vorgegebenen Erzeugungskapazität von 

Windkraftanlagen wird gemäß dem heutigen Onshore-Offshore-Verhältnis, ermittelt anhand von 

[44] , aufgeteilt. Die andere Hälfte wird gemäß dem Verhältnis maximal installierbarer Erzeu-

gungskapazitäten basierend auf Potentialanalysen aufgeteilt. 

Wasserkraftwerke werden für die Ausbauplanung nach Laufwasser-, Pumpspeicher- und Spei-

cherwasserkraftwerken unterschieden. Der Datensatz des TYNDP 2016 ist hier ungeeignet, da 

keine entsprechende technologische Spezifizierung angegeben wird. Auch die für die konventio-

nellen Kraftwerke verwendete Datenbank (WEPP) liefert hierfür keine konsistente Information. 

Da ferner für die Modellkopplung (s. Kapitel 4.3) die Verfügbarkeit von Geokoordinaten zur ge-

nauen Bestimmung der Kraftwerksstandorte vorteilhaft ist, wurde für die räumliche Abbildung 

von Erzeugungskapazitäten für Wasserkraftwerke ein geeigneter Datensatz des Frankfurt Insti-
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ÔÕÔÅ ÏÆ !ÄÖÁÎÃÅÄ 3ÔÕÄÉÅÓ ÖÅÒ×ÅÎÄÅÔȟ ÄÅÒ ÍÉÔ ÄÅÍ 4ÏÏÌ ȵÐÏ×ÅÒÐÌÁÎÔÍÁÔÃÈÉÎÇȰ erstellt wurde 

[45] . Für Biomasse- und Geothermiekraftwerke erfolgt keine modellexogene Vorgabe von Er-

zeugungskapazitäten. 

 AUSBAUPLANUNG 5.2.2

Im Fall der erneuerbaren Energien wird für sämtliche betrachteten Erzeugungstechnologien 

eine Ausbauplanung durchgeführt. Dies betrifft explizit Photovoltaik, Offshore- und Onshore-

Windkraftanlagen, Geothermie-, Biomasse,- Laufwasser- und Pumpspeicherkraftwerke. Bei 

Speicherwasserkraftwerken wird davon ausgegangen, dass kein signifikanter Zubau über die 

bereits heute bestehenden Erzeugungskapazitäten hinaus stattfindet. Die Tragweite dieser An-

nahme kann allerdings anhand einer Sensitivitätsanalyse mittels der Berücksichtigung eines 

alternativen Kraftwerksparks (s. Kapitel 5.6.1) bewertet werden. 

 MODELLBESCHRÄNKUNGEN: RESSOURCENVERFÜGBARKEIT UND 5.2.3

SELBSTVERSORGUNGSRATE 

Einen wesentlichen Einfluss auf die Kraftwerksausbauplanung mit erneuerbaren Energien hat 

deren Beschränkung auf regional spezifische, maximale Erzeugungskapazitäten. Diese plausibili-

tätsbedingte Nebenbedingung entsprechend Gleichung (13) garantiert, dass die mittels Ressour-

cenanalyse festgelegten regionalen Potentiale nicht überschritten werden. Die Werte für ὖ  

beruhen auf der in [48]  beschriebenen Methodik und entsprechen den Ergebnissen der in [46]  

durchgeführten Potentialanalysen. 

 ╟═▀▀ὶȟ† ὖ ὶȟ† ὖ ὶȟ†  

ὶᶅȟ† ᶰ06ȟ7ÉÎÄ /ÎÓÈÏÒÅȟ7ÉÎÄ /ÆÆÓÈÏÒÅȟ,ÁÕÆ×ÁÓÓÅÒ+7 

(13) 

 ὖ ὶȟ† : Erzeugungskapazitätsobergrenze pro Region 
r und fEE-Technologie †  

Äquivalent zu Gleichung (13) gelten ebenfalls Obergrenzen für den Zubau von Pumpspeicher-

kraftwerken, wobei hier aber vor allem die zusätzliche Nebenbedingung (14) für die maximal 

speicherbare Energie beschränkend wirkt. Die Werte für Ὁ  leiten sich dabei von den Analy-

sen aus[47]  ab. 

 ╔═▀▀ὶȟ† Ὁ ὶȟ† Ὁ ὶȟ†  

ὶᶅ 

(14) 

 Ὁ ὶȟ† : Speicherkapazitätsobergrenze pro Region r 
für Pumpspeicherkraftwerke †  

 Ὁ ὶȟ† : Modellexogen installierte Speicherkapazität 
pro Region r für Pumpspeicherkraftwerke 
†  

 ╔═▀▀ὶȟ† : Modellendogen installierte Speicherkapazität 
pro Region r für Pumpspeicherkraftwerke 
†  



55 

 

Der Zubau regelbarer Biomasse- und Geothermie-Erzeugungskapazitäten ist indirekt über die 

Primärenergieträgerverfügbarkeit beschränkt. Die Werte für ὖ beruhen auf den in [48]  erfolg-

ten Potentialanalysen. Sie basieren im Fall der Biomassepotentiale weitestgehend auf einer An-

wendung der in [49]  entwickelten Top-Down-Methodik und werten u.a. Nationalstatistiken für 

Ernte und Nutztierbestände aus. Potentiale zur Nutzung der Geothermie sind hingegen mit ab-

geänderten Temperaturniveaus mittels des in [50]  vorgestellten Vorgehens bestimmt. 

 
╟╖

ȟ ȿO  

ὸȟὶȟ† ẗ
ρ

–†
 Ὂ ὶȟὪ  

ὶᶅȟὪ ᶰ"ÉÏÍÁÓÓÅȟ'ÅÏÔÈÅÒÍÉÓÃÈÅ %ÎÅÒÇÉÅ 

(15) 

 ╟╖ὸȟὶȟ†  ╟═▀▀ὶȟ† ὖ ὶȟ†  

ὸᶅȟὶȟ† ᶰ"ÉÏÍÁÓÓÅ+7ȟ'ÅÏÔÈÅÒÍÉÅ+7 

(16) 

 Ὂ ὶȟὪ : Primärenergieträgerverfügbarkeit pro Regi-
on r und regelbarer EE-Technologie †  

 ╟╖ὸȟὶȟ† : Stromerzeugung pro Zeitschritt t, Region r 
und regelbarer EE-Technologie †  

Zur Vermeidung extremer räumlicher Verteilungen des europäischen Kraftwerksparks auf die 

betrachteten Regionen wird ferner eine Nebenbedingung zur Gewährleistung einer regionalen, 

Eigenverbrauchsrate von mindestens 80 % genutzt. Die Festlegung auf 80 % entstammt wie die 

Bestimmung des Anteils gesicherter Erzeugungsleistung einem Expertenurteil über die Ergeb-

nisse von vorgelagerten Parametervariationen für Eigenverbrauchsraten von 0 %, 50 %, 80 % 

und 100 %. 

 ╟╖ὸȟὶȟ†

ȟ ᶰ

πȟψẗ ╟╓ὸȟὶȟ†

ȟ ᶰ

 

ὶᶅ 

(17) 

 ɬ : Menge aller stromerzeugenden Technologien 

 ɬ : Menge aller stromverbrauchenden Technolo-
gien 

 KRAFTWERKSPARKDIMENSIONIERUNG MITTELS PARAMETERVARIATION ÜBER 5.2.4

WETTERJAHRE 

Die Ausbauplanung erfolgt für ein einzelnes Zieljahr unter Verwendung eines historischen Wet-

terjahres zur Bestimmung der potentiellen Stromeinspeisung aus fEE-Technologien. Deshalb 

ergibt sich eine hohe Sensitivität des berechneten Kraftwerksparks hinsichtlich der jährlich un-

terschiedlichen Eingangsdaten für Wind- und Sonnenenergie. Zwar stellt sich für die anschlie-

ßende Analyse der Rolle von Lastausgleichsoptionen für die Gewährleistung der Versorgungssi-

cherheit nicht die Anforderung, einen hierfür möglichst robusten, europäischen Kraftwerkspark 

vorauszusetzen. Jedoch muss sichergestellt sein, dass der genutzte Kraftwerkspark hinsichtlich 

der installierten Erzeugungsleistung aus fEE-Technologien nicht so dimensioniert ist, dass Ver-

sorgungsengpässe von vornherein ausgeschlossen sind. Hieraus folgt die Forderung nach einer 

leichten Unterdimensionierung des Kraftwerksparks. Diese ergibt sich aus einer Parametervari-
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ation über mehrere Wetterjahre (basierend auf zur Verfügung stehenden historischen Wind- 

und Solarstrahlungsdaten von 2006 bis 2012) und der Auswahl des Kraftwerksparks, für den die 

gesamte installierte, europäische Stromerzeugungskapazität am geringsten ausfällt (also wet-

terbedingt auf tendenziell hohen Erträgen aus fEE beruht). 

5.3 STROMTRANSPORTNETZ 

 MODELLEXOGENE ÜBERTRAGUNGSKAPAZITÄTEN 5.3.1

Zur Definition des Kraftwerksparks für beide der betrachteten Zieljahre, 2030 und 2050, werden 

die transnationalen Übertragungskapazitäten im Netz (GTC)15 aus [53]ȟ ×ÅÌÃÈÅ ÍÉÔ ȵÁÌÌ ςπσπ 

6ÉÓÉÏÎÓȰ ÇÅËÅÎÎÚÅÉÃÈÎÅÔ ÓÉÎÄȟ İÂÅÒÎÏÍÍÅÎȢ $ÉÅ &ÅÓÔÌÅÇÕÎÇ ÄÅÒ '4#Ó ÉÎÎÅÒÈÁÌÂ $ÅÕÔÓÃÈÌÁÎÄÓ 

geschieht hingegen ausgehend von Abschätzungen der heute verfügbaren Übertragungskapazi-

tät unter Berücksichtigung einer Realisierung aller Deutschland betreffenden Projekte aus [53] . 

 AUSBAUPLANUNG, METHODISCHE VEREINFACHUNGEN UND ANNAHMEN 5.3.2

Wie oben bereits erwähnt, soll eine Überdimensionierung vor allem von fEE-basierten Erzeu-

gungskapazitäten dadurch vermieden werden, dass in vereinfachter Form sowohl räumliche als 

auch zeitliche Lastausgleichsoptionen in die Ausbauplanung mit einbezogen werden. Hinsicht-

lich des Stromtransportnetzes bedeutet dies die Verwendung eines einfachen Transportmodells 

[51] , das einen bilanziellen, durch NTCs begrenzten Stromaustausch zwischen Regionen ermög-

licht. Die Netzausbauplanung betrifft in diesem Fall also die Möglichkeit von Investitionen in 

eine Erhöhung der modellexogen angenommenen Übertragungskapazitäten. 

Entsprechend der Annahmen aus Tabelle 8 bedeutet dies für das Drehstromübertragungsnetz 

längenspezifische Kosten von 346.000 
ẗ

, wohingegen zusätzliche Übertragungsleistung in 

HGÜ-Technik mit 375.000 
ẗ

 zuzüglich 90 Mio. bis 102 Mio.  pro Stromrichterstation 

veranschlagt wird. Mit Ausnahme der im TYNDP 2016 geplanten Neuverbindungen kann also 

ausschließlich die Übertragungskapazität von bereits heute in der jeweiligen Übertragungstech-

nologie bestehenden Stromübertragungsstrecken erhöht werden. 

5.4 SEKTORENKOPPLUNG 

Ziel bei der Definition des europäischen Kraftwerksparks hinsichtlich Sektorenkopplung ist es, 

ausreichend Erzeugungskapazitäten zur Deckung der Stromnachfrage aus dem Wärme- und 

Verkehrssektor zur Verfügung zu stellen. Der unterstellte Wärmebedarf entspricht daher auch 

nur dem Anteil der gesamten zu deckenden Wärmenachfrage, welche über strombetriebene 

Technologien wie Wärmepumpen gedeckt wird. Zusätzliche Potentiale zum Lastausgleich, wie 

beispielsweise die Rückverstromung von Wasserstoff oder gesteuertes Laden von Elektroautos, 

werden auf europäischer Ebene nicht berücksichtigt. 

Die Ausbauplanung von Erzeugungskapazitäten zur Wärme- oder Wasserstoffbereitstellung 

dient somit lediglich dazu, die benötigten Energienachfragen aus diesen Sektoren decken zu 

können. Die sich ergebenden Kapazitäten von Wärmepumpen, Elektroboilern und ɀ im Falle 

                                                             

15 engl.: Net Transfer Capacities 
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einer unterstellten Wasserstoffinfrastruktur (s. Kapitel 5.5) von Elektrolyseuren und zugehöri-

gen Speichertanks ɀ werden daher zwar modellendogen bestimmt, sind aber nicht Teil des zu 

bestimmenden Kraftwerksparks, welcher als Eingangsdatum für den integrativen Modellie-

rungsansatz zur Bewertung der Rolle von Strukturoptionen genutzt wird. 

Eine weitere wesentliche Vereinfachung im Zusammenhang mit der Kopplung zum Wärmesek-

tor ist die Vernachlässigung der Wärmeerzeugung von KWK-Anlagen. Dabei wird angenommen, 

dass diese Anlagen mit ihrer gesamten Leistung für die Stromerzeugung zur Verfügung stehen. 

Diese Annahme kann getroffen werden, da die Aktivierung dieser Stromerzeugungsleistung im 

Modell grundsätzlich möglich ist. Allerdings muss davon ausgegangen werden, dass dadurch die 

Fahrweise von eigentlich Wärme auskoppelnden Dampfkraftwerken beeinflusst wird. Um einer 

zu flexiblen Fahrweise entgegenzuwirken, wurde daher zunächst die Verwendung von Must-

Run-Faktoren für Kohle- und GuD-Kraftwerke in Betracht gezogen. Parametervariationen für 

diese Faktoren für Werte zwischen 0,1 % bis 5 % haben allerdings gezeigt, dass sich dadurch 

keine signifikanten Änderungen für den resultierenden europäischen Kraftwerkspark ergeben. 

5.5 SZENARIEN UND SZENARIOVARIANTEN 

Im Rahmen des Vorhabens werden unterschiedliche Szenarien aus der Gesamtsystemsicht mo-

delliert, die durch Schlüsselannahmen (bzw. Kippmomente) bezüglich Stromnachfrage und  

-erzeugung gekennzeichnet sind. Ein Basisszenario (Base) und ein davon abgeleiteter Referenz-

fall (REF) ohne den Einsatz von Lastausgleichsoptionen (LAO) werden für die Zieljahre 2030 

und 2050 definiert. Davon ausgehend werden für das Jahr 2050 die Verfügbarkeit eines weit-

räumigen Stromimports aus dem Süden (CSP-Import ), das Vorhandensein einer massiven Was-

serstoffnutzung (H2-Wirtschaft) und die Kombination von beidem (CSP&H2) als eigene alterna-

ÔÉÖÅ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ÄÅÆÉÎÉÅÒÔȢ %ÒÇßÎÚÅÎÄ ×ÉÒÄ ÅÉÎ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ÉÎ !ÎÌÅÈÎÕÎÇ ÁÎ ÄÁÓ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵ3ÍÁÌÌ ÁÎÄ 

,ÏÃÁÌȰ aus der europäischen Studie e-Highway 2050 [52]  parametriert und in den Systemmodel-

lierungen betrachtet (eHighway ). Dieses Szenario ist bezüglich der grundlegenden Storyline am 

vergleichbarsten mit dem Basisszenario. Aufgrund der deutlich unterschiedlichen Erzeugungs-

struktur wird auch für das eHighway-Szenario ein Referenzfall (d.h. lediglich Gasturbinen sind 

von der Ausbauplanung betroffen) definiert und für den Ergebnisvergleich genutzt. Die ver-

schiedenen Szenarien gehen mit einer unterschiedlichen Zusammensetzung des Kraftwerk-

sparks und gegebenenfalls des Energiebedarfs einher. Ausgehend davon werden mehrere netz-

seitige Szenariovarianten definiert, deren Modellierung Erkenntnisse über den möglichen Ein-

fluss der Netzabbildung auf die Rolle von Lastausgleichsoptionen liefern soll. Zusammen mit den 

Sensitivitätsfällen (s. Kapitel 5.6) dienen sie, aufgrund der sich ergebenden großen Spannbreite 

möglicher zukünftiger Entwicklungen, auch der Generierung möglichst robuster Aussagen aus 

den Modellergebnissen. 

 SZENARIEN FÜR DIE ENERGIESYSTEMMODELLIERUNG 5.5.1

Als genereller Referenzfall zur späteren Bewertung der Rolle von LAO dient ein Szenario, das 

auf den Einsatz von LAO weitestgehend verzichtet und lediglich den Ausbau von Gasturbinen 

vorsieht. Damit liegt ein Referenzwert für den entsprechenden Versorgungssicherheitsindikator 

vor, der in konsistenter Weise mit den anderen Szenarien verglichen werden kann. Dem gegen-

über steht das Basisszenario , in dem eine Ausbauplanung für Übertragungs- und Speicherkapa-
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zitäten16 zugelassen wird, sowie das Ausnutzen von Lastverschiebungspotentialen in der Indust-

rie und gesteuertes Laden von Elektroautos. 

Aufgrund der beschränkten Verfügbarkeit von Stromerzeugungskapazitäten in Deutschland, die 

bedarfsgerecht erneuerbaren Strom produzieren können, wird die Möglichkeit eines Imports 

von Strom aus solarthermischen Dampfkraftwerken aus dem Süden (CSP-Import)  als eigenes 

Szenario berücksichtigt. Dies bedeutet, dass für 2050 Importe regelbaren erneuerbaren Stroms 

aus den nordafrikanischen Staaten Marokko, Tunesien und Algerien im Modell abgebildet wer-

den. Diese können entweder über Punkt-zu-Punkt Hochspannungsgleichstromübertragung 

(HGÜ-Leitungen) oder durch den Ausbau des europäischen Übertragungsnetzes realisiert wer-

den. 

Neben CSP-Importen stellt der Aufbau einer massiven Wasserstofferzeugung und -nutzung im 

Szenario mit H2-Wirtschaft ein weiteres eigenständiges Szenario dar. Konkret bedeutet dies, 

dass ein Teil des Endenergiebedarfs im Verkehrssektor über elektrolytisch erzeugten Wasser-

stoff bereitgestellt wird. Einher damit geht die Berücksichtigung einer Infrastruktur zur Speiche-

rung des Wasserstoffs. Für die Festlegung des europäischen Kraftwerksparks im Jahr 2050 wird 

hierfür angenommen, dass zunächst keine großtechnische Speicherung und Verteilung von Was-

serstoff stattfindet, sondern Tankstellen mit dezentralen Elektrolyseuren und Druckbehältern 

zur Vor-Ort-Erzeugung und ɀSpeicherung zur Verfügung stehen. Für die anschließenden Analy-

sen zur Rolle der LAO im Zieljahr 2050 wird dagegen das Vorhandensein großer Salzkavernen-

speicherpotentiale zur Wasserstoffspeicherung und Möglichkeiten zur Stromerzeugung aus 

Wasserstoff mittels GuD- oder Brennstoffzellenkraftwerken (Rückverstromung) angenommen.  

Insgesamt ergeben sich somit fünf Szenarien, für die jeweils ein europäischer Kraftwerkspark 

mit der oben beschriebenen Methodik festgelegt wird. Tabelle 18 zeigt die daraus resultieren-

den, summierten Stromerzeugungskapazitäten, welche aus sich aus der Anwendung historischer 

Wetter- und Lastprofildaten des Jahres 2012 (vgl. 5.2.4) ergeben. Ebenfalls dargestellt ist der 

jeweili ge Jahresstromverbrauch für den gesamten Betrachtungsraum. 

Tabelle 18: Summen der Erzeugungskapazitäten und des Jahresstrombedarfs in den Szenarien für alle Länder  

Jahr Szenario Stromerzeugungskapazität  
in GW

17
 

Jahresstrombedarf  
in TWh 

2030 Base 1.327 4.034 

2050 

Base (ohne CSP-Import & H2-Wirtschaft) 1.634 4.056 
CSP-Import 1.624 4.055 
H2-Wirtschaft 1.894 4.485 
CSP-Import & H2-Wirtschaft 1.855 4.502 

 eHighway 1.956 4.113 

 

In Abbildung 17 und Abbildung 18 sind die detaillierten Ergebnisse der modellgestützten Szena-

rienerstellung für den Stromverbrauch, die Stromerzeugung und die im Folgenden modellexo-

gen angenommenen installierten Kraftwerksleistungen als Summen über alle Regionen bzw. 

                                                             

16 Hierbei werden sowohl Strom- als auch Wärmespeicher berücksichtigt. 

17 Exklusive Batterie- und Pumpspeicherkraftwerke, inklusive Speicherwasserkraftwerke. 
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Länder gezeigt. Im Ergebnis liegt der mittlere erneuerbare Anteil an der Jahresstromerzeugung 

bei über 62 % im Zieljahr 2030 und für die Szenarien Base, CSP, H2 und CSP&H2 bei 85 % bis 

87 % im Zieljahr 2050. Im Gegensatz dazu liegt das Szenario basierend auf der e-Highway-Studie 

nur bei 82 % erneuerbarem Stromanteil im Jahr 2050. Der Vergleich zeigt die relevanten struk-

turellen Unterschiede auf der Seite der Stromnachfrage nach Verbrauchern und im Falle der 

Annahme einer Wasserstoffnutzung den dadurch ca. 10 % höheren Stromverbrauch insgesamt. 

Auf der Seite der Stromerzeugung fällt der deutlich unterschiedliche Strommix in der e-

Highway-Studie im Vergleich zu den ähnlichen Versorgungsstrukturen der eigenen Szenarien 

Base, H2, CSP und H2 auf. Abbildung 18 zeigt ergänzend die hohen installierten Leistungen für 

Photovoltaik und Wind, die sich in allen Szenarien ergeben. Im Unterschied zu den anderen Sze-

narien sind im Basisszenario für das Jahr 2030 und in der e-Highway-Studie für das Jahr 2050 

noch größere Anteile Kernkraftwerke im europäischen Stromversorgungssystem vorhanden. 

Die detaillierten Ergebnisse der Szenarienerstellung finden sich in Tabelle 36 und Tabelle 37 in 

Anhang B4 bzw. B5: 

 

Abbildung 17: Jahresstromerzeugung und Jahresstromverbrauch in den Szenarien für alle Länder  
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Abbildung 18: Installierte Stromerzeugungskapazitäten in den Szenarien in  allen Ländern  

 SZENARIOVARIANTEN IM ÜBERTRAGUNGSNETZ 5.5.2

Die Übertragungsnetzinfrastruktur hat einen wesentlichen Einfluss auf die Transformation des 

Energiesystems zu hohen Stromversorgungsanteilen aus fEE. Mit Blick auf den zukünftigen 

Netzausbau werden daher vier unterschiedliche Narrative definiert, die sich vornehmlich in der 

Realisierung verschiedener Technologien, der Konzipierung der Infrastruktur und der Umset-

ÚÕÎÇÓÇÅÓÃÈ×ÉÎÄÉÇËÅÉÔ ÄÅÓ ȵ4ÅÎ 9ÅÁÒ .ÅÔ×ÏÒË $ÅÖÅÌÏÐÍÅÎÔ 0ÌÁÎȰ ɉ49.$0Ɋ [55]  der ENTSO-E 

unterscheiden. Sie gehen jeweils als eigene Szenariovariante in die Szenarioanalysen ein. 

ȵTrendȰ: Das Trendszenario stellt unter den Szenariovarianten den Standardfall dar. D.h., alle in 

5.5.1 vorgestellten Szenarien entsprechen in ihrer Ausgangskonfiguration (wenn nicht anders 

gekennzeichnet) der Netzvariante Trend. Diese ist gekennzeichnet durch ein schwieriges Markt-

umfeld mit starken Regulatoren. Dennoch wird davon ausgegangen, dass trotz einiger Verzöge-

rungen alle wesentlichen Projekte des TYNDP bis 2030 erfolgreich umgesetzt sind. Die grundle-

gende Struktur der Übertragungs- und Verteilnetze bleibt erhalten, die Aufgaben der Netzfüh-

rung werden auch weiterhin im Wesentlichen auf der Hoch- und Höchstspannungsebene wahr-

genommen. Die Automatisierung der Verteilnetze schreitet nur langsam voran. Aufgrund dieser 

Rahmenbedingungen dominieren Technologien zur Dynamisierung und besseren Ausnutzung 

vorhandener Assets. Netzverstärkungsmaßnahmen wie Freileitungsmonitoring und Hochtem-

peraturfreileitungsseile oder die Ergänzung bestehender Trassenkorridore durch Hochspan-

nungsgleichstrom(HGÜ)-Übertragungstrecken gewährleisten im Hoch- und Höchstspannungs-

netz die Übertragung großer volatiler Ströme. Für die Modellierung bedeutet dies, dass die mo-

dellendogene Erhöhung der GTC auf vorhandenen Verbindungsleitungen in Drehstromtechnolo-

gie oder durch Zubau von HGÜ-Trassen ermöglicht ist. 

2030-Base 2050-Base 2050-CSP 2050-H2 2050-CSP&H2
2050-

eHighway

Photovoltaik 340 616 615 893 889 841

Windkraftanlagen (Onshore) 440 397 384 452 406 438

Windkraftanlagen (Offshore) 70 119 119 99 113 162

Speicherwasserkraftwerke 100 100 100 100 100 109

Biomassekraftwerke 31 31 31 31 31 106

CSP-Kraftwerke 17 107 112 97 107 55

Laufwasserkraftwerke 41 37 37 36 36 72

Gasturbinen & Motoren 25 111 111 66 54 21

GuD-Kraftwerke 131 101 100 104 103 104

Steinkohlekraftwerke 26 7 7 7 7 2

Braunkohlekraftwerke 16 5 5 5 5 1

Kernkraftwerke 90 4 4 4 3 48
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ȵSuper GridȰȡ $ÁÓ ÚÅÎÔÒÁÌÅ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ×ÉÒÄ ÖÏÎ ÌÁÓÔÆÅÒÎÅÒ %ÒÚÅÕÇÕÎÇ ÂÅÓÔÉÍÍt. Zunächst getrie-

ben durch den massiven Ausbau der Offshore Windenergie kommt es zu einer Renaissance der 

Höchstspannungsnetze. Neue Trassen auf der 380 kV-Ebene werden vorangetrieben. Die sichere 

und stabile Einbindung der erneuerbaren Energien Skandinaviens und ggf. Nordafrikas machen 

Investitionen in neue Spannungsebenen erforderlich. Ein Overlay-Netz auf Basis multiterminal-

fähiger HGÜ-Übertragungsstrecken kann 220 und 380 kV-Trassen ergänzen. Die stark zentralis-

tisch ausgelegten Netze machen verstärkte Investitionen in intelligente Verteilnetze weniger 

interessant. Hinsichtlich der Modellierung wird dementsprechend davon ausgegangen, dass der 

TYNDP im Jahr 2030 vollständig umgesetzt ist. Eine anschließende Netzausbauplanung mit neu-

en HGÜ-Leitungen und der Möglichkeit zur Umsetzung weiterer Verstärkungsmaßnahmen im 

Drehstromübertragungsnetz kennzeichnen diese Szenariovariante. 

ȵSmart GridȰȡ Unter Voraussetzung einer zunehmenden Kopplung der Sektoren Strom, Wärme 

und Verkehr tragen verteilte Photovoltaik, Windkraft  und Solarthermie in Kombination mit ei-

ner extensiven Nutzung der Kraft-Wärme-Kopplung dazu bei, dass weite Bereiche Europas sich 

selbst versorgen können. Die zur Anpassung von Last und Erzeugung notwendigen Maßnahmen 

werden zwecks Verringerung der Netzverluste insbesondere auf den unteren Spannungsebenen 

vorangetrieben. Die integrierte Betrachtung von Strom- und Wärmebedarfen führt zur kosten-

günstigen Speicherung von Energie, die massive Integration elektrisch betriebener Fahrzeuge 

liefert weitere  Flexibilität im Stromsystem. Die zum Zwecke des Demand Side Managements 

ÖÏÒÁÎÇÅÔÒÉÅÂÅÎÅ !ÕÔÏÍÁÔÉÓÉÅÒÕÎÇ ÄÅÒ 6ÅÒÔÅÉÌÎÅÔÚÅ ɉÓÏÇȢ ȵ3ÍÁÒÔ 'ÒÉÄÓȰɊ ÕÎÔÅÒÓÔİÔÚÔ ÄÅÎ 4ÒÅÎÄ 

hin zu Autarkie und begrenzt die Bedeutung übergelagerter Netzebenen, deren Aufgabe zuneh-

mend auf die Energiebereitstellung im Fehlerfall reduziert wird. Der TYNDP wird folglich nur 

ÚÕÍ 4ÅÉÌ ÕÍÇÅÓÅÔÚÔȢ +ÏÎËÒÅÔ ×ÉÒÄ ÁÎÇÅÎÏÍÍÅÎȟ ÄÁÓÓ 0ÒÏÊÅËÔÅ ÍÉÔ ÄÅÍ 3ÔÁÔÕÓ ȵ5ÎÄÅÒ #ÏÎÓÉÄe-

ÒÁÔÉÏÎȰ ÁÕÓ ÄÅÍ 49.$0 ςπρφ ÎÉÃÈÔ ÍÅÈÒ ÒÅÁÌÉÓÉÅÒÔ ×ÅÒÄÅÎȢ )ÎÖÅÓÔÉÔÉÏÎÅÎ ÉÎ ÄÉÅ Übertragungs-

netzinfrastruktur werden außerdem mit höheren spezifischen Kosten als in den voranstehenden 

Szenariovarianten verbunden. Hingegen können weitere Investitionen zur lastnahen Deckung 

des Strombedarfs in regionale Erzeugungskapazitäten stattfinden. 

ȵ0ÒÏÔÅÓÔȰ: Aufgrund anhaltender Widerstände gegen Großinfrastrukturprojekte, lassen sich 

diese nur noch eingeschränkt und mit erheblichem finanziellen Aufwand realisieren. Gleichzeitig 

besteht aber weiterhin die Notwendigkeit des Ausbaus der Übertragungsnetzinfrastruktur, da 

großtechnische Alternativen, wie die Speicherung von Energie in Kavernenspeichern, ebenfalls 

nicht umgesetzt werden können. Die Realisierung der Ausbaumaßnahmen im TYNDP im Jahr 

2030 gelingt deshalb zwar nur teilweise, spätestens aber im Jahr 2050 sind sämtliche der darin 

aufgeführten Projekte umgesetzt. Zusätzliche Erhöhungen der GTC lassen sich nur in sehr be-

grenztem Maß, d.h. durch Erhöhung des GTC bestehender Übertragungsstrecken um bis zu 2 GW 

realisieren. 

Tabelle 19 zeigt auf, inwiefern die unterschiedlichen netzseitigen Annahmen der Szenariovari-

anten einen Einfluss auf die Parametrierung der Energiesystemmodellierung haben. Während 

ÄÅÒ "ÅÇÒÉÆÆ ȵ.ÅÔÚÖÅÒÓÔßÒËÕÎÇȰ ÅÉÎÅ .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕÐÌÁÎÕÎÇ ÍÉÔ ÚÕÓßÔÚÌÉÃÈÅÎ )Îvestitionen in beste-

ÈÅÎÄÅ 6ÅÒÂÉÎÄÕÎÇÓÌÅÉÔÕÎÇÅÎ ÂÅÄÅÕÔÅÔȟ ÅÒÆÏÒÄÅÒÔ ÅÉÎÅ ȵ.ÅÔÚÅÒ×ÅÉÔÅÒÕÎÇȰȟ ÄÁÓÓ ÚÕÓßÔÚÌÉÃÈ ÄÉÅ 

Topologie des bestehenden Netzes durch Hinzufügen neuer Verbindungsleitungen bei der Netz-

ausbauplanung verändert wird. 
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Tabelle 19: Umsetzung des TYNDP 2016 [53]  und der Netzausbauplanung in den Szenariovarianten  

Szenario-
variante  

Umsetzung 
TYNDP 

Netzausbauplanung 2050  Sonstiges 

Drehstromübertra-
gungsnetz (HDÜ) 

Gleichstromüber-
tragung (HGÜ) 

dominierende 
Technologie 

Trend  vollständig Netzverstärkung Freileitungen  

Supergrid vollständig Netzverstärkung Netzerweiterung Freileitungen  

Smart-Grid teilweise Netzverstärkung Kabel Ausbauplanung PV, 
Wind Onshore 

Protest vollständig Netzverstärkung + Limitierung auf max. 
+2 GW GTC 

Kabel kein Großspeicher-
ausbau 

 

Unter Berücksichtigung des Zeithorizonts der Szenarioanalysen, der vorgestellten grundlegen-

den Szenarien sowie der Szenariovarianten für das Übertragungsnetz, ergibt sich der in Abbil-

dung 19 gezeigte Szenarienbaum für die Durchführung der Systemmodellierungen mit REMix. 

 

Abbildung 19: Szenarienbaum der Modellierungen im Projekt INTEEVER  
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Modellkopplung
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Analyse der Rolle von 
LAO

Szenariovarianten 
α«ōŜǊǘǊŀƎǳƴƎǎƴŜǘȊά

Referenz
(keine LAO)
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 SZENARIORAHMEN FÜR DIE VERTEILNETZSIMULATION 5.5.3

Ausgehend von einem zielorientierten Szenario für Deutschland entsprechend [76]  wird mit 

einem einfachen Ansatz unter Berücksichtigung einerseits der regional vorhandenen Energiepo-

tentiale und andererseits den heute installierten Leistungen für die Jahre 2030 und 2050 ein 

Szenario der Stromerzeugung für die Verteilnetzregion Oberrhein abgeleitet. Hierbei werden die 

Anteile der Region an den heutigen Potentialen und an den installierten Leistungen jeweils zu 

50 % berücksichtigt. Es wird dabei ein Szenario ohne dezentrale Wasserstofferzeugung ange-

nommen, jedoch einschließlich neuer Stromverbraucher durch Wärmepumpen und Elektrofahr-

zeuge. Im Ergebnis werden die in Tabelle 20 dargestellten installierten Kapazitäten zur erneu-

erbaren Stromerzeugung in der Verteilnetzmodellierung berücksichtigt. Weitere Informationen 

zur erfolgten Datenprozessierung und Modellparametrierung finden sich im Anhang A2. 

Tabelle 20: Ausbauszenario für die erneuerbare Stromerzeugung in MW im betrachteten Mittelspannung s-
netz in der Region Oberrhein im Vergleich zum De utschlandszenario aus [76]  

 2015 2030 2050 

Installierte Leistung PV:   

Deutschland 38.850 61.000 73.684 

Netzgebiet Oberrhein 25,7 39,7 47,6 

Installierte Leistung Wind: 
  

Deutschland 38.569 43.727 69.299 

Netzgebiet Oberrhein 0 1,8 10,8 

Installierte Leistung Bioenergie: 
  

Deutschland 6.931 9.995 10.392 

Netzgebiet Oberrhein 4,2 6,1 6,3 

Installierte Leistung Laufwasser: 
  

Deutschland 4.059 4.428 4.680 

Netzgebiet Oberrhein 0,50 0,54 0,57 

 

Ausgehend davon werden in den Verteilnetzmodellierungen insbesondere zwei charakteristi-

sche zukünftige Netzsituationen betrachtet, den Einspeisefall bei geringem Stromverbrauch und 

einer starken Erzeugung der erneuerbaren Energieanlagen und den Starklastfall bei nahezu kei-

ner dezentralen Stromerzeugung und gleichzeitig hoher Stromlast (s. Abschnitt 4.2.5). 

 SZENARIORAHMEN FÜR DIE AGENTENBASIERTE MODELLIERUNG 5.5.4

In Bezug auf die Auswahl der betrachteten Zusammensetzung des Kraftwerksparks, die aus  

REMix für die vorzunehmenden Vergleiche von Speichereinsatzstrategien übernommen werden 

(vgl. 4.3.2), hat sich im Projektverlauf herausgestellt, dass für eine entsprechende Analyse sich 

vor allem das Szenario 2030-Base:PTDF_TYNDP (vgl. Abschnitt 6.2.6) eignet.  

Da in den mit REMix betrachteten Szenarien der räumliche Lastausgleich aufgrund von Kosten-

vorteilen aus Systemsicht prioritär genutzt wird, finden Investitionen in Speicher für den zeitli-

chen Lastausgleich regional sehr unterschiedlich und in Abhängigkeit der erneuerbaren 

Stromeinspeisung statt. Dies führt dazu, dass Lithium -Ionen-Batterien allenfalls in Regionen mit 

großen Stromerzeugungskapazitäten für Photovoltaik zum Einsatz kommen, und für 2030 in 

Deutschland in keinem Szenario zu finden sind (vgl. Abschnitt 6.2.8). Wegen der räumlichen und 

zeitlichen Begrenzung der AMIRIS-Analysen musste ein Vergleichsszenario gefunden werden, in 
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welchem eine größere Speicherleistung in Deutschland im Jahr 2030 installiert ist. So ist schließ-

lich die Auswahl auf das Szenario 2030-Base:PTDF_TYNDP gefallen, in dem in Deutschland 2030 

6,5 GW Leistung an Pumpspeicherkraftwerken installiert sind . 

5.6 SENSITIVITÄTEN 

Da die benötigen Daten zur Parametrierung der Modelle Unsicherheiten unterworfen sind, wer-

den für eine Auswahl an besonders relevanten Parametern alternative Datensätze definiert. 

Ausgehend von den Ergebnissen der betrachteten Szenarien und Szenariovarianten, werden für 

eine Auswahl der in Abbildung 19 dargestellten Zweige Sensitivitätsanalysen mit alternativen 

Eingangsparametern durchgeführt. Dies dient vorrangig der Überprüfung der Robustheit der 

Ergebnisse und der daraus abzuleitenden Schlussfolgerungen. Abbildung 20 veranschaulicht die 

im Folgenden näher beschriebenen Parametervariationen. Hier ist auch die Variation des Kraft-

werksparks ausgehend von der e-Highway 2050-Studie mit aufgeführt, weil damit isoliert  die 

Effekte der Zusammensetzung des europäischen Kraftwerksparks auf die Rolle der LAO unter-

sucht werden können. 

 

Abbildung 20: Parametervariationen  zur Sensitivitätsanalyse  

 STROMERZEUGUNGSKAPAZITÄTEN DES EUROPÄISCHEN KRAFTWERKSPARKS 5.6.1

Die installierte Leistung der Kraftwerkskapazitäten wird, mit Ausnahme von Gaskraftwerken 

(siehe 2.2.1), in allen Szenarien modellexogen vorgegeben. Diese orientieren sich zum einen an 

einem in [54]  verwendeten, konsistenten Szenario-Mengengerüst, welches auf Jahresbasis eine 

Deckung der Energienachfrage anhand typischer Verfügbarkeiten einzelner Erzeugungstechno-

logien gewährleistet. Ändern sich aber beispielsweise Annahmen zur restlichen Lebensdauer 

existierender oder zur Inbetriebnahme geplanter Kraftwerkskapazitäten, resultieren eine unter-

schiedliche Zusammensetzung wie auch Gesamterzeugungsleistung des zukünftigen Kraftwerk-

sparks. Als Alternative zu den oben beschriebenen Eingangsdaten werden deshalb beispielhaft 

die in der e-Highway 2050-Studie [55]  beschriebenen europäischen Szenarien installierter 

Kraftwerksleistungen für die Modellparametrierung genutzt, wobei für die Abbildung des deut-

schen Kraftwerksparks auch die Annahmen aus [56]  zu Grunde gelegt werden. 

 WETTERJAHRE UND LASTPROFILE 5.6.2

Für Energieszenarien mit hohen Anteilen einer Stromerzeugung aus fEE ist die Verwendung von 

realitätsnahen Zeitreihen der Stromeinspeisung aus Wind- und Solarenergie von hoher Bedeu-

tung. Diese Zeitreihen werden basierend auf historischen Wetterdaten ermittelt. Die Wetterda-

ten unterscheiden sich je nach dem zu Grunde liegenden Jahr der Aufzeichnung sowohl in der 

Variabilität als auch in der Höhe der potentiell erzeugbaren Strommenge aus erneuerbaren 

Energien. Dementsprechend kann der Bedarf nach Verfügbarkeit von LAO oder alternativen 

Energiequellen zur Stromerzeugung in Abhängigkeit der verwendeten Wetterdaten schwanken. 

Sensitivitäten

Wetterjahre (2006-2012)

Lastprofile (2006-2012)

Kraftwerkspark adaptiert aus 
E-Highway2050
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Vor allem zur Beantwortung der Forschungsfragen 1, 4, 5 und 8 ist die Analyse der entspre-

chenden Indikatoren (siehe Kapitel 2.1.2) für unterschiedliche Wetterjahre von Bedeutung. Zur 

Verfügung stehen hierfür Stromeinspeisezeitreihen der erneuerbaren Energien basierend auf 

Messdaten der Jahre 2006 bis 2012. 

Wie bei den Einspeisezeitreihen aus fEE basiert der zeitliche Verlauf des Strombedarfs auf histo-

risch erfassten Daten, die sich je nach Aufzeichnungsjahr voneinander unterscheiden. Zur Ge-

währleistung, dass die Modellergebnisse nicht nur für den spezifischen Lastverlauf eines be-

stimmten Jahres gelten, kommen im Rahmen der Sensitivitätsanalysen normierte Stromlastpro-

file der Jahre 2006 bis 2012 zum Einsatz. Die konsistente Verwendung von fEE-

Einspeisezeitreihen mit Lastprofilen aus dem gleichen historischen Jahr wird hierfür gewähr-

leistet. 

6 ERGEBNISDARSTELLUNG UND -DISKUSSION 

6.1 TRANSPORTNETZMODELL (IFK) 

Die Berücksichtigung der Leistungsflüsse im Transportnetz erfordert die Betrachtung und Ab-

bildung verschiedener Netzsituationen. Deshalb wurden auf Basis realer Netznutzungsfälle 

sechs charakteristische Leistungsflussverteilungsmatrizen erstellt (vgl. 4.2.2). Damit können für 

die jeweiligen Szenario-Jahre netzseitige Entwicklungen und Restriktionen in die Systemmodel-

lierungen integriert und die Auswirkungen der Transformation des Energiesystems auf die 

Stromverteilung besser abgebildet werden. 

 ERMITTLUNG DER STÜTZPUNKTE FÜR PTDF-ERSTELLUNG 6.1.1

Zur Ermittlung der charakteristischen Netznutzungsfälle wurden öffentlich zugängliche energie-

trägerscharfe Zeitreihen der Datenplattform OPSD (Open Power System Data) [57]  genutzt, die 

auf Angaben der europäischen Netzbetreiber basieren. Diese Zeitreihen enthalten die Last sowie 

der Einspeisung aus Wind- und Solaranlagen je Land. Abbildung 21 zeigt die stündlich aggregier-

te elektrische Last im kontinentaleuropäischen Verbundsystem als Histogramm für die drei Wo-

chen des Jahres 2015, für die Daten für reale Netznutzungsfälle vorliegen. 

Es ist zu erkennen, dass die Netzlast im europäischen Verbundsystem in dieser Zeit zwischen 

etwa 220 GW und 470 GW variiert. Um die in Abbildung 15 dargestellten PTDF-Matrizen zu be-

rechnen, wurde der vorliegende Datensatz zur Netzlast mittels der Terzile in drei Teildatensätze 

aufgeteilt und je Teildatensatz der Mittelwert gebildet, um einen Stützpunkt zur Identifikation 

der charakteristischen PTDF-Matrix zu erhalten. Die Daten der Einspeiseleistungen aus Wind-

energieanlagen (WEA) wurden mittels des Medians in einen oberen und einen unteren Teilda-

tensatz aufgeteilt und ebenso die jeweiligen Mittelwerte berechnet. Dieses Vorgehen ist in Ab-

bildung 22 zusammen mit der geordneten Dauerlinie der beiden Datensätze dargestellt.  
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Abbildung 21: Relative Häufigkeit der elektrischen Lasten im kontinentaleurop äischen Verbundsystem für 
drei Wochen des Jahres 2015  

 

Abbildung 22: Geordnete Dauerlinien der Last- und Erzeugungsdaten  Wind und zugehörige Stützpunkte zur 
PTDF-Erstellung  

Anhand dieser Stützpunkte kann nun nach Gleichung (18) die minimale gesamte Abweichung 

der realen, stündlichen Last- (ὖ ) und Einspeisedaten (ὖ ) von Stützpunkten des jeweiligen 

Quantils berechnet werden. Damit kann jeweils der beste Zeitpunkt für die detaillierte Leis-

tungsflussberechnung ermittelt werden, für den die Erstellung der jeweiligen PTDF-Matrix 

durchgeführt wird . Dabei bezeichnen Ὥ und Ὦ die Teildatensätze für die Last bzw. die Stromer-

zeugung aus WEA. 
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 ὸ ȟ ÍÉÎ‏ İ ȟ ȟὸ ‏ İ ȟ ȟὸ  

Ὥᶅɴ ÎÉÅÄÒÉÇÅ ,ÁÓÔȟÍÉÔÔÌÅÒÅ ,ÁÓÔȟÈÏÈÅ ,ÁÓÔ  

Ὦᶅɴ ÎÉÅÄÒÉÇÅ 7ÉÎÄÅÉÎÓÐÅÉÓÕÎÇȟÈÏÈÅ 7ÉÎÄÅÉÎÓÐÅÉÓÕÎÇ 

(18) 

 

mit  

 
‏ İ ȟ ȟ

ὖ ὖ İ ȟ ȟ

ὖ İ ȟ ȟ

 
(19) 

 

und 

 
‏ İ ȟ ȟ

ὖ ὖ İ ȟ ȟ

ὖ İ ȟ ȟ

 
(20) 

 

In Tabelle 21 sind für jeden charakteristischen Netznutzungsfall aus Abbildung 15 die zugehöri-

gen Stützpunkte (vgl. Abbildung 22) dargestellt, sowie die auf deren Basis ausgewählten Zeit-

punkte mit dem geringsten relativen Fehler.  

Tabelle  21: Zeitpunkte, Stützpunkte und angenäherte Last - und WEA-Erzeugungswerte für die PTDF-
Erstellung  

Netznutzungs-
fall 

╟ἡἼİἼὂἸἽἶἳἼȟἘἩἻἼȟ░ 

in GW 

╟ἡἼİἼὂἸἽἶἳἼȟἥἏἋȟ▒

in GW 

╟ἘἩἻἼ in GW ╟ἥἏἋ in GW Datum und Uhrzeit 
(2015) 

04$& 
287,1 

6,3 296,2 6,2 22. Mai 21:00 

04$& 20,6 277,7 20,4 16. Nov. 02:00 

04$& 
349,6 

6,3 343,4 6,1 27. Mai 19:00 

04$& 20,6 350,6 19,8 17. Nov. 04:00 

04$& 
409,2 

6,3 399,3 6,2 08. Apr. 11:00 

04$& 20,6 416,3 20,4 17. Nov. 06:00 

 

Ausgehend von diesen Netznutzungsfällen wurden unter Berücksichtigung der im folgenden 

Abschnitt 6.1.2 beschriebenen Überführung der Regionalisierung aus REMix detaillierte Leis-

tungsflussberechnungen mit POSIM durchgeführt. Ausgehend von diesen Ergebnissen kann die 

Berechnung der PTDF-Matrizen in Matlab erfolgen. 

 REGIONALISIERUNG UND PTDF-LEISTUNGSFLUSSBERECHNUNG 6.1.2

Aus den netzknotenscharf aufgelösten Datensätzen im POSIM-Netzmodell wurde ein regionali-

siertes Netzmodell erstellt, das der festgelegten regionalen Auflösung der Energiesystemanalyse 

genügt. Dazu wurden die vorliegenden Einspeise- und Verbrauchsknoten den georeferenzierten 

Regionen zugeordnet und die jeweiligen Leitungen zwischen den Regionen zu sogenannten 

Flowgates zusammengefasst. Die Übertragungsleistungen dieser Flowgates entsprechen der 

Summe der Übertragungsleistungen der einzelnen Leitungen. Gleichermaßen gilt für die Ein-
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speisungen und Entnahmen innerhalb der Regionen, dass diese summarisch den jeweiligen Kno-

ÔÅÎÌÅÉÓÔÕÎÇÅÎ ÅÎÔÓÐÒÅÃÈÅÎȢ $ÉÅ 2ÅÇÉÏÎÅÎ ÓÅÌÂÓÔ ×ÅÒÄÅÎ ÉÎ ÉÈÒÅÎ 'ÒÅÎÚÅÎ ÁÌÓ ȵ+ÕÐÆÅÒÐÌÁÔÔÅȰ Âe-

trachtet, d.h. Leistungsflüsse innerhalb der Regionen werden vernachlässigt und es treten somit 

auch keine Engpässe auf. Leitungsverluste für den Transport von elektrischer Energie zwischen 

Regionen werden allerdings vereinfacht in REMix abgebildet und entsprechend in den Ergebnis-

daten der REMix-Berechnungen berücksichtigt. Die Aggregation der Netzknoten zu den betrach-

teten Regionen zeigt Abbildung 23. 

 

Abbildung 23: Aggregation der Netzknoten aus POSIM zur r egionalisierten Energiesystemanalyse  mit REMix . 
Da die Geokoordinaten nicht für alle Netzknoten vorliegen, ist die Darstellung nicht vollständig.  

Dargestellt sind jeweils die Umspannwerke in den Regionen (die auch mehrere Netzknoten be-

inhalten können), sowie die in INTEEVER betrachteten Regionengrenzen des kontinentaleuropä-

ischen Verbundnetzes. Innerhalb Deutschlands sind die Regionen des verwendeten Regionen-

modells [58]  zu erkennen. 

Mit Hilfe der durch die projektspezifischen Anpassungen aus 6.1.1 erzeugten Leistungsflussver-

teilungsmatrizen lassen sich nun Leistungsflüsse über die Flowgates der Regionen für alle Zeit-

punkte eines Szenario-Jahres berechnen. Beispielhaft ist dies in Abbildung 24 dargestellt:  
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Abbildung 24: Leistungsflüsse für den  21. November 9 Uhr  im Szenario 2030 für statische,  entfernungsbasie r-
te PTDF (oben) und mit ╟╣╓╕  (unten)  

Für den exemplarischen Zeitpunkt am 21. November 2030 um 9 Uhr ist das Ergebnis der Leis-

tungsflussberechnung nach dem statischen, rein längenbasierten und dem leistungsflussverteil-

ten PTDF-Verfahren dargestellt. Der statische Ansatz beruht dabei lediglich auf der Annahme 
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eines Impedanzbelags über die Länge einer Verbindung, wohingegen das oben beschriebene 

leistungsflussverteilte PTDF-Verfahren aufgrund der Linearisierung um einen realisierten Ar-

beitspunkt die grundsätzliche Charakteristik des realen Wechselstromnetzes berücksichtigt. Da 

das Transportnetzmodell nur die synchron verbundenen Regionen in Kontinentaleuropa und  

Nordafrika umfasst, kann mit dem PTDF-Verfahren auf Basis von einer Linearisierung der Leis-

tungsflussberechnung keine Aussage getroffen werden zu Leistungsflüssen zwischen den Regio-

nen in Skandinavien, im Baltikum, sowie Großbritannien und Irland. Die Ergebnisse sind daher 

nicht direkt vergleichbar. Darüber hinaus kann die Güte der Leistungsflussberechnung auf Basis 

der charakteristischen PTDFs nicht alleine aus einer exemplarischen Darstellung wie in Abbil-

dung 24 beurteilt werden. Der Vergleich zeigt jedoch, dass ein Unterschied zur vereinfachten 

Methode der rein längenbasierten PTDF-Matrix vorhanden ist. 

 ERGEBNISSE DER KOSTENBESTIMMUNG 6.1.3

Die Kosten für den Netzzubau bzw. -ausbau zwischen den betrachteten Regionen wurden nach 

dem in Kapitel 3.5.3 beschriebenen Ansatz ermittelt. Dabei wurden für die jeweiligen Anfangs- 

bzw. Endpunkte bei der Festlegung der Längenanteile für  Gleichung (5) die nächstgelegenen 

(direkte Verbindung) übertragungsfähigen Umspannwerke zwischen den entsprechenden Regi-

onen gewählt. Die so berechneten Gesamtkosten pro Netzausbaumaßnahme zwischen den be-

nachbarten Regionen sind in Abbildung 25 dargestellt. Aus Gründen der Übersichtlichkeit wurde 

hier allerdings eine Darstellung mit den Verbindungen der Flächenschwerpunkte gewählt, da die 

Distanzen andernfalls teilweise zu kurz und damit nicht mehr erkennbar ausfielen. 

 

Abbildung 25: Ergebnisse der Netzausbaukosten berechnung  

In Abbildung 25 wird deutlich , dass durch die Berücksichtigung der anschlussfähigen Um-

spannwerke in den jeweiligen Regionen ɀ und nicht lediglich der Verbindung von Flächenmittel- 

oder -schwerpunkten ɀ sowie den topologischen Gegebenheiten sich Kosten ergeben, die mit 

einem vereinfachten Ansatz nicht berechnet werden können. So zählt z.B. der Netzausbau von 

Brandenburg nach Sachsen zu den teuersten Verbindungen, während ein Netzausbau zwischen 
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Schleswig-Holstein und Dänemark deutlich günstiger ausfällt als bei einem Ansatz auf Basis der 

Entfernung der Flächenschwerpunkte. Dies ist dadurch zu erklären, dass im ersten Fall die für 

eine Verbindung geeigneten Umspannwerke deutlich weiter voneinander entfernt sind. 

6.2 SZENARIENMODELLIERUNGEN (DLR) 

 STROMERZEUGUNGSKAPAZITÄTEN DES EUROPÄISCHEN KRAFTWERKSPARKS 6.2.1

Wie in Kapitel 5 beschrieben, werden die Stromerzeugungskapazitäten des europäischen Kraft-

werksparks zum Teil modellbasiert bestimmt und stellen somit ein Zwischenergebnis der Sze-

narienmodellierung dar. Für die im Folgenden dargestellten zentralen Analysen zur Rolle von 

Strukturoptionen dienen sie lediglich als Modelleingangsparameter. In Abbildung 18 in Kapitel 

5.5 sind die jeweils als installiert angenommenen Stromerzeugungskapazitäten der Szenarien 

dargestellt. Die folgenden Ergebnisse basieren somit auf Modellparametrierungen, bei denen bis 

auf wenige Ausnahmen auf eine Ausbauplanung von Stromerzeugungskapazitäten verzichtet 

wird.  Die in den Kapiteln 5.1 bis 5.4 beschriebenen Nebenbedingungen sind ebenfalls nicht aktiv. 

Hinsichtlich der Behandlung von Treibhausgasemissionen wird nun von einem Zertifikatspreis 

ÉÎ (ĘÈÅ ÖÏÎ χυΌȾÔ ÁÕÓÇÅÇÁÎÇÅÎȢ %ÂÅÎÆÁÌÌÓ ×ÉÒÄ ÄÉÅ 3ÅËÔÏÒÅÎËÏÐÐÌÕÎÇ ÍÉÔÔÅÌÓ +7+-Anlagen nun 

vollständig berücksichtigt. Der nicht von stromverbrauchenden Wärmeerzeugern zu deckende 

Wärmebedarf muss zudem über fossile Energieträger gedeckt werden. 

 EINSATZPOTENZIAL VON LASTAUSGLEICHSOPTIONEN 6.2.2

Zur Bewertung des Einsatzpotentials unterschiedlicher Lastausgleichsoptionen werden zu-

nächst ausgehend von den Basisszenarien Referenzfälle definiert ɉÇÅËÅÎÎÚÅÉÃÈÎÅÔ ÄÕÒÃÈ ȵ2%&ȰɊ, 

in denen lediglich der Zubau von Gasturbinenkraftwerken zulässig ist. Diesen Referenzfällen 

werden wie in Kapitel 4 beschrieben unterschiedliche Szenarien gegenübergestellt, in denen ein 

großes Spektrum an Strukturoptionen für den Lastausgleich verfügbar ist, die modellendogen 

ausgebaut bzw. eingesetzt werden können. Diese Szenarien zeichnen sich durch folgende Ände-

rungen hinsichtlich der Modellparametrierung aus: 

¶ Ausbauplanung Übertragungsnetz: Erhöhung der GTCs im Drehstromübertragungsnetz 

sowie bei den HGÜ-Verbindungen 

¶ Ausbauplanung Stromspeicher: Zubau von unterschiedlichen Arten von Stromspeichern 

(Li-Ionen-Batterien, Pumpspeicherkraftwerken, Druckluftspeicherkraftwerken und Va-

nadium-Redox-Flow-Batterien) 

¶ Ausbauplanung Wärmespeicher: Zubau von Wärmespeichern bei Kraft-Wärme-

Kopplungsanlagen 

¶ Lastmanagement: Gesteuertes Laden von Batterieelektrofahrzeugen sowie Lastabwurf 

bei industriellen Stromverbrauchern 

¶ Ausbauplanung Gasturbinenkraftwerke: Zubau von zusätzlichen Kapazitäten als Backup 

zur Lastdeckung 

¶ In den Szenarien ȵCSPȰȟ ȵH2Ȱȟ ȵCSP&H2Ȱ: 

o Ausbauplanung von CSP-Kraftwerken in der MENA-Region und ggf. neuen, trans-

europäischen HGÜ-Übertragungsstrecken 

o Ausbauplanung von Elektrolyseuren und Wasserstoffspeichern (Druckbehälter 

oder Kavernenspeicher) mit Wasserstoffrückverstromungsmöglichkeit in gasge-

feuerten Kraftwerken 
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In Abbildung 26 sind Ergebnisse der Szenariomodellierungen für zwei wesentliche Indikatoren 

einander gegenübergestellt. Auf der x-Achse ist die gesamte installierte Leistung aller europäi-

schen Gasturbinen aufgetragen. Sie dient als Indikator für die Versorgungssicherheit des Ener-

giesystems im betrachteten Szenario (vgl. Kapitel 2.2.2). Auf der y-Achse ist die Abweichung der 

'ÅÓÁÍÔÓÙÓÔÅÍËÏÓÔÅÎ ÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÚÕÍ 2ÅÆÅÒÅÎÚÆÁÌÌ ȵςπυπ-2%&Ȱ ÄÁÒÇÅÓÔÅÌÌÔȢ Hiermit kann ge-

zeigt werden, inwieweit durch die Nutzung einer Kombination verschiedener Lastausgleichsop-

tionen (im Gegensatz zur ausschließlichen Nutzung von Backup-Kraftwerken) ein zusätzlicher 

oder geringerer Aufwand entsteht, um ein versorgungssicheres System zu gewährleisten. 

 

Abbildung 26: Differenz der Gesamtsystemkosten und zugebauten Erzeugungskapazität von Gasturbinen in 
Europa in den betrachteten Szenarien  im Vergleich zum  Referenzfall ȵ2050 -REFȰ 

Die Marker aller betrachteten Szenarien liegen links der vertikalen blauen Linie, welche die in-

stallierte Erzeugungsleistung von Gasturbinen im Referenzfall ȵ2050-REFȰ repräsentiert. Daraus 

lässt sich schließen, dass in allen Szenarien im Vergleich zum Referenzfall ein höheres Maß an 

Versorgungssicherheit gewährleistet werden kann. Der Einfluss der Verfügbarkeit unterschied-

licher Lastausgleichsoptionen lässt sich anhand des Vergleichs ÄÅÒ ȵ2%&Ȱ-Szenarien (blaue Mar-

ker) und ȵ"ÁÓÅȰ-Szenarien (rote Marker) bemessen. Sowohl für die Szenarien der Jahre 2030 

und 2050 als auch für das alternative Erzeugerportfolio aus e-Highway 2050, können deutliche 

Reduktionen des Backup-Bedarfs beobachtet werden ($ÉÆÆÅÒÅÎÚ ȵ2%&Ȱ ÚÕ ȵ"ÁÓÅȰ 2030: 75 GW, 

2050: 161 GW, ȵ2%&Ȱ ÚÕ ȵÅHighwayȰ 2050: 165 GW). Der geringere Backup-Bedarf der Szenarien 

für  2030 und der ȵÅ(ighwayȰ-Szenarien ÇÅÇÅÎİÂÅÒ ȵςπυπ-REFȰ ÂÅÇÒİÎÄÅÔ ÓÉÃÈ ÉÎ ÄÉÅÓÅÍ :u-

sammenhang durch ihre höheren, absoluten Ausgangswerte installierter Erzeugungsleistungen 

von thermischen Großkraftwerken (vgl. 5.5). Diese wirken sich auch direkt auf die Gesamtsys-

ÔÅÍËÏÓÔÅÎ ÁÕÓȟ ×ÅÌÃÈÅ ÉÎ ÂÅÉÄÅÎ &ßÌÌÅÎ ÄÅÕÔÌÉÃÈ İÂÅÒ ÊÅÎÅÎ ÄÅÒ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ȵςπυπ-2%&Ȱ ÂÚ×Ȣ auch 

ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ÌÉÅÇÅÎȢ  

Die weiteren breiten, rautenförmigen Marker zeigen die Ergebnisse der Szenarien, die sich 

durch die Nutzung von CSP-Importen aus Nordafrika und oder die Verfügbarkeit von Wasser-

stoff als Energieträger im Mobilitätssektor und als zusätzliche Speicheroption für eine zeitliche 

Flexibilisierung von Stromerzeugung und Stromverbrauch voneinander unterscheiden. Für alle 

diese Fälle gilt auch hier, dass die Verfügbarkeit der Lastausgleichsoptionen eine deutliche Re-

duktion des Bedarfs an Gasturbinenkraftwerken mit sich bringt. Im Fall der Szenariovarianten 

mit Wasserstoffnutzung ist dies allerdings nur mit höheren Gesamtsystemkosten im Vergleich 

zum Referenzfall möglich. Diese begründen sich vor allem in einer deutlich höheren Gesamtka-
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pazität an installierten Stromerzeugern, die auch durch die geringere Umwandlungseffizienz in 

der Energiebereitstellung für den Mobilitätssektor, im Vergleich zu einer ausschließlich direkten 

Stromnutzung durch batterieelektrische Fahrzeuge bedingt ist. Die Konsequenz daraus ist eine 

Erhöhung der Gesamtsystemkosten um 169 -ÒÄȢ Ό ɉȵ#30Ǫ(ςȰɊ ÂÚ×Ȣ 164 Mrd. Ό ɉȵ(ςȰɊ ÇÅÇÅn-

über dem Referenzfall ȵςπυπ-2%&Ȱ (Ausgangswert: 2,23 Billionen ΌɊ. 

Daran, dass sich in Abbildung 26 lediglich der rote und der gelbe Marker unterhalb der horizon-

talen Linie befinden, wird deutlich, dass mÉÔ +ÏÓÔÅÎÒÅÄÕËÔÉÏÎÅÎ ÖÏÎ τφ -ÒÄȢ Ό ÄÉÅ &ßÌÌÅ ȵςπυπ-

Base:TrendȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-CSP:TrendȰ ÇİÎÓÔÉÇÅÒ ÁÌÓ ÄÅÒ 2ÅÆÅÒÅÎÚÆÁÌÌ sind. Die Variante mit Solar-

stromimporten ergibt dabei zusätzlich eine Reduktion des Bedarfs an Gasturbinen um ca. 

35 GW. Ungefähr doppelt so hoch ÆßÌÌÔ ÄÉÅÓÅ 2ÅÄÕËÔÉÏÎ ÂÅÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÖÏÎ ȵςπυπ-H2:TrendȰ ÕÎÄ 

ȵςπυπ-CSP&H2:TrendȰ ÁÕÓ (64 GW). Dies muss allerdings vor dem Hintergrund betrachtet wer-

den, dass in Szenarien mit Solarstromimporten mit CSP eine weitere Stromerzeugungstechnolo-

gie ausbauoptimiert wird. Der vorgegebene Kraftwerkspark kann also nicht nur durch den Bau 

von Gasturbinenkraftwerken vergrößert werden, wodurch folglich Backup-Kraftwerke durch 

CSP-Kraftwerke ersetzt werden können. Zusammenfassend lässt sich aus den obigen Beobach-

tungen schlussfolgern, dass 

¶ die Verfügbarkeit von Lastausgleichsoptionen generell den Bedarf an Backup-Kraftwerken 

reduziert und damit die Systemkosten und die CO2-Emissionen senkt. Die Lastausgleichsop-

tionen führen folglich zu einer stärkeren Ausnutzung der modellexogenen Stromerzeu-

gungskapazitäten, da das hier durchgeführte Vorgehen keinen Zubau weiterer Stromerzeu-

ger erlaubt. Eine Ausnahme bilden lediglich die Szenarien unter Berücksichtigung von So-

larstromimporten  

¶ die Nutzung von Wasserstoff im Vergleich zum Basisszenario (d.h. ohne die Möglichkeit des 

regelbaren Stromimports) zu höheren Gesamtsystemkosten führt und auch zu einem deut-

lich höheren Bedarf an Backup-Kapazitäten. 

 EINSATZPOTENZIAL VON LASTAUSGLEICHSOPTIONEN IM DETAIL 6.2.3

Für eine genauere Analyse des Zusammenspiels der unterschiedlichen Lastausgleichsoptionen 

in den betrachteten Szenarien sind in Abbildung 27 in Form eines Spinnennetzdiagramms eine 

Reihe von Schlüsselindikatoren dargestellt, die jeweils durch ihre Einheit charakterisiert sind. Es 

handelt sich dabei um: 

¶ [CF%]: Normierte Volllaststunden (Capacity Factor) ausgewählter Technologien 

¶ [GW] bzw. [GWh]: installierte Kapazität (Zubau) ausgewählter Technologien (Erzeugung 

und Speicherung) 

¶ Wind/PV-Curt.[%]: Abregelung (Curtailment) von Windkraft - und Photovoltaikanlagen 

bezogen auf deren mögliche maximale Stromerzeugung 

¶ [TW km]: Netzausbau 

¶ CO2 [Mio. t]: Verursachte CO2-Emissionen 

Für ein besseres Verständnis der im Folgenden gezeigten Spinnennetzdiagramme gilt es außer-

dem zu beachten: 

1. Zeigt keines der untersuchten Szenarien einen Wert >1 für einen bestimmten Indikator 

werden diese Werte als 0 dargestellt. 
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2. $ÉÅ ÍÉÔ ȵ7ÉÎÄϹ06 ɍ'7ɎȰ ÇÅËÅÎÎÚÅÉÃÈÎÅÔÅ ËÕÍÕÌÉÅÒÔÅ 3ÔÒÏÍÅÒÚÅÕÇÕÎÇÓËÁÐÁÚÉÔßÔ ÖÏn 

Windkraft - und Photovoltaikanlagen stellt kein direktes Modellergebnis dar, sondern be-

ruht auf der in Kapitel 5.5 vorgestellten Zusammensetzung des europäischen Kraftwerk-

sparks. Dieser Indikator dient daher lediglich zur Charakterisierung der visualisierten 

Ergebnisse. 

3. Die Mehrzahl der Spinnennetzdiagramme bilanziert jeweils die Ergebnisse für Deutsch-

land und jene für das gesamte Untersuchungsgebiet. Dabei handelt es sich um Europa 

(einschl. Deutschland) und die drei nordafrikanischen Staaten Marokko, Tunesien und 

Algerien. Zur Vereinfachung wird dieses Untersuchungsgebiet in den folgenden Grafiken 

ÌÅÄÉÇÌÉÃÈ ÍÉÔ ȵ%ÕÒÏÐÁȰ ÇÅËÅÎÎÚÅÉÃÈÎÅÔȢ 

2
0
3
0

 

  

2
0
5
0

 

  

Abbildung 27: Vergleich ausgewählter Schlüsselindikat oren in den  Basisszenarien  bilanziert für Europa 
(links ) und Deutschland ( rechts ) 

Wie in Kapitel 5.5 beschrieben, unterscheiden sich die Basisszenarien bezüglich des unterstell-

ten Energiebedarfs und des hierfür zur Verfügung stehenden Parks aus Stromerzeugungskapazi-

täten. Mit letzterem werden EE-Anteile in der Stromerzeugung von 60 % (2030) bis ca. 78 % 
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(2050) erreicht, was sich wiederum in den CO2-Emissionen der jeweiligen Szenarien widerspie-

gelt. Diese liegen in Summe für die Strom- und Wärmeerzeugung im 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÂÅÉ 

ωως -ÉÏȢ Ô ÕÎÄ ËĘÎÎÅÎ ÉÍ &ÁÌÌ ÖÏÎ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ auf 601 Mio. t reduziert werden. Sie fallen damit 

um ca. 143 Mio. t niedriger aus als im korrespoÎÄÉÅÒÅÎÄÅÎ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵςπυπ-2%&ȰȢ  

Die Reduktion der EE-Versorgungsanteile im Vergleich zu den in 5.5.1 dargestellten Ergebnissen 

begründet sich zum einen in der Anwendung von fEE-Einspeisepotentialen basierend auf dem 

Wetterjahr 2006. Diese sind geringer im Vergleich zu jenen des Jahres 2012, mit denen der 

Kraftwerkspark ermittelt wurde. Zum anderen schränkt nun die direkte Berücksichtigung der 

Wärmebereitstellung mit KWK-Kraftwerken deren Flexibilität zu einem gewissen Teil ein. 

Insgesamt ergibt sich in allen dargestellten Fällen, d.h. sowohl in 2030 als auch im Jahr 2050 

sowie für das gesamte Untersuchungsgebiet als auch nur für den deutschen Bilanzraum eine 

deutliche Reduktion der resultierenden CO2-Emissionen durch den Einsatz der Lastaus-

gleichsoptionen. Generell führt dies zu einer Abnahme der Auslastung der dargestellten Strom-

erzeugungskapazitäten (Gasturbinen, GuD- und Steinkohlekraftwerke) sowie zu einer Reduktion 

der Abregelung von erneuerbaren Energien auf weniger als 0,01 % (Abbildung 27 unten rechts) 

bis 1,2 % (Abbildung 27 oben links) der entsprechend potentiell verfügbaren Energiemenge. 

Bemerkenswert ist zudem, dass sich für das Jahr 2030 ein Ausbau von Stromspeichern in Höhe 

von ca. 20 GW an Li-Ionenbatterien und dies auch nur in Regionen außerhalb Deutschlands 

ergibt (siehe hierzu auch Kapitel 6.2.8). Im Jahr 2050 wird der Lastausgleich hingegen von ande-

ren Technologien, darunter 3 GW an zusätzlichen Pumpspeichern, bereitgestellt. Grund hierfür 

ist vorwiegend die im Vergleich zum Jahr 2030 langfristig unterstellten, zusätzlichen Ausbaupo-

tentiale für diese Technologie in Spanien, wo der Großteil des Zubaus an Pumpspeicherkraft-

werken stattfindet. 

ȵςπυπ-Base:eHighwayȰȡ Zur Einordnung der Ergebnisse der Basisszenarien der Jahre 2030 und 

2050 zeigt Abbildung 28 die sich ergebenden Spinnennetzdiagramme für den alternativen 

Kraftwerkspark basierend auf den Ergebnissen des gewählten Szenarios aus e-Highway 2050. 

Zwar bewirkt auch hier die Verfügbarkeit der Lastausgleichsoptionen generell einen Rückgang 

der CO2-Emissionen und damit einhergehend eine Reduktion der Abregelung von Wind- und PV-

Stromerzeugungsanlagen, allerdings zeigt sich auch gleichzeitig vor allem für Deutschland eine 

allgemeine Erhöhung der Auslastung fossiler Stromerzeugungskapazitäten. Mit Ausnahme der 

Gasturbinenauslastung fallen diese Werte allerdings immer noch geringer aus als im Basisszena-

rio  für 2050. Der wesentlich größere Kraftwerkspark macht zudem einen Ausbau von Pump-

speicherkraftwerken unnötig. Hinsichtlich der Auslastung von Pumpspeicherkraftwerken kann 

eine deutliche Abnahme (von 11,8 % auf 6,5 % in Europa bzw. 15,3 % auf 1,8 % in Deutschland) 

ÂÅÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÖÏÎ ȵςπυπ-REF:eHighwayȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-Base:eHighwayȰ ÂÅÏÂÁÃÈtet werden, wo-

mit, im Falle von letzterem, auch die entsprechenden Zahlenwerte der Basisszenarien (z.B. für 

ȵςπυπ-Base:TrendȰ: 11,4 % in Europa bzw. 9,5 % in Deutschland) unterschritten werden. 
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Abbildung 28: Vergleich ausgewählter Schlüsselindikat oren im Szenario eHighway (2050) für Europa (links) 
und Deutschland (rechts)  

Betrachtet man den Emissions-Indikator allein für den Bilanzraum Deutschland (Abbildung 28 

rechts), wird deutlich, dass im Szenario ȵςπυπ-Base:eHighwayȰ ÄÉÅ ÈĘÃÈÓÔÅÎ #/2-Emissionen bei 

gleichzeitiger Verfügbarkeit von Lastausgleichsoptionen auftreten, obwohl sie im Gesamtergeb-

nis für Europa (Abbildung 28 links) mit 507 Mio. t am niedrigsten sind. Die Stromerzeugung aus 

erneuerbaren Energien findet in diesem Szenario folglich vor allem außerhalb Deutschlands 

statt, wobei der dafür benötigte großräumige Stromtransport durch einen ɀ im Vergleich zu 

ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ɀ verstärkten Ausbau von HGÜ-Trassen18 bewerkstelligt wird 

(4,7 TW km gegenüber jeweils ca. 1 TW km). Im gesamten Untersuchungsgebiet Europa ergibt 

sich aber auch aufgrund des deutlich größeren Kraftwerksparks ein geringerer Gasturbinen- 

und Netzausbau ÉÍ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵςπυπ-"ÁÓÅȡÅ(ÉÇÈ×ÁÙȰ. 

Werden nun zusätzlich die Szenarien betrachtet, die eine Verfügbarkeit von Solarstromimporten 

aus Nordafrika bzw. eine Nutzung von Power-To-Gas-Konzepten unterstellen, ergeben sich die 

in Abbildung 29 dargestellten Spinnendiagramme. Die dargestellten Szenarien folgen der netz-

ÓÅÉÔÉÇÅÎ 3ÚÅÎÁÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅ ȵ4ÒÅÎÄȰȢ 

                                                             

18 'ÅÎÁÕ ÇÅÎÏÍÍÅÎ ÂÅÔÒÉÆÆÔ ÄÅÒ )ÎÄÉËÁÔÏÒ ȵ$#-.ÅÔÚ ɍ47 ËÍɎȰ ÓßÍÔÌÉÃÈÅ 3ÔÒÏÍİÂÅÒÔÒÁÇÕÎÇÓÓÔÒÅÃËÅÎȟ ÄÉÅ 
mittels des Transportmodell-Ansatzes zur Bestimmung der Leistungsflüsse zwischen Regionen modelliert 
×ÅÒÄÅÎȢ &ÏÌÇÌÉÃÈ ÓÉÎÄ ÈÉÅÒÂÅÉ ÓÏ×ÏÈÌ ȵÅÃÈÔÅȰ ('­-Trassen (trifft im Fall des deutschen Bilanzraums aus-
schließlich zu) als auch außerhalb des UCTE-Gebiets liegende, in HDÜ-Technik ausgeführte Verbindungen 
enthalten, für die allerdings keine Leistungsflusssimulationen zur Bestimmung von PTDF-Matrizen durch-
geführt wurden.  
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Abbildung 29:Vergleich ausgewählter Schlüsselindikatoren in den Szenari en 2050 für Europa (links) und 
Deutschland (rechts)  

Mit Blick auf die CO2-Emissionen lässt sich unabhängig vom betrachteten Bilanzraum feststellen, 

dass die Nutzung von Wasserstoff und der damit erhöhte Strombedarf zu höheren Emissions-

werten ɉφφς -ÉÏȢ Ô ÆİÒ %ÕÒÏÐÁ ÂÚ×Ȣ ρςφ -ÉÏȢ Ô ÆİÒ $ÅÕÔÓÃÈÌÁÎÄ ÉÎ ȵςπυπ-H2), Solarstromimporte 

hingegen zu einer Reduktion der absoluten CO2-Emissionen im Vergleich zum Basisszenario 

führen. Charakteristisch für das Importszenario ist auch der höhere Netzausbau in Form von 

HGÜ-4ÒÁÓÓÅÎ ɉȵςπυπ-(ςȰȡ 88 TW km und ȵ2050-CSPȰ: 137 TW kmȰ ÇÅÇÅÎİÂÅÒ ȵςπυπ-BaseȰȡ 

70 TW km), der sich bei Kombination mit einer Wasserstoffinfrastruktur sogar deutlich erhöht 

ɉȵςπυπ-#30Ǫ(ςȰȡ ςς6 TW km). 

Hinsichtlich der Auslastung der dargestellten Technologietypen ergibt sich insbesondere im 

3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵςπυπ-(ςȰ ÅÉÎÅ ÅÒÈĘÈÔÅ Ausnutzung der gasgefeuerten Kraftwerkskapazitäten im Ver-

gleich zu den anderen Szenariovarianten. Lediglich für den deutschen Bilanzierungsraum zeigt 

sich mit 16,3 % eine geringere Auslastung der verbleibenden Stromerzeugungsleistung aus 

Steinkohle als im Basisfall ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ɉρωȟς ϷɊȢ 

Die generell höhere Auslastung der Gaskraftwerke ist insoweit bemerkenswert, da hier wegen 

des unterstellten höheren Gesamtenergiebedarfs sowohl mehr installierte Kraftwerksleistung 

vorausgesetzt wird ɉÅÒËÅÎÎÂÁÒ ÁÍ )ÎÄÉËÁÔÏÒ ȵ7ÉÎÄϹ06 ɍ'7ɎȰɊ, als auch ein erhöhter Zubau von 

Gasturbinen stattfindet. Zusammen mit einer Abregelung von Wind und PV von nahezu null (er-

ËÅÎÎÂÁÒ ÁÍ ÆÅÈÌÅÎÄÅÎ )ÎÄÉËÁÔÏÒ ȵ7ÉÎÄȾ06-#ÕÒÔȢ ɍϷɎȰɊ erklärt dies die zusätzlichen CO2-

Emissionen gegenüber den Szenarien ȵςπυ0-"ÁÓÅȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-#30Ȱ. 

Auffällig ist zudem, dass ausschließlich in Szenarien mit Wasserstoffnutzung ein Zubau von 

Kurzfristspeichern in Form von Lithium-Ionen-Batterien stattfindet. Dies ist umso bemerkens-

werter, da gerade in diesen Szenarien existierende Salzkavernen zum langfristigen Speichern 

von Wasserstoff mit anschließender Doppelnutzungsmöglichkeit (entweder Rückverstromung 

in Gaskraftwerken oder Nutzung als Treibstoff im Verkehrssektor) vorhanden sind. 
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Mit Blick auf Abbildung 30 wird allerdings schnell ersichtlich, dass der stattfindende Zubau von 

+ÕÒÚÆÒÉÓÔÓÐÅÉÃÈÅÒÎ ÉÎ ȵςπυπ-(ςȰ ÌÅÄÉÇÌÉÃÈ ÉÎ 3ÐÁÎÉÅÎ ÇÅÓÃÈÉÅÈÔȟ ÅÉÎÅÒ 2ÅÇÉÏÎ, wo die Stromer-

zeugung aus Photovoltaikanlagen deutlich dominiert. Ähnliches trifft auf Italien zu, welches mit 

ca. 35 GWh an Pumpspeicher- und 10 GWh an H2-Kavernen den zweitgrößten Zubau an Spei-

cherkapazität in diesem Szenario verzeichnet. 

 

Abbildung 30: Zugebaute Speicherkapazität  je Technologie und Wasserstoffspeicherpotent iale i n Kavernen 
im Szenario ȵ2050 -H2ȡ4ÒÅÎÄȰ pro Region 

Anhand von Abbildung 30 ×ÅÒÄÅÎ Ú×ÅÉÅÒÌÅÉ )ÎÆÏÒÍÁÔÉÏÎÅÎ ÆİÒ ÄÁÓ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵςπυπ-(ςȰ ÖÅÒÁn-

schaulicht. Einerseits zeigen die mit der linken y-Achse korrespondierenden, eingefärbten Bal-

ken die zugebaute Speicherkapazität für ausgewählte Speichertechnologien. Andererseits mar-

kieren die roten Linien, welche mit der rechten y-Achse korrespondieren, das Speicherpotential 

für Salzkavernen. Allein anhand der Einheiten der beiden y-Achsen wird erkennbar, dass die 

vorhandenen Speicherpotentiale für die H2-Langfristspeicherung unabhängig vom Standort nur 

geringfügig ausgenutzt werden. Zusammen mit den Feststellungen bezüglich des Zubaus und der 

Auslastung von Gaskraftwerken sowie den nicht vorhandenen Abregelungen, lässt sich daraus 

schließen, dass der unterstellte fEE-Kraftwerkspark nicht groß genug dimensioniert ist, um den 

zusätzlichen Strombedarf für Wasserstoffmobilität ohne zusätzliche CO2-Emissionen, d.h. rein 

erneuerbar zu decken. Mit  anderen Worten, dadurch dass ein Teil der Primärenergieträger in 

den betrachteten Szenarien weiterhin fossil ist, bedeutet eine Zunahme des Energiebedarfs (wie 

ÉÎ ȵςπυπ-(ςȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-#30Ǫ(ςȰ) auch eine Erhöhung der CO2-Emissionen. 

Ein anderes Bild ergibt sich bei der Kombination von Wasserstoffnutzung mit Solarstromimpor-

ten ɉȵςπυπ-#30Ǫ(ςȰɊ. So zeigt sich ein deutlicher Rückgang des Bedarfs an Stromerzeugung aus 

fossil gefeuerten Kraftwerken, was ebenfalls zu einer Reduktion der entsprechenden CO2-

Emissionen führt . Die oben erwähnte zusätzlich benötigte Stromerzeugung für die Wasserstoff-

ÎÕÔÚÕÎÇ ËÁÎÎ ÈÉÅÒ ÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÚÕ ȵςπυπ-(ςȰ weitreichend mit erneuerbaren Ressourcen ge-

währleistet werden, was allerdings nur auf Kosten eines zusätzlichen HGÜ-Netzausbaus (für 
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Europa ËÎÁÐÐ ωπ 47 ËÍ ÍÅÈÒ ÁÌÓ ÉÎ ȵςπυπ-#30Ȱ), primär verursacht durch mehr Solarstromi-

mporte, geschehen kann. 

Mit Blick auf die Pumpspeicherkraftwerke ist ÉÍ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵςπυπ-#30Ǫ(ςȰ ɀ sogar bei einem 

zusätzlichen Ausbau um ca. 7,5 GW ɀ eine um durchschnittlich 142 Volllaststunden erhöhte Aus-

ÌÁÓÔÕÎÇ ÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÚÕÍ "ÁÓÉÓÓÚÅÎÁÒÉÏ ÚÕ ÂÅÏÂÁÃÈÔÅÎȢ $Á ÄÉÅÓ ÉÎ ȵςπυπ-#30Ȱ ÎÉÃÈÔ ÂÅÏÂÁÃÈÔÅÔ 

werden kann, muss der Grund hierfür die Wasserstoffnachfrage sein, wofür eine zeitliche Flexi-

bilisierung der Strombereitstellung von Vorteil ist. Dies erklärt auch die höhere Auslastung der 

'ÁÓËÒÁÆÔ×ÅÒËÅ ÉÎ ȵςπυπ-(ςȰ. Dieses Verhalten lässt sich zum Teil modelltechnisch begründen: In 

Szenarien mit Wasserstoffnutzung existiert ein geringerer Anteil  an flexibel ladbaren Fahrzeu-

gen, da nur für Elektroautos eine Flexibilisierung der Nachfrage durch Ladesteuerung unterstellt 

wird . Zwar lässt sich die Wasserstoffnachfrage im Mobilitätssektor ebenfalls zeitlich flexibilisie-

ren, allerdings nur durch zusätzliche Investitionen für den Zubau von Wasserstofftanks. D.h., 

unterbleiben diese Investitionen, wie aus Abbildung 30 ersichtlich, muss die fehlende zeitliche 

Flexibilisierung auf der Nachfrageseite durch eine erhöhte zeitliche Flexibilisierung der Erzeu-

gungsseite mit mehr Einsatz von Speichern oder Gaskraftwerken kompensiert werden.19  

Das beschriebene Verhalten tritt  ÆÏÌÇÌÉÃÈ ÉÎ ÄÅÎ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ȵςπυπ-(ςȰ  ÕÎÄ ȵςπυπ-#30Ǫ(ςȰ ÁÕf. 

Zur Veranschaulichung ist in Abbildung 31 für ersteres die zeitliche (lineare) Abhängigkeit der 

Stromerzeugungs- von den Strombedarfszeitreihen für die Wasserstoffproduktion (oben) bzw. 

Elektromobilität (unten) anhand der Kovarianz beider Größen gezeigt. Um eine Vergleichbarkeit 

unterschiedlich großer Regionen zu ermöglichen, ist die Kovarianz normiert. Dafür wird jeweils 

derjenige Wert genutzt, der sich für die Kovarianz der Gesamtlastzeitreihe mit sich selbst pro 

Region ergibt. Je höher die Abhängigkeiten, desto höher der Wert der Kovarianz für eine be-

stimmten Stromerzeugungstechnologie. Werte größer 1 bzw. kleiner -1 treten vornehmlich in 

Regionen auf, welche wesentlich mehr Strom erzeugen als sie selbst verbrauchen. 

Es kann also davon ausgegangen werden, dass eine starke zeitliche Entkopplung, z.B. durch 

Energiespeicherung oder Last- bzw. Lademanagement dazu führt, dass die farbigen Marker sich 

näher an der Nulllinie befinden. 20 

                                                             

19 Zwar könnte dieser Effekt modelltechnisch dadurch behoben werden, dass im Falle der Wasserstoffmo-
bilität entweder per se wie bei heutigen Tankstellen ein Treibstoffspeicher vor Ort angenommen wird. 
Dies würde allerdings notwendige Investitionen in die benötigte Infrastruktur unterschätzen, selbst wenn 
angenommen wird, dass auch für die Elektromobilität das Vorhandensein der Ladeinfrastruktur voraus-
gesetzt wird. Eine andere Möglichkeit stellt die Berücksichtigung einer möglichen Ladesteuerung eben-
falls für Wasserstoffmobile dar. Allerdings würde dies ein Anreizsystem voraussetzen, welches bewirkt, 
dass sich das Tankverhalten wesentlich von dem heutzutage beobachtbaren unterscheidet. 

20 An dieser Stelle wird die Kovarianz zur Bewertung der Abhängigkeiten herangezogen, da es sich hierbei, 
im Gegensatz zu Korrelationskoeffizienten, um eine nicht standardisierte Größe handelt. Letzteres hätte 
den Effekt, dass vor allem ein ähnlicher Profilverlauf, nicht aber die Größenordnung der Amplituden der 
Zeitreihen eine hohe Korrelation anzeigen würde. Im Extremfall würde dies also auch bei Vorhandensein 
von nur 1 kW installierter Stromerzeugungsleistung aus Photovoltaik in Irland eine wesentlich höhere 
Abhängigkeit suggerieren, als für Strom aus Windkraftanlagen solange der normierte Profilverlauf ähnli-
cher ist, ungeachtet dessen, dass die Jahresstromerzeugung deutlich von Windenergie dominiert  ist. 
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Abbildung 31: Lineare Abhängigkeit ausgewählter Stromerzeugungstechnologien für Wasserstofferzeugung 
mit Elektrolyseuren (oben) und Laden von Elektroautos (unten) im Szenario ȵ2050 -H2ȡ4ÒÅÎÄȰ 

Wie in Abbildung 31 zu sehen, ist eine stärkere zeitliche Entkopplung vor allem in der unteren 

Teilgrafik (Abhängigkeit des Ladens von Elektromobilen) zu beobachten. Im Falle der Wasser-

stoffproduktion mit Elektrolyseuren sind vor allem starke Abhängigkeiten mit dem Import von 

Strom (rote Marker) und der Einspeisung aus Photovoltaikanlagen (gelbe Marker) in Gebieten 

mit entsprechend hoher Jahresstromerzeugung aus dieser Technologie erkennbar (z.B. Portugal 

oder Bayern (Tennet_5 und Tennet_6)). Allerdings wird auch die zeitliche Entkopplung durch 

die Speicherung von Wasserstoff sichtbar. Vor allem in Spanien, wo mit knapp 200 GW beson-

ders viel Photovoltaik installiert ist, zeitlich aber auch der Hauptteil der Salzkavernenspeicher 

für Wasserstoff gebaut wird (siehe Abbildung 30), ist kein Zusammenhang zwischen der Strom-

erzeugung aus Photovoltaikanlagen und Wasserstofferzeugung in der oberen Teilgrafik von Ab-

bildung 31 erkennbar. 
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Ein weiteres Indiz für die geringere Verfügbarkeit zeitlicher Flexibilität in den Szenarien mit 

Wasserstoffmobilität ergibt sich bei Vergleich der Varianz über die normierte residuale Last in 

Szenarien mit und ohne Berücksichtigung einer Wasserstoffnachfrage im Verkehrssektor. Die 

folgenden Gleichungen beschreiben den modellierten Zusammenhang: 

 ὺ ÖÁÒ
ȟ
▬╓╟╡▄▼ὸȟὶ  (21) 

mit:  
▬╓╟╡▄▼ὸȟὶ  

В ╟╓ὸȟὶȟ† В ╟ὸȟὶȟ†

ÍÁØВ ╟╓ὸȟὶȟ†
 

ὸᶅȟὶ 

† ᶰËÏÎÖȢ3ÔÒÏÍÖÅÒÂÒÁÕÃÈÅÒȟ-ÏÂÉÌÉÔßÔÓÎÁÃÈÆÒÁÇÅȟ7ßÒÍÅÐÕÍÐÅÎ 

† ᶰ06ȟ7ÉÎÄ /ÎÓÈÏÒÅȟ7ÉÎÄ /ÆÆÓÈÏÒÅȟ,ÁÕÆ×ÁÓÓÅÒ+7 

(22) 

 ▬╓╟╡▄▼ὸȟὶȟ†   Normierte Residuallast pro Zeit-
schritt t, Region r und Stromver-
braucher †  im Verkehrssektor  

 

Die Varianz ist umso höher, je weniger die Stromerzeugung aus fEE mit der entsprechenden 

Stromnachfrage der Verbrauchertechnologien zeitlich korreliert Ȣ )Î ȵςπυπ-(ςȡ4ÒÅÎÄȰ ÌÉÅÇÔ der 

Wert für die Varianz bei 1,1 während er im Vergleichsfall mit ausschließlicher Nutzung der 

%ÌÅËÔÒÏÍÏÂÉÌÉÔßÔ ɉȵςπυπ-"ÁÓÅȡ4ÒÅÎÄȰɊ ÍÉÔ πȟω ÄÅÕÔÌÉÃÈ ÄÁÒÕÎÔÅÒ ÌÉÅÇÔȢ ?ÈÎÌÉÃÈÅÓ ÉÓÔ ÂÅÉÍ 6År-

gleich der Szenarien mit Solarstromimporten feststellbar. Auch hier ist die Varianz unter Be-

rücksichtigung der WasÓÅÒÓÔÏÆÆÍÏÂÉÌÉÔßÔ ÅÒËÅÎÎÂÁÒ ÈĘÈÅÒ ɉȵςπυπ-#30Ǫ(ςȡ4ÒÅÎÄȰɊ ÁÌÓ ÉÍ ËÏr-

respondierenden Szenario ohne Wasserstoffnachfrage im Verkehr. 

 

Abbildung 32: Varianz der normierten Residuallast in Szenarien mit und ohne Wasserstoffmobilität  

 NETZAUSBAUSZENARIEN IM VERGLEICH 6.2.4

Im Folgenden werden die Netzausbau-Szenariovariationen miteinander verglichen. Ihre Para-

metrierung unterscheidet sich vom Basisfall  ȵ4ÒÅÎÄȰ, wie in Kapitel 5.5.2 beschrieben, vor allem 

hinsichtlich der Netzausbaukosten und Annahmen zur Umsetzung des TYNDP, sowie in Bezug 

auf Ausbaubeschränkungen von Übertragungskapazitäten und Großspeichern. Abbildung 33 

stellt hierfür eine Erweiterung zu Abbildung 26 dar und zeigt den Vergleich von Abweichungen 

der 'ÅÓÁÍÔÓÙÓÔÅÍËÏÓÔÅÎ ÚÕÍ 2ÅÆÅÒÅÎÚÆÁÌÌ ȵςπυπ-2%&Ȱ ÕÎÄ ÄÉÅ ÊÅ×ÅÉÌÓ ÂÅÎĘÔÉÇÔÅ "ÁÃËÕÐ-

Erzeugungsleistung aus Gasturbinen. Um die Größe der Abweichungen besser einordnen zu 

können, werden zusätzlich zu den SÚÅÎÁÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅÎ ÊÅÄÅÓ "ÁÓÉÓÆÁÌÌÓ ÄÅÓ *ÁÈÒÅÓ ςπυπ ÆİÒ ȵςπυπ-
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H2:Smart:TrendȰ ÁÕÃÈ ÄÉÅ %ÒÇÅÂÎÉÓÓÅ ÄÅÒ 3ÅÎÓÉÔÉÖÉÔßÔÓÆßÌÌÅ ÄÁÒÇÅÓÔÅÌÌÔȢ (ÉÅÒ ×ÅÒÄÅÎ ÄÉÅ ÈÉÓÔÏÒi-

schen Zeitreihen bezüglich Wetter und Lastprofil variiert, bei sonst gleichbleibender Modellpa-

rametri erung.21  

 

Abbildung 33: Differenz der Gesamtsystemkosten und zugebauten Erzeugungskapazität von Gasturbinen in 
Europa in den betrachteten Szenariovariationen gegenüber dem Referenzfall ȵ2050 -REFȰ 

Zunächst bestätigen die in Abbildung 33 dargestellten Ergebnisse die Erkenntnisse aus Kapitel 

6.2.2:  

¶ Die Nutzung von Wasserstoff erhöht die Systemkosten signifikant, wohingegen die Verfüg-

barkeit von Solarstromimporten den Bedarf an Backup-Erzeugungskapazitäten reduziert. 

Werden die jeweiligen Netzausbau-Szenariovarianten über die unterschiedlichen Basisszenarien 

hinweg miteinander verglichen (d.h. Vergleich von Markern gleicher Form), lässt sich folgendes 

feststellen: 

¶ DÉÅ ȵ0ÒÏÔÅÓÔȰ-Varianten (aufrecht stehende Dreiecke in Abbildung 33) führen jeweils zu den 

höchsten Systemkosten bei gleichzeitig höchstem Backup-Bedarf. 

Ein heterogeneres Bild ergibt sich hingegen bezüglich der geringsten Systemkosten (als Diffe-

renz zum Referenzfall) bzw. dem geringsten Zubau an Gasturbinenleistung. Während für die 

3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ÏÈÎÅ 3ÏÌÁÒÓÔÒÏÍÉÍÐÏÒÔÅ ÄÉÅ 6ÁÒÉÁÎÔÅ ȵ3ÍÁÒÔȰ ÄÉÅÓÅ %ÉÇÅÎÓÃÈÁÆÔ ÅÒÆİÌÌÔ ɉȵςπυπ-

"ÁÓÅȡ3ÍÁÒÔȰȡ -50 Mrd. Ό Ⱦ χυ '7; ȵςπυπ-H2:Smart2006Ȱȡ ρτψ -ÒÄȢ Ό Ⱦ χψ '7Ɋȟ ÉÓÔ es in Szenari-

                                                             

21 Alle Szenariovariationen nutzen, sofern nicht anders gekennzeichnet, die historischen Zeitreihendaten 
für Wetter und Last des Jahres 2006. Wie in Abbildung 48 ersichtlich, handelt es sich in Bezug auf diese 
:ÅÉÔÒÅÉÈÅÎÄÁÔÅÎ ɉÕÎÄ ÄÉÅ ÓÉÃÈ ÄÁÒÁÕÓ ÅÒÇÅÂÅÎÄÅ ÍÁØÉÍÁÌÅ 2ÅÓÉÄÕÁÌÌÁÓÔɊ ÕÍ ÅÉÎ ȵÍÉÔÔÌÅÒÅÓȰ *ÁÈÒ ɀ der 
Marker mit dem nach rechts zeigenden Dreieck befindet sich dort an einer mittleren Position im Vergleich 
zu den restlichen hellblauen Markern, diÅ %ÒÇÅÂÎÉÓÓÅ ÄÅÒ 3ÚÅÎÁÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅÎ ÖÏÎ ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔȰ ÄÁÒÓÔÅl-
len.  
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en mit Solarstromimporten die Variante ȵ4ÒÅÎÄȰ (RautenɊ ɉȵςπυπ-#30Ȱȡ -45 Mrd. Ό Ⱦ τυ '7; 

ȵςπυπ-#30Ǫ(ςȰȡ ρφψ -ÒÄȢ Ό / 45 GW). Zu absolut deckungsgleichen Ergebnissen22 führt die 

3ÚÅÎÁÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅ ȵ3ÕÐÅÒȰ ɉ3ÅÃÈÓÅÃËÅɊȢ 

Die Variation der Eingangszeitreihen wirkt sich sowohl auf den Backup-Bedarf als auch auf die 

sich ergebenden Systemkosten aus. Die Differenz der Backup-Kapazität von ca. 35 GW zwischen 

ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔςππψȰ zeigt eine größere Bandbreite als die Differenz der 

Szenariovarianten des Basisfalls mit ca. 27 GW zwischen ȵςπυπ-Base:ProtestȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-

"ÁÓÅȡ3ÍÁÒÔȰȢ ?ÈÎÌÉÃÈÅÓ ÔÒÉÆÆÔ ÁÕÃÈ ÁÕÆ ÄÉÅ 3ÙÓÔÅÍËÏÓÔÅÎ ÚÕȟ mit einer maximalen Differenz von 

knapp 29 Mrd. Ό Ú×ÉÓÃÈÅÎ ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔςπρπȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔςππχȰ. 

Im Ergebnis kann geschlussfolgert werden, dass  

¶ die Unterschiede der betrachteten Indikatoren für die unterschiedlichen Netzausbau-

Szenariovarianten im Bereich der vor allem wetterbedingten Unsicherheiten liegen. Dies 

muss allerdings vor dem Hintergrund bewertet werden, dass (wie aus Abbildung 33 ersicht-

lich) die Streuung der Systemkosten als auch des Backup-Bedarfs für unterschiedliche Sze-

narien, insbesondere bei Unterschieden in der Wasserstoffnutzung, wesentlich größer ist. 

Die Gründe für die Unterschiede der einzelnen Netzausbau-Szenariovarianten werden bei einer 

detaillierteren Betrachtung weiterer Schlüsselindikatoren, wie sie in Abbildung 34 dargestellt 

sind, ersichtlich. Am auffälligsten darin ist die Deckungsgleichheit der Indikatoren für die Szena-

ÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅÎ ȵTrendȰ ÕÎÄ ȵSuperȰȢ 7ÅÓÅÎÔÌÉÃÈÅÒ 5ÎÔÅÒÓÃÈÉÅÄ in der Parametrierung beider Va-

ÒÉÁÎÔÅÎ ÉÓÔ ÄÉÅ ÚÕÓßÔÚÌÉÃÈÅ -ĘÇÌÉÃÈËÅÉÔ ÉÎ ȵ3ÕÐÅÒȰ den Hauptteil der Stromübertragungsstrecken 

sowohl in HDÜ- als auch HGÜ-Technik auszubauen. Dies führt in den Modellierungen zu keiner-

lei Änderung hinsichtlich des Netzausbaus und hat folglich keinen signifikanten Einfluss auf die 

weitere Konfiguration des Energieversorgungssystems bzw. dessen Betrieb. Eine Schlussfolge-

rung aus dieser Beobachtung ist, dass  

¶ die besseren Übertragungseigenschaften der HGÜ-Technik (unbeschränkte Leistungsfluss-

verteilung, geringere Verluste) aufgrund der höheren angenommenen Investitionskosten 

gegenüber der HDÜ-Technik im Modell nicht zu niedrigeren Systemkosten führen. 

Die vorangegangene Feststellung kann für verhältnismäßig kurze Übertragungsstrecken mit 

geringen absoluten Übertragungsverlusten erwartet werden. Da in den Szenarioanalysen mit 

REMix aber vor allem außerhalb Deutschlands Übertragungsstrecken von mehreren Hundert 

Kilometern im Mittel angenommen werden, muss davon ausgegangen werden, dass mit dem 

gewählten Modellierungsansatz eine Konkurrenz von HDÜ- und HGÜ-Technik nicht dargestellt 

werden kann. Gründe hierfür können vor allem die räumliche Aggregation des Stromtrans-

portnetzes und die reine Modellierung von Wirkleistungsflüssen23 sein oder auch die Tatsache, 

dass im vorliegenden Fall die Netzausbauplanung auf heute bereits vorhandene Übertragungs-

strecken und vor allem Strecken zwischen benachbarten Regionen begrenzt war. 

                                                             

22 Allerdings bei erheblich höherem Rechenaufwand sowohl in Hinsicht auf Arbeitsspeicherbedarf als 
auch Rechenzeit. 

23 Wodurch weitere Vorteile der HGÜ-Technik wie die Beeinflussung von Blindleistungsflüssen nicht be-
rücksichtigt werden können. 
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#ÈÁÒÁËÔÅÒÉÓÔÉÓÃÈ ÆİÒ ÄÉÅ 3ÚÅÎÁÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅÎ ȵTrendȰ ÕÎÄ ȵSuperȰ ÉÓÔ ÄÅÒ fehlende Ausbau von 

Kurzfrist stromspeichern in Form von Lithium-Ionen-Batteriespeichern, begleitet von abgeregel-

ten Strommengen aus fEE von nahezu 0 % und dem deutlich größten Netzausbau. Bei Verfüg-

barkeit der Option Solarstromimport korrespondiert dies zudem mit den höchsten Werten für 

den Zubau von CSP-Kraftwerken ɉȵςπυπ-#30ȡ4ÒÅÎÄȰȡ ρφρ '7Ƞ ȵςπυπ-#30Ǫ(ςȡ4ÒÅÎÄȰȡ ρψω '7Ɋ. 

Dies bedeutet, dass vor allem die Option des Netzausbaus genutzt wird, um möglichst hohe Ver-

sorgungsquoten mit regenerativem Strom aus gegebenen (fEE) und zusätzlichen (CSP) EE-

Erzeugungsanlagen zu erreichen. Vor allem kurzzeitige zeitliche Fluktuationen der Leistungsbi-

lanzen in einer Region werden dabei verstärkt durch räumlichen Leistungsaustausch ausgegli-

chen. 
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Abbildung 34: Vergleich ausgewählter Schlüsselindikat oren in den Netzausbauszenarien für Europa  

Im Gegensatz dazu weisen über alle "ÁÓÉÓÓÚÅÎÁÒÉÅÎ ÈÉÎ×ÅÇ ÄÉÅ ȵProtestȰ-Varianten neben ei-

nem verstärkten Gasturbinenzubau jeweils die höchste Auslastung von fossil gefeuerten Kraft-

werken aus, was letztlich auch zu höheren Treibhausgasemissionen führt. Korrespondierend 
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dazu zählen die Energiemengen abgeregelter Stromerzeugung aus fEE zu den höchsten. Als Ur-

sache hierfür sind zwei wesentliche Punkte direkt aus Abbildung 34 ableitbar: 

¶ Die Begrenzung und gleichzeitige Verteuerung des Netzausbaus durch ausschließliche Nut-

zung von Kabeln bewirkt eine deutliche Reduktion des Netzausbaus gegenüber den weite-

ren Szenariovarianten. Finden Solarstromimporte Berücksichtigung, ergibt sich ein ver-

gleichbarer .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕ ×ÉÅ ÉÎ ȵ3ÍÁÒÔȰȟ ×Ï ÄÉÅ ÇÌÅÉÃÈÅÎ 2ÅÓÔÒÉËÔÉÏÎÅÎ ÆİÒ ÄÅÎ .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕ 

ÇÅÌÔÅÎȢ !ÎÓÏÎÓÔÅÎ ×ÅÉÓÔ ÄÅÒ )ÎÄÉËÁÔÏÒ ÆİÒ ÄÅÎ .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕ ÍÉÔ σω 47 ËÍ ÉÎ ȵςπυπ-0ÒÏÔÅÓÔȰ 

ÕÎÄ ττ 47 ËÍ ÉÎ ȵςπυπ-(ςȡ0ÒÏÔÅÓÔȰ ÄÉÅ ÎÉÅÄÒÉÇÓÔÅÎ 7ÅÒÔÅ ÁÕÆȢ 

¶ Obwohl der Ausbau großer, zentraler Speicherkraftwerke nicht zugelassen wird, bleibt der 

Ausbau von Lithium-Ionen-BatterieÓÐÅÉÃÈÅÒÎ ÈÉÎÔÅÒ ÄÅÍ ÄÅÒ 6ÁÒÉÁÎÔÅ ȵ3ÍÁÒÔȰ ÚÕÒİÃË Âe-

ziehungsweise die Auslastung der vorhandenen Speicherkraftwerke ist mit Werten von je-

weils um die 10 % sogar am geringsten. 

)Í 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÄÁÚÕ ÚÅÉÇÅÎ ÄÉÅ )ÎÄÉËÁÔÏÒÅÎ ÆİÒ ÄÉÅ 6ÁÒÉÁÎÔÅ ȵSmartȰ ÁÕÆȟ ×ÅÌÃÈÅÎ %ÆÆÅËÔ ÄÉÅ 6År-

fügbarkeit von Großspeichern kombiniert mit zusätzlicher Stromerzeugungskapazität aus fEE 

hat: Die CO2-Emissionen können unter allen Varianten der Basisszenarien auf die niedrigsten 

Werte gebracht werden, wofür allerdings sowohl zusätzliche Stromspeicher (sowohl Kurz-, Mit-

telfrist - als auch Langfristspeicher) zugebaut werden müssen. Anhand des Indikators, der in 

Abbildung 34 die Gesamtkapazität an CSP-Kraftwerken angibt, wird zudem ersichtlich, dass bei 

"ÅÒİÃËÓÉÃÈÔÉÇÕÎÇ ÖÏÎ 3ÏÌÁÒÓÔÒÏÍÉÍÐÏÒÔÅÎ ÉÎ ȵ3ÍÁÒÔȰ der CSP-Zubau insbesondere gegenüber 

ȵ3ÕÐÅÒȰ ÕÎÄ ȵ4ÒÅÎÄȰ ÚÕÒİÃËÇÅÈÔȢ )Í 'ÅÇÅÎÓÁÔÚ ÚÕ ȵ0ÒÏÔÅÓÔȰ ×ÉÒÄ ÄÉÅ ÅÎÔÓÐÒÅÃÈÅÎÄÅ 3ÔÒÏÍÅÒÚÅu-

gung allerdings durch zusätzliche fEE (also nicht gasgefeuerte Kraftwerke) bereitgestellt. 

Da die Stromerzeugung aus fEE nicht nur stündlich im Laufe eines Jahres variabel ist, sondern 

auch von Jahr zu Jahr stark variiert , zeigt Abbildung 35 die Schlüsselindikatoren für die Szena-

ÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅ ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔȰ ÕÎÔÅÒ 6ÁÒÉÁÔÉÏÎ ÄÅÒ ÖÅÒ×ÅÎÄÅÔÅÎ )ÎÐÕÔÄÁÔÅÎ ÈÉÎÓÉÃÈÔÌÉÃÈ 7ÅÔÔÅÒ- 

und Lastdaten der historischen Jahre 2006 bis 2012. 

  

Abbildung 35: Vergleich ausgewählter Schlüsselindikat ÏÒÅÎ ÉÎ ÄÅÒ 3ÚÅÎÁÒÉÏÖÁÒÉÁÎÔÅ ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔȰ ÕÎÔÅÒ 
Berücksichtigung der Variation historischer We tter - und Lastprofile von 2006 bis  2012  
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Es wird ersichtlich sich, dass die Systemkosten (um ca. 0,7 %) entsprechend höher ausfallen, 

wenn Jahresstromerzeugung aus Wind- und Photovoltaik geringer sind. Insbesondere die Aus-

bauplanung von Gasturbinenkraftwerken (zwischen 73 (Deutschland: 12) und 92 (Deutschland: 

20) GW) und Speichern (Lithium -Batterien: 77 (0) bis 118 (2) GW, Pumpspeicher: 129 bis 

182 GWh) sowie die Abregelung von Wind- und PV-Stromerzeugungsanlagen (zwischen 5,5 % 

und 7,3 %) sind sensitiv gegenüber der durchgeführten Parametervariation. Im Ergebnis wird 

zudem deutlich, dass  

¶ der Netzausbaubedarf in wesentlich geringerem Maße schwankt. Dies gilt sowohl für den 

deutschen als auch den gesamten Bilanzierungsraum. 

 EINFLUSS DER MODELLIERUNGSMETHODIK UND ZUSÄTZLICHER RESTRIKTIONEN 6.2.5

FÜR LEISTUNGSFLÜSSE IM ÜBERTRAGUNGSNETZ 

Wie in Abschnitt 4.2.1 beschrieben, stehen für die Energiesystemmodellierung in REMix drei 

Methoden zur Bestimmung von interregionalen Leistungsflüssen zur Verfügung: 

1. Transp.Mdl  (Transportmodell ): Modellierung der Leistungsflüsse auf sämtlichen Stro-

mübertragungsstrecken mittels eines kapazitätsbeschränkten Transportmodells 

2. DC-Power -Flow : Modellierung der Leistungsflüsse aller Übertragungsstrecken zwischen 

Regionen, die dem Gebiet der UCTE zugeordnet werden können mittels DC-Power-Flow 

äquivalent zur Nutzung einer einzigen PTDF (basierend auf Entfernungsverhältnissen 

zwischen den Regionen.), wobei die Leistungsflüsse aller restlichen Übertragungsstre-

cken weiterhin mit einem Transportmodell abgebildet werden 

3. PTDF: Modellierung der Leistungsflüsse aller Übertragungsstrecken zwischen Regionen, 

die dem Gebiet der UCTE zugeordnet werden können mit den in Kapitel 6.1 vorgestellten 

PTDF-Matrizen, wobei die Leistungsflüsse aller restlichen Übertragungsstrecken weiter-

hin mit einem Transportmodell abgebildet werden 

Sowohl die Anwendung des DC-Power-Flow als auch der PTDF-Matrizen ist mit der Berücksich-

tigung zusätzlicher Restriktionen bei der Modellierung von Leistungsflüssen verbunden, da hier 

im Gegensatz zum Transportmodell keine beliebige Verteilung von Leistungsflüssen möglich 

ist.24 D.h. dass beispielsweise der Stromaustausch zwischen zwei benachbarten Regionen sich 

nicht allein aus der verfügbaren Leistung für den Export bzw. dem Bedarf an Leistungsimporten 

ergibt, sondern zusätzlich Leistungsflüsse auf Verbindungen zu weiteren Nachbarn berücksich-

tigt werden müssen. Diese Verteilung ist im Falle des hier als DC-Power-Flow bezeichneten Mo-

dellierungsansatzes gleichbleibend für alle betrachteten Zeitpunkte (Arbeitspunkte) festgelegt. 

Im Gegensatz dazu ermöglicht die Verwendung repräsentativer PTDF-Matrizen, dass sich die 

Faktoren, welche die Verteilung von Leistungsflüssen abhängig von der jeweiligen Stromerzeu-

gungs- und Verbrauchssituation beschreiben, an Arbeitspunkte anpassen lassen, die sich bei 

Bestimmung des kostenminimalen Technologieeinsatzes im Energiesystemmodell ergeben. Al-

lerdings wird durch das Aufprägen der sich aus der Lastflusssimulation mit POSIM ergebenden 

Referenzflüsse nach (6) die Bestimmung der Leistungsflüsse in REMix anderweitig beschränkt. 

                                                             

24 Bei Betrachtung von Gleichstromnetzwerken würde hierbei das Transportmodell lediglich die 1. Kirch-
hoffsche Regel (Knotenpunktregel) berücksichtigen, wohingegen der DC-Power-Flow- und der PTDF-
Ansatz zusätzliche Restriktionen gemäß der 2. Kirchhoffschen Regel (Maschenregel) befolgen müssen. 
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In den folgenden Abbildungen werden Ergebnisse der Energiesystemmodellierung für diese drei 

Verfahren für die Basisszenarien der Jahre 2030  und 2050  miteinander verglichen, jeweils ohne 

(REF) und mit (Base) Ausbauplanung bzw. zur Verfügung stehen von Lastausgleichsoptionen. 

Für einen ersten Eindruck sind in Abbildung 36 die sich ergebende relative Abweichung der 

Gesamtsystemkosten für Europa gegenüber dem Mittelwert aller dargestellten Szenarien eines 

Zieljahres (2030: halbe Marker; 2050: ganze Marker) und der Versorgungssicherheitsindikator, 

d.h. die zugebaute Stromerzeugungskapazität von Gasturbinen dargestellt. Die aufgetragenen 

Szenarien entsprechen den oben beschriebenen Methoden zur Bestimmung der Leistungsflüsse 

im Energiesystemmodell REMix, wobei die unterschiedliche Färbung der Datenpunkte die Ver-

fügbarkeit von Lastausgleichsoptionen anzeigt, während ihre Form sich auf die Methoden zur 

Netzmodellierung bezieht. 

 

Abbildung 36: Relativ e Differenz der Gesamtsystemkosten bezogen auf den Mittelwert des jeweiligen Szena-
rio -Jahres und Backup-Erzeugungskapazität für unterschiedli che Methoden  zur Leistungsflussmodellierung 
in REMix  

Wie aus Abbildung 36 ersichtlich, ergibt sich zunächst sowohl bei Unterscheidung der Szenarien 

nach Jahren (2030 und 2050) als auch nach breiter Verfügbarkeit von Lastausgleichsoptionen 

(Base und REF) ein gleichbleibendes Bild hinsichtlich des Einflusses der Modellierungsmethodik 

der Leistungsflüsse auf die Gesamtsystemkosten und den Zubau von Backup-Kapazitäten. Zu 

erwarten ist, dass die ausschließliche Verwendung des Transportmodells aufgrund der gerings-

ten Einschränkungen hinsichtlich der Leistungsflussverteilung (mit) die niedrigsten Gesamtsys-

temkosten aufweist, wohingegen die statische Verteilung von Leistungsflüssen des DC-Power-

Flow-Ansatzes vermutlich die höchsten Gesamtsystemkosten ergeben sollte. Mit Abweichungen 

von deutlich unter 1 % bezüglich beider dargestellter Indikatoren können die verglichenen Me-

thoden in diesem Fall allerdings als einander gleichwertig angesehen werden. 
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 EINFLUSS DER MODELLIERUNGSMETHODIK FÜR LEISTUNGSFLÜSSE IM 6.2.6

ÜBERTRAGUNGSNETZ IM DETAIL 

Für ein vertieftes Verständnis des Einflusses der unterschiedlichen Methoden zur Modellierung 

von Leistungsflüssen bei der Energiesystemmodellierung zeigt Abbildung 37 Spinnennetzdia-

gramme für die Szenarien 2030 und 2050. Dabei wird jeweils zwischen der aggregierten Dar-

stellung des gesamten Untersuchungsgebiets (oben ÁÌÓ ȵ%ÕÒÏÐÁȰ ÇÅËÅÎÎÚÅÉÃÈÎÅÔ) und Deutsch-

lands im Speziellen (unten) unterschieden. 
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Abbildung 37: Spinnennetzdiagramme für die Szenarien 2030 (oben) und 2050 (unten) mit Darstellung ve r-
schiedener Indikatoren aggregiert über alle betrachteten Regionen ( links ) bzw. über alle zu Deutschland 
gehörenden Regionen  (rechts)  

In den Spinnendiagrammen wird die im vorangegangenen Kapitel bereits festgestellte Ähnlich-

keit der Ergebnisse bei Verwendung der unterschiedlichen Methoden dadurch deutlich, dass die 

eingefärbten Flächen für die meisten der betrachteten Indikatoren nahezu deckungsgleich sind. 

Wesentliche Unterschiede ergeben sich lediglich für den resultierenden, technologieunabhängi-
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gen Netzausbau, der bei Nutzung des DC-Power-Flow-Ansatzes durchgehend in allen Teilabbil-

dungen am größten ist, insbesondere für das deutsche Untersuchungsgebiet. Die entsprechen-

den Unterschiede in Bezug auf den Netzausbau sind folglich die Hauptursache für die geringfü-

gig unterschiedlichen Gesamtsystemkosten in Abbildung 36.25 

Bei Betrachtung der Deutschland betreffenden Ergebnisse ist auch eine weitere Abweichung der 

Indikatoren für den Zubau von Gasturbinenkraftwerken erkennbar. Die Differenz der Zahlen-

werte der PTDF-Methode gegenüber dem Transportmodell- bzw. dem DC-Power-Flow-Ansatz 

ist mit ψ '7 ÆİÒ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ca. 1 GW größer als im Fall von ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ. 

Die Ergebnisse zeigen neben dem unterschiedlichen Bedarf an Backup-Gaskraftwerken ebenfalls 

Abweichungen der weiteren Indikatoren für  den deutschen Bilanzierungsraum, z.B. hinsichtlich 

der Treibhausgasemissionen oder der Auslastung von GuD- oder Pumpspeicherkraftwerken. In 

der Bilanzierung des gesamten Untersuchungsgebiets sind diese Unterschiede allerdings ver-

schwindend gering. Die vornehmliche Änderung der Flussverteilung bei der Berechnung der 

Leistungsflüsse im Energiesystemmodell führt also wie zu erwarten war zu regionalen Abwei-

chungen der Ergebnisse, also unterschiedlichen Ausprägungen der in Abbildung 37 dargestell-

ten Indikatoren. Global gesehen gleichen sich diese Unterschiede aber offenbar so aus, dass es zu 

deutlich geringeren Abweichungen aufgrund der unterschiedlichen Methoden zur Bestimmung 

der Leistungsflüsse im Modell kommt. 

Ist die Möglichkeit der Nutzung von Lastausgleichsoptionen nicht gegeben, resultieren die Grafi-

ken in Abbildung 38 für Europa und Deutschland. Erkennbare Unterschiede der Ergebnisse für 

die betrachteten Methoden zur Leistungsflussberechnung ergeben sich vornehmlich bei der Ab-

regelung potentieller Stromerzeugung aus Windkraft- und PV-Anlagen. Hierbei weist der DC-

Power-Flow-Ansatz jeweils die höchsten Werte auf, die Abregelung im Falle der PTDF-Methode 

und des Transportmodells unterscheidet sich dabei nur geringfügig. Ausgeglichen wird die feh-

lende Stromerzeugung aus fEE vor allem durch eine höhere Auslastung der Gaskraftwerke. Inte-

ressant ist, dass die PTDF-Methode im Vergleich zum Transportmodell für das Jahr 2030 eine 

höhere Auslastung der installierten Pumpspeicherkraftwerke berechnet, was in Kombination 

mit einem höheren Nutzungsgrad von Gasturbinen ähnliche Abregelungswerte nach sich zieht. 

Trotz dieser leichten Änderungen im Kraftwerkseinsatz unterscheiden sich die betrachteten 

Methoden hinsichtlich der resultierenden Treibhausgasemission kaum. 

                                                             

25 Zum Teil resultieren diese Unterschiede auch aus der Parametrierung des Modells, in dem HGÜ-
Übertragungsstrecken mit einem Transportmodell abgebildet werden. Bei ausschließlicher Nutzung die-
ses Modellierungsansatzes werden Übertragungsstrecken, die sowohl Verbindungen in HDÜ- als auch in 
HGÜ-Technik aufweisen, zusammengefasst. Je nach Übertragungstechnologie werden allerdings unter-
schiedliche Umwegefaktoren bei der Bestimmung von Entfernungen zwischen Regionen zu Grunde gelegt, 
die sich auf Übertragungsverluste und Netzausbaukosten auswirken. Die korrespondierenden Unter-
schiede werden durch das Zusammenfassen bei ausschließlicher Nutzung des Transportmodells nicht 
mehr berücksichtigt. Dadurch kann es zu Ergebnisabweichungen (Kostenüberschätzungen) kommen, die 
nicht aus den in 6.2.5 aufgeführten Unterschieden der Modellierungsansätze zur Berechnung der Leis-
tungsflüsse resultieren. Da es sich bei den betroffenen Übertragungsstrecken allerdings nur um die drei 
Verbindungen Frankreich-Spanien, Frankreich-Schweiz und Schweiz-Italien handelt, werden die dadurch 
verursachten Abweichungen als vernachlässigbar angesehen. 
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Abbildung 38: Spinnennetzdiagramme für die Referenzszenarien 2030 (links) und 2050 (rechts) mit Darste l-
lung verschiedener Indikatoren aggregiert über alle betrachteten Regionen  

Für eine detailliertere Analyse des räumlichen Lastausgleichs, also der sich ergebenden Leis-

tungsflüsse, sind in Abbildung 39 und Abbildung 40 die Jahresdauerlinien der transportierten 

Leistungsmengen auf ausgewählten Übertragungsstrecken dargestellt. Aus Gründen der Über-

sichtlichkeit zeigen die Abbildungen nicht die Dauerlinien aller bei der Energiesystemmodellie-

rung berücksichtigten Übertragungsstrecken. Vielmehr erfüllen die abgebildeten Jahresdauerli-

nien eines der folgenden Auswahlkriterien bezogen auf die sich ergebenden Leistungsflüsse ei-

nes Szenarios: 

¶ höchste Auslastung (Leistungsfluss bezogen auf GTC) 

¶ höchste Leistungsflüsse in der Spitze (höchster GTC) 

¶ höchste transportierte Jahresenergiemengen 

Die entsprechend dargestellten Übertragungsstrecken gehören dabei jeweils zu den oberen zwei 

Perzentilen (p І 0,98) über alle Übertragungsstrecken, die eines der Auswahlkriterien erfüllen. 

Sie werden einerseits in intraeuropäische Verbindungen (Abbildung 39, oben) und Verbindun-

gen zwischen deutschen Regionen (Abbildung 39 unten) unterschieden. 

Die oben aufgeführten Auswahlkriterien spiegeln sich in der Form der Jahresdauerlinien von 

Abbildung 39 wieder. So deutet ein ausgeprägtes Plateau auf eine andauernde hohe Auslastung 

hin, während Kurven, die sich eng an die Ordinatenachse anschmiegen, durch relativ hohe Leis-

tungsübertragungsspitzen bei geringer mittlerer Auslastung gekennzeichnet sind. Eine verhält-

nismäßig große Fläche zwischen der Kurve und der Nulllinie bedeutet schließlich, dass sum-

miert über den betrachteten Jahreszeitraum hohe Energiemengen transportiert werden. 
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Abbildung 39: Jahresdauerlinien der transportierten Leistung smengen auf ausgewählten Übertragungsstr e-
cken für die Szenarien ȵ2030 -"ÁÓÅȰ 

Werden zunächst die intraeuropäischen Übertragungsstrecken betrachtet, fällt auf, dass sowohl 

die Anwendung des Transportmodells als auch des DC-Power-Flow-Ansatzes zu nahezu gleichen 

Ergebnissen hinsichtlich der Auswahl bestimmter Übertragungsstrecken führen. Allerdings 

handelt es sich hierbei (u.a. Dänemark__Polen, Frankreich__Irland, Irland__Großbritannien , etc.) 

um (HGÜ-)Verbindungen, die unabhängig vom gewählten Modellierungsansatz mittels des 

Transportmodells die Leistungsflüsse zwischen den stromaustauschenden Regionen bestimmen. 

Bei Betrachtung des Stromtransports zwischen und mit den deutschen Regionen (Abbildung 39 

unten) wird folgendes deutlich: 

¶ Die Wahl des Modellierungsansatzes zur Bestimmung der Leistungsflüsse hat durchaus ei-

nen größeren Einfluss. Grund dafür ist, dass der Leistungsaustausch mit deutschen Regio-

nen vorwiegend über Drehstromverbindungen modelliert ist, deren Leistungsflüsse direkt 

vom gewählten Modellierungsansatz abhängig sind.  

¶ Beim Vergleich der Dauerlinien wird deutlich , dass mit dem Transportmodell die größten 

maximalen Übertragungsspitzen (und demensprechende Übertragungskapazitäten) auftre-

ten. So liegen sie für die Verbindung Amprion_4__Amprion_5 in der unteren linken Teilgra-

fik bei über 31 GW, während sie bei Nutzung des DC-Power-Flow-Ansatzes (mittlere untere 

Teilgrafik) bei ca. 19,5 GW und im Fall der PTDF-Methode bei ca. 16,5 GW liegen.  

Die obigen Beobachtungen gelten auch für die Analyse ÄÅÓ 3ÚÅÎÁÒÉÏÓ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰȟ ×ÉÅ ÉÎ Abbil-

dung 40 dargestellt. Im Ergebnis lässt sich folgendes feststellen: 
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¶ Mit der Änderung des Modellierungsansatzes ändern sich teilweise die Übertragungsstre-

cken, welche die Auswahlkriterien hinsichtlich Auslastung, Übertragungsspitzen und trans-

portierter Jahresenergiemenge erfüllen. 

¶ Die größten Übertragungskapazitäten treten bei Anwendung des Transportmodells auf. 

 

Abbildung 40: Jahresdauerlinien der transportierten Leistung smengen auf ausgewählten Übertragungsstr e-
cken für die Szenarien ȵ2050 -"ÁÓÅȰ 

Ein Großteil der Übertragungsstrecken, die für die Dauerlinien in Abbildung 39 ausgewählt sind, 

sind auch in Abbildung 40 vertreten, sowohl für das gesamte als auch das Deutschland betref-

fende Untersuchungsgebiet (z.B. die Verbindungen Dänemark__Polen oder Tennet_2__Tennet_3). 

Für eine allgemeinere Schlussfolgerung aus den bisherigen Beobachtungen empfiehlt sich die 

Betrachtung von Abbildung 41, welche die mittlere Auslastung (gesamte übertragene Jahres-

energiemenge bezogen auf die Übertragungskapazität) aller Stromübertragungsstrecken für die 

3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ (Türkis)  ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ɉ2ÏÔɊ in einem Histogramm zeigt und zusätz-

lich für letzteres die oberen zwei Perzentile (p = 0,98) und den Median explizit ausweist. Erstere 

geben einen Hinweis auf die Auslastung der am stärksten beanspruchten Verbindungen. Die 

Histogramme für beide Szenario-Jahre überlagern sich zudem, wodurch aus Abbildung 41 direkt 

abgelesen werden kann, in welchem Auslastungsbereich eine Zunahme bzw. Abnahme beim 

Vergleich der Szenarien von 2030 und 2050 auftritt. 
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Abbildung 41: Histogramme der mittleren Auslastung aller Stromübertragungsstrecken für die Szenarien 
ȵςπυπ-2%&Ȱ ÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÚÕ ȵςπσπ-2%&Ȱ ɉÏÂÅÎɊ ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÚÕ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ (unten)  

Unabhängig von der gewählten Methode zur Modellierung der Leistungsflüsse und der Verfüg-

barkeit von Lastausgleichsoptionen (vgl. REF vs. Base) zeigt sich, dass ein Großteil der Übertra-

gungskapazitäten im Mittel über alle Zeitpunkte des Jahres nur geringfügig ausgelastet ist. Von 

den 202 modellierten Verbindungen liegt in jeder der Teilgrafiken von Abbildung 41 über die 

Hälfte in den unteren beiden Quantilen, der Median befindet sich immer bei einer Auslastung 

von deutlich unter 50 %. Erkennbar ist auch der Trend hinsichtlich der am stärksten ausgelaste-

ten Übertragungsstrecken. Daraus lässt sich schlussfolgern:  

¶ Unabhängig von der Methode der Leistungsflussmodellierung nimmt die Auslastung der am 

stark genutzten Übertragungsstrecken von den Szenarien des Jahres 2030 auf 2050 jeweils 

ab. 

In Abbildung 41 wird dies durch das Überstehen der türkisenen Balken in den oberen beiden 

Quantilen veranschaulicht. Eine wesentlich detailliertere Darstellung dieser Abnahme wird im 

Anhang, Kapitel A1.6 gezeigt. 

Die Gegenüberstellung der Szenarien ohne (REF) und mit (Base) der Option der Netzausbaupla-

nung zeigt, dass es im Falle der ersteren zu einer gleichmäßigeren Auslastung der Übertra-

gungskapazitäten kommt. Das 0,98-Perzentil liegt entsprechend jeweils nahe 100 %. Sobald die 

Möglichkeit zur Erhöhung der Übertragungskapazitäten besteht, treten hingegen unabhängig 

von der Methode zur Bestimmung der Leistungsflüsse Werte um die 75 % auf. 
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Beim Vergleich der Modellierungsmethoden für Leistungsflüsse kann folgendes festgestellt wer-

den: Wird der Median über die mittlere Auslastung aller Stromübertragungsstrecken bestimmt, 

weisen die Ergebnisse für den PTDF-Ansatz den höchsten Wert sowohl für die Szenarien des 

Jahres 2030 (REF: 41 %; Base: 36 %) als auch des Jahres 2050 (REF: 39 %; Base: 33 %) auf, was 

allerdings auf die hohe Anzahl an Übertragungskapazitäten mit einer Auslastung im zweiten 

Quantil zurückzuführen ist. 

Beim Vergleich der Mediane folgen in den Szenarien mit Ausbauplanung von Lastausgleichsop-

tionen das Transportmodell (ȵ2030-"ÁÓÅȡ4ÒÁÎÓÐȢ-ÄÌȰȡ 35,9 %; ȵ2050-"ÁÓÅȡ4ÒÁÎÓÐȢ-ÄÌȰ: 29,3 %) 

und die DC-Power-Flow-Methode (ȵ2030-Base:DC-Power-&ÌÏ×Ȱ: 31,8 %; ȵ2050-Base:DC-Power-

&ÌÏ×Ȱ: 28,1 %). Diese Reihenfolge korrespondiert umgekehrt mit den in Abbildung 37 gezeigten 

Ergebnissen zur Intensität des Netzausbaus. Ein direkter Zusammenhang muss nicht zwangsläu-

fig bestehen, da der entsprechende Netzausbauindikator zusätzlich die Längen der Übertra-

gungsstrecken berücksichtigt. 

 

Abbildung 42ȡ .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕ ɍ'7Ɏ ÓÕÍÍÉÅÒÔ İÂÅÒ ÁÌÌÅ 3ÔÒÏÍİÂÅÒÔÒÁÇÕÎÇÓÓÔÒÅÃËÅÎ ÆİÒ ÄÉÅ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ȵςπσπ-
"ÁÓÅȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ 

Im vorliegenden Fall bestätigt der Vergleich der zugebauten Übertragungsleistung (siehe Abbil-

dung 42) allerdings diese Beobachtung: Sowohl für 2030 als auch 2050 treten die höchsten Wer-

te unter Anwendung des DC-Power-Flow-Ansatzes auf, gefolgt von den Ergebnissen des Trans-

portmodells und der PTDF-Methode. Auffällig dabei ist, dass der in Übertragungsleistung ge-

messene Netzausbau beim Vergleich der Szenarien für 2030 und 2050 rückläufig ist (wobei die 

summierte Übertragungsleistung des jeweiligen Startnetzes quasi identisch ist). Ebenso sinkt 

die Auslastung verhältnismäßig stark beanspruchter Übertragungskapazitäten. Daraus folgt: 

¶ DÅÒ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÖÏÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ÚÅÉÇÔȟ ÄÁÓÓ ÍÉÔ einer Zunahme der Strom-

erzeugung aus fEE bei gleichzeitigem Rückgang des Stromverbrauchs und der Erzeugung 

aus thermischen Kraftwerken die Auslastung der Übertragungskapazitäten und damit kor-

respondierend der Netzausbau zurückgeht. 

¶ Die PTDF-Methode zeigt die geringste Sensitivität hinsichtlich der Veränderung der Lei-

tungsauslastung bei Änderung der Erzeugungsstruktur (Vergleich Szenario 2030 und 

2050). 
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Es wird deutlich, dass die Leistungsflussmodellierung mittels PTDF-Methode  ebenfalls den Ef-

fekt mit sich bringt, dass im Allgemeinen sowohl in ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ als auch ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ kein deut-

licher Unterschied hinsichtlich der Ausnutzung von Verbindungen, die im Jahresmittel zwischen 

25 % und 75 % ausgelastet sind, erkennbar ist. Zurückgeführt werden kann dies auf die Nutzung 

der Referenzleistungsflüsse, die auf den Simulationsergebnissen von POSIM basieren. Diese stel-

len für die Bestimmung der Leistungsflüsse in REMix zeitabhängige Basiswerte dar, von denen 

in Abhängigkeit der sich ergebenden regionalen Leistungsbilanzen abgewichen werden kann. 

Deutliche Abweichungen von den Referenzleistungsflüssen, die beispielsweise die Erhöhung der 

Übertragungskapazitäten lohnenswert machen, treten offenbar seltener auf, als im Falle des 

Transportmodells bzw. der DC-Power-Flow-Methode. Entsprechend lässt sich auch erklären, 

weshalb die Änderung der Auslastung der Übertragungskapazitäten ÂÅÉÍ 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÖÏÎ ȵςπσπ-

"ÁÓÅȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-Base im Falle der PTDF-Methode weniger ausgeprägt ist. Erkennbar wird dies 

anhand der wesentlich kleineren Anteile der Balken in der rechten Teilgrafik von Abbildung 41, 

die nur rot bzw. türkis eingefärbt sind. Ist die Option zum Netzausbau hingegen nicht verfügbar 

sind durchaus Abweichungen vor allem im zweiten und dritten Quantil von Abbildung 41 oben 

rechts zu sehen. 

Im Gegensatz dazu zeigen die Ergebnisse für die DC-Power -Flow-Methode  eine stärkere Aus-

prägung bezüglich der Veränderung der Auslastung bei Vergleich der Szenarien für 2030 und 

2050. So nimmt beispielsweise die Anzahl der Verbindungen im ersten Quantil ausgehend von 

ȵ2030-Base:DC-Power-&ÌÏ×Ȱ (23) in ȵ2050-Base:DC-Power-&ÌÏ×Ȱ um 17 zu. Im Falle der PTDF-

Methode betrifft diese Zunahme lediglich vier Verbindungen. Genauso ist die Abnahme im zwei-

ten Quantil mit 10 wesentlich ausgeprägter als im Falle des PTDF-Ansatzes (0). Der für den 

Netzausbau entscheidende Bereich im letzten Quantil reagiert ebenfalls stärker auf die Ände-

rung der Erzeugungsstruktur im Vergleich der Szenarien von ȵ2030-"ÁÓÅȰ und ȵ2050-"ÁÓÅȰ. Es 

ist zugleich der jeweils intensivste Netzausbau zu beobachte. Daraus lässt sich schließen: 

¶ Die DC-Power-Flow-Methode zeigt die größte Sensitivität hinsichtlich des Netzausbaus, 

wenn die Erzeugungsstruktur geändert wird (Vergleich Szenario 2030 und 2050). 

¶ Der resultierende Netzausbau ist im Falle der DC-Power-Flow-Methode insgesamt am größ-

ten, während die Netzauslastung jeweils am geringsten ist. 

Der Ausbau und die Auslastung des Netzes sind folglich antikorreliert. Diese Antikorrelation ist 

mit einem Korrelationsfaktor von -πȟςφ ɉȵςπσπ-"ÁÓÅȰɊ bzw. -πȟςψ ɉȵςπυπ-"ÁÓÅȰɊ Ú×ÁÒ ÎÉÃÈÔ ÓÉg-

nifikant, aber dennoch ausgeprägter als im Falle des Transportmodells (> -0,17) und der PTDF-

Methode (> -0,23). 

Die beschriebenen Effekte des DC-Power-Flow-Ansatzes müssen auf die Verteilung der Leis-

tungsflüsse zurückzuführen sein. So kann es sein, dass beispielsweise die Erhöhung der Über-

tragungskapazität zwischen zwei Regionen A und B lohnenswert ist. Nur im Falle des Trans-

portmodells reicht hier der Ausbau der direkten Übertragungsstrecke zwischen A und B aus. Im 

Falle der anderen beiden Methoden zur Bestimmung der Leistungsflüsse müssen gegebenenfalls 

auch andere Übertragungsstrecken (z.B. zwischen Region A und Region C) ausgebaut werden. 

Vereinfacht gesagt, es ×ÉÒÄ ÚÕÓßÔÚÌÉÃÈÅÒ .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕ ÚÕÒ 6ÅÒÓÔßÒËÕÎÇ ÖÏÎ ȵ5Í×ÅÇÅÎȰ ÅÒÆÏÒÄÅr-

lich. Zwar tritt dieser Effekt ebenfalls bei der PTDF-Methode auf. Jedoch verhindert das Einprä-

gen der Referenzleistungsflüsse, wie oben beschrieben, dass sich die Leitungsauslastung in ähn-

licher Art und Weise ändert. 
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Das Transportmodell  zeigt aufgrund der fehlenden Einschränkungen hinsichtlich der Leis-

tungsflussverteilung die stärkste Änderung im dritten Quantil bei Vergleich der Auslastung der 

Szenarien von 2030 und 2050, die Intensität des Netzausbaus liegt zwischen jenen der beiden 

anderen Ansätze zur Modellierung der Leistungsflüsse. Dies lässt sich wie folgt erklären: Zwar 

können regionale Abweichungen der Leistungsbilanz einfacher ausgeglichen werden, da bei-

spielsweise bei ausreichender Übertragungskapazität sämtliche Überschüsse auf direktem Weg 

in Regionen mit Leistungsdefizit transportiert werden können, was ein erhöhtes Stromtrans-

portaufkommen und somit eine höhere Auslastung der dabei genutzten Stromübertragungsstre-

cken vermuten lässt. Allerdings bewirkt die fehlende Restriktion zur Verteilung der Leistungs-

ÆÌİÓÓÅ ÁÕÃÈȟ ÄÁÓÓ ËÅÉÎÅ ȵ5Í×ÅÇÅȰ ÇÅÍÁÃÈÔ ×ÅÒÄÅÎ ÍİÓÓÅÎȢ $ÉÅ 3ÔÒÏÍİÂÅÒÔÒÁÇÕÎÇÓÔÒÅÃËÅÎȟ ÄÉÅ 

ÓÉÃÈ ÁÕÆ ÄÅÎ ȵ5Í×ÅÇÅÎȰ ÂÅÆÉÎÄÅÎȟ ×ÅÒÄÅÎ ÁÌÓÏ ×ÅÎÉÇÅÒ ÂÅÁÎÓÐÒÕÃÈÔȢ $ÉÅÓ ÚÅÉÇÔ ÓÉÃÈ ÂÅÉÓÐÉÅÌs-

weise an den Jahressummen des netto importier ten Stroms aller Regionen, welche für das 

4ÒÁÎÓÐÏÒÔÍÏÄÅÌÌ ÓÏ×ÏÈÌ ÉÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÁÌÓ ÁÕÃÈ ÉÎ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ÕÍ ÃÁȢ σππ 47È ÎÉÅÄÒÉÇÅÒ ÌÉe-

gen als bei Nutzung der alternativen Methoden zur Modellierung der Leistungsflüsse26. Somit 

lässt sich feststellen, dass 

¶ mittels Transportmodell häufig vergleichsweise niedrige Auslastungen, allerdings auch die 

individuell höchsten Übertragungskapazitäten auftreten (vgl. oben) ɀ nämlich auf den in-

tensiv genutzten, direkten Übertragungsstrecken zwischen vorwiegend Strom exportieren-

den und importierenden Regionen. 

Als Ursache für den oben beschriebenen Rückgang der Auslastung der Übertragungskapazitäten 

ÕÎÄ ÄÅÓ .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕÓ ÖÏÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÁÕÆ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ lässt sich primär der höhere Anteil der 

Stromerzeugung aus fEE an der Gesamtstromerzeugung anführen. Der lokale Ausgleich dieser 

variablen Strombereitstellung an einem Ort kann entweder durch andere Stromerzeuger bzw. 

eine flexibilisierte Stromnachfrage oder durch räumliche Verschiebung von Leistungsüberschüs-

sen oder -defiziten stattfinden. Mit Zunahme des Anteils an fEE kann also vermutet werden, dass 

die zeitliche Variabilität des Einsatzes dieser Lastausgleichsoptionen ebenfalls zunimmt. Wird 

die Standardabweichung über die Zeitreihe der normalisierten Leistungsflüsse auf einer Strom-

übertragungsstrecke bzw. der normalisierten Stromerzeugung aus Gasturbinenkraftwerken als 

Indikator für diese Variabilität verstanden, lässt sich anhand von Abbildung 43 diese Variabili-

tätszunahme auch quantifizieren. Bemerkenswert sind dabei folgende Aspekte: 

¶ "ÅÉ %ÒÈĘÈÕÎÇ ÄÅÓ !ÎÔÅÉÌÓ ÁÎ Æ%% ɉȵςπσπȰ Ą ȵςπυπȰɊ ÎÉÍÍÔ ÄÉÅ 3ÔÁÎÄÁÒÄÁÂ×ÅÉÃÈÕÎÇ ÓÏ×ÏÈÌ 

in Bezug auf die Stromerzeugung aus Gasturbinen als auch hinsichtlich der normierten Leis-

tungsflüsse zu. 

¶ In Szenarien ohne Ausbauplanung von Lastausgleichsoptionen ist dieser Effekt vor allem 

hinsichtlich der Leistungsflüsse zu beobachten, während die Variabilität des Gasturbinen-

Einsatzes sich kaum ändert. 

¶ Genau anders herum verhält es sich unter Berücksichtigung der Ausbauplanung von Last-

ausgleichsoptionen. 

                                                             

26 2030-Base:Transp.Mdl: 1.128 TWh, 2030-Base:DC-Power-Flow: 1.445 TWh, 2030-Base:PTDF_TYNDP: 
1.452 TWh, 2050-Base:Transp.Mdl: 889 TWh, 2050-Base:DC-Power-Flow: 1.157 TWh, 2050-
Base:PTDF_TYNDP: 1.176 TWh 
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¶ )Í 3ÚÅÎÁÒÉÏ ÍÉÔ ÈĘÈÅÒÅÎ !ÎÔÅÉÌÅÎ ÁÎ Æ%% ɉȵςπυπȰɊ ÉÓÔ ÄÉÅ 6ÁÒÉÁÂÉÌÉÔßÔ ÄÅÒ 3ÔÒÏÍÅÒÚÅÕÇÕÎÇ 

aus Gasturbinen weitestgehend unabhängig von der genutzten Methode zur Bestimmung 

der Leistungsflüsse 

Zudem kann ein direkter Zusammenhang zwischen der Auslastung von Übertragungskapazitä-

ten und der Standardabweichung der normierten Leistungsflüsse festgestellt werden. Er tritt 

insbesondere bei Nutzung des DC-Power-Flow-Ansatzes auf und wird mit der Erhöhung des 

Anteils an fEE an der Stromerzeugung ausgeprägter (siehe Anhang, Kapitel A1.6). Auf der einen 

Seite ermöglicht das Transportmodell eine verhältnismäßig hohe Variabilität der Leistungsflüs-

se (Standardabweichung: ȵςπσπ-"ÁÓÅȡ4ÒÁÎÓÐȢ-ÄÌȰȡ πȟσχφȠ ȵςπυπ-"ÁÓÅȡ4ÒÁÎÓÐȢ-ÄÌȰȡ 0,392) auf-

grund der geringsten Beschränkungen hinsichtlich ihrer  Verteilung. Auf der anderen Seite be-

wirkt die statische Verteilung der Leistungsflüsse im Fall der DC-Power-Flow-Methode eine ge-

ringere Variabilität. 

 

Abbildung 43: Standardabweichung über die normierte, stündliche Stromerzeugung aus Gasturbinen (Med i-
an über alle Regionen) vs. relative Standardabweichung der relativen Leistungsflüsse (Median über alle 
Stromübertragungsstrecken)  

Die Begründung für die höhere Variabilität der Leistungsflüsse bei Nutzung der PTDF-Methode 

im Vergleich zum DC-Power-Flow-Ansatz ist, dass für erstere unterschiedliche Matrizen zur 

Leistungsflussbestimmung genutzt werden. Diese werden ausgehend von einer Klassifizierung 

der potentiellen stündlichen Stromerzeugung aus Windenergie und der Zeitreihe konventionel-

ler Stromverbraucher erstellt und den jeweiligen Versorgungssituationen zugeordnet. Folglich 

passen die Verteilung von Leistungsflüssen und der Leistungstransportbedarf, der sich aus der 

räumlichen Trennung von Strombereitstellung und -Nachfrage ergibt, besser zueinander als im 

Falle einer Leistungsübertragung mittels statischer Flussverteilung (DC-Power-Flow). 

Zusammenfassend lässt sich beim Vergleich der unterschiedlichen Methoden zur Modellierung 

der Leistungsflüsse folgendes festhalten: 
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¶ Hinsichtlich der Gesamtsystemkosten, der Ausbauplanung von zeitlichen Lastausgleichsop-

tionen und des Kraftwerkseinsatzes entstehen global nur geringfügige Unterschiede 

¶ Regionale Unterschiede entstehen u.a. in Bezug auf den Ausbau von Backup-Kapazitäten zur 

Stromerzeugung. Diese Unterschiede gleichen sich in Europa aber weitestgehend aus. 

¶ Es entstehen Unterschiede hinsichtlich des Netzausbaus. Unabhängig davon, ob dieser in 

Leistungskilometern oder in Übertragungsleistung gemessen wird, ergeben sich für die DC-

Power-Flow-Methode höhere Werte im Vergleich zum Transportmodell- oder PTDF-Ansatz. 

¶ Das Transportmodell stellt die am wenigsten restriktive Methode zur Bestimmung der Leis-

tungsflüsse dar. Dies spiegelt sich in einer hohen Variabilität der Leistungsflüsse wieder und 

führt auf einzelnen Übertragungsstrecken zu einem hohen Zubau an Übertragungskapazität. 

¶ Beim Vergleich der Auslastung von Übertragungskapazitäten zeigen sich ebenfalls Unter-

schiede für die einzelnen Stromübertragungsstrecken. Im Mittel liegt die Leitungsauslas-

tung aber unabhängig davon bei unter 30 %. 

¶ Im 6ÅÒÇÌÅÉÃÈ ÄÅÒ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ nimmt der resultierende Netz-

ausbau langfristig ab unabhängig von der Methode zur Modellierung der Leistungsflüsse27. 

¶ Gleiches gilt für die Auslastung der Übertragungskapazitäten. 

 EINFLUSS ÜBERTRAGUNGSSTRECKENSPEZIFISCHER NETZAUSBAUKOSTEN 6.2.7

Zur Veranschaulichung des Einflusses der in Kapitel 6.1.3 bestimmten regional differenzierten 

Netzausbaukosten auf die Ergebnisse der Szenarienmodellierungen sind in Abbildung 44 äqui-

valent zu Abbildung 37 3ÐÉÎÎÅÎÎÅÔÚÄÉÁÇÒÁÍÍÅ ÆİÒ ÄÉÅ 3ÚÅÎÁÒÉÅÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ 

jeweils aggregiert über das gesamte Untersuchungsgebiet bzw. die Deutschland zugehörigen 

Regionen dargestellt. Verglichen werden dabei Ergebnisse unter Anwendung der PTDF-

Methode. Diese unterscheiden sich lediglich in den Netzausbaukosten, welche einerseits über 

einen konstanten längen- und leistungsspezifischen Kostenfaktor (siehe Tabelle 8 bzw. Kapitel 

5.3.2) bestimmt und andererseits individuell für jede Übertragungsstrecke entsprechend Kapitel 

6.1.3 vorgegeben werden (die Beschriftung der entsprechenden Ergebnisse sind mit dem Suffix 

ȵͺ,#Ȱ ÇÅËÅÎÎÚÅÉÃÈÎÅÔɊȢ Im Ergebnis reduzieren sich die Systemkosten bei Anwendung letzterer 

ÓÏ×ÏÈÌ ÆİÒ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ÁÌÓ ÁÕÃÈ ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ÕÍ ÃÁȢ πȟχϷȢ 

  

                                                             

27 Stattdessen werden unter anderem deutlich mehr Pumpspeicherkraftwerke zugebaut, ×ÁÓ ÉÎ ȵςπσπ-
"ÁÓÅȰ ÁÕÆÇÒÕÎÄ ÒÅÓÔÒÉËÔÉÖÅÒÅÒ 0ÏÔÅÎÔÉÁÌÇÒÅÎÚÅÎ ÎÉÃÈÔ ÍĘÇÌÉÃÈ ÉÓÔ ɉÖÇÌȢ Abbildung 37). 
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2030  2050  

 
 

 
 

Abbildung 44: Spinnennetzdiagramme für die Szenarien 2030 und 2050 mit Darstellung verschiedener Ind i-
katoren aggregiert über alle betrachteten Regionen (oben) bzw. über alle zu Deutschland gehörenden Regi o-
nen (unten)  

Die Nutzung der übertragungsstreckenspezifischen Ausbaukosten führt in den oben abgebilde-

ten Szenarien zu einer deutlichen Erhöhung des sich ergebenden Netzausbaus, sowohl insge-

samt als auch bei der Bilanzierung über die deutschen Regionen. Er erhöht sich im gesamten 

Untersuchungsgebiet um jeweils ca. 70 %, in ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ von 120 TW km auf 202 TW km und in 

ȵςπυπ-"ÁÓÅȰ ÖÏÎ ρςχ 47 ËÍ ÁÕÆ ςρω 47 ËÍȢ Dabei entfällt ca. ein Viertel auf den Netzausbau 

zwischen und mit deutschen Regionen. Dies begründet sich allerdings damit, dass durch die hö-

here regionale Auflösung Deutschlands auch ein Großteil der modellierten Übertragungsstre-

cken mit deutschen Regionen verbunden ist. Weitere, eher geringere Unterschiede ergeben sich 

vor allem bei der Nutzung von Gasturbinen und Speichern. 
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Grund für den verstärkten Netzausbau sind die im Vergleich zum längenspezifischen Ansatz 

verhältnismäßig geringen leistungsspezifischen Kosten bei einem Großteil der Übertragungs-

strecken. Denn während beim entfernungsbasierten Ansatz stets konservative Kostenannahmen 

für eine neue Trasse angesetzt werden, umfasst die Erhöhung der Übertragungskapazität zur 

Bestimmung übertragungsstreckenspezifischen Kosten auch relativ günstige Maßnahmen zur 

Netzverstärkung. Zudem werden hier nur die Kosten zur Ertüchtigung der Übertragungsstrecke 

zwischen den zwei nächstgelegenen Umspannwerken an den Regionengrenzen berücksichtigt. 

Gegebenenfalls auftretende Folgekosten zur Ertüchtigung von Zubringertrassen werden dabei 

vollständig ignoriert. Anders verhält sich dies beim längenspezifischen Ansatz, wo als zu berück-

sichtigende Entfernungen jeweils die Distanzen zwischen den Mittelpunkten der Regionen ge-

nutzt werden. 

Was dies bei Betrachtung der einzelnen Übertragungsstrecken bedeutet, ist in Abbildung 45 

veranschaulicht. Dabei zeigt sich ein konsistentes Bild, wo hohe Kosten (Marker)  mit geringem 

Netzausbau (Balken) und umgekehrt einhergehen. Hinsichtlich des Netzausbaus resultieren 

ausschließlich höhere GTCs bei Verwendung der übertragungsstreckenspezifischen Kostenpa-

rameter. Lediglich auf wenigen Ausnahmeverbindungen ergeben sich auch höhere Ausbaukos-

ten, wie beispielsweise der Verbindung Polen-Ukraine. Hier findet allerdings auch kein Netzaus-

bau statt. 

 

Abbildung 45: Netzausbaukosten (Marker) und  Netzausbau (Balken) pro Übertragungsstrecke im Vergleich 
eines Szenarios mit längenspezifischen (blau) und übertragungsstreckenspezifischen (rot) Ausbaukosten  
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Im Ergebnis lässt sich folgendes aus dem Szenarienvergleich schlussfolgern:  

Die ermittelten übertragungsstreckenspezifischen Ausbaukosten fallen im Allgemeinen günsti-

ger aus und erhöhen zwar einerseits den Netzausbau, gehen jedoch andererseits mit einem 

leichten Rückgang der Systemkosten einher. Trotz signifikanter Unterschiede im Hinblick auf 

den Netzausbau sind insbesondere für den deutschen Untersuchungsraum neben dem geringe-

ren Bedarf an Pumpspeicherkraftwerken ÉÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ und einer Reduktion des Zubaus an 

Gaskraftwerken um 2 bis 3 GW keine deutlichen Abweichungen der weiteren dargestellten Indi-

katoren durch die Berücksichtigung übertragungsstreckenspezifischer Ausbaukosten zu be-

obachten. Auf europäischer Ebene sind etwas größere Unterschiede an einer stärkeren Nutzung 

von Speichern ÆİÒ ÄÁÓ 3ÚÅÎÁÒÉÏ ȵ2050-"ÁÓÅȰ zu beobachten. Es kann also festgestellt werden, 

dass selbst bei einem kostenbedingt verstärktem Netzausbau, dessen Nutzen aus Gesamtsys-

temsicht (beispielsweise in Hinblick auf die Reduktion von CO2-Emissionen) nur geringfügig ist. 

 ROLLE VON KURZFRIST-STROMSPEICHERN 6.2.8

In den hier betrachteten Szenarien werden vor allem Lithium-Ionen-Batteriespeicher als Kurz-

friststromspeicher genutzt. Sowohl deren Speicherkapazität als auch ihre Lade- und Entladeleis-

tung werden ausschließlich in Szenarien bzw. Szenariovarianten berücksichtigt, in denen eine 

Ausbauplanung für Lastausgleichsoptionen durchgeführt wird. Wie bereits aus den Spinnen-

netzdiagrammen der vorangegangen Kapitel ersichtlich, findet der Zubau dieser Technologie 

allerdings nur in begrenztem Umfang statt.  

Abbildung 46 zeigt eine Übersicht aller untersuchten Szenarien, Szenarienvarianten und Regio-

nen, in denen die modellendogene Speicherleistung von Lithium-Ionen-Batterien anhand der 

Größe der kreisförmigen Marker veranschaulicht wird.  

 

Abbildung 46: Speicherleistung von Lithium -Ionen -Batterien in allen untersuchten Szenarien und Szenarien-
varianten mit Ausbauplanung von Lastausgleichsoptionen  
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Abbildung 46 macht deutlich, dass Lithium-Ionen-Batterien nicht nur in ausgewählten Szenari-

en, sondern auch nur in ganz bestimmten Regionen zum Einsatz kommen. So resultiert aus der 

Gesamtsystemoptimierung vor allem ein Speicherzubau in Szenarien mit beschränktem Netz-

ausbau (Netzausbauvarianten ȵ3ÍÁÒÔȰ ÕÎÄ ȵ0ÒÏÔÅÓÔȰ) sowie in den Szenarien des Jahres 2030. Er 

findet dabei schwerpunktmäßig in Regionen mit großen Stromerzeugungskapazitäten für Pho-

tovoltaik  statt, insbesondere in Spanien, Italien und Griechenland. Mit Speicherleistungen von 

um die 7 GW ist in den Szenarien des Jahres 2030 mit Irland allerdings auch eine Region mit 

großen Stromerzeugungskapazitäten für Windkraft vertreten.  

Am Beispiel von Deutschland und Frankreich zeigt sich in der Szenariovariante mit dem größten 

Speicherausbau (ȵςπυπ-(ςȡ3ÍÁÒÔȰ) aber auch die Sensitivität der Ausbauplanung von Kurzfrist-

stromspeichern gegenüber der wetterabhängigen Stromeinspeisung aus fEE. So findet bei Ver-

wendung der historischen Wetter- und Lastdaten des Jahres 2006 in Deutschland ein Zubau von 

2 GW statt, während er in Frankreich vernachlässigbar klein ist. Umgekehrt verhält es sich bei 

Verwendung der Wetter- und Lastdaten des Jahres 2010. In dieser Modellierung sind in Frank-

reich über 4 GW installierte Speicherleistung von Lithium -Ionen-Batteriespeichern feststellbar 

während in Deutschland kein Zubau stattfindet. 

Eine wesentliche Ursache für den nur begrenzten Ausbau der Lithium-Ionen-Batteriespeicher, 

insbesondere in den Szenarien des Jahres 2050, ist die Annahme höherer Ausbaupotentiale für 

Pumpspeicherkraftwerke im Gegensatz zu den Szenarien für 2030. Werden allein die Ausbau-

kosten als Vergleichskriterium herangezogen, stellt diese Technologie die weitaus günstigere 

Alternative zur zeitlichen Flexibilisierung der Stromerzeugung dar. D.h. der begrenzte Ausbau 

von Kurzfristspeichern ist teilweise dem verwendeten Modellierungsansatz geschuldet, mit dem 

1. verhältnismäßig stark räumlich aggregiert gerechnet wird, womit die deutlich begrenz-

ten Ausbaupotentiale für Pumpspeicherkraftwerke weniger restriktiv wirken bzw. der 

Ausbau zentraler Speicherkraftwerke begünstigt wird und 

2. die zeitliche Auflösung auf Stundenbasis nur minimale Energy-To-Power-Ratios von 1 

zulässt. Eine Stärke von Kurzfristspeichern ist allerdings eben die Fähigkeit hohe C-

Raten (Energy-To-Power-Ratios von deutlich unter 1) erreichen zu können, um Fluktua-

tionen im Minutenbereich auszugleichen. 

Weiterhin zeigt sich beim Vergleich der Szenariovarianten mit und ohne Netzausbaubeschrän-

kungen, dass die Option des räumlichen Lastausgleichs bevorzugt gewählt wird. Deutlich wird 

dies bei Betrachtung von Abbildung 47, in der die Gesamtinvestitionen in die Stromübertragung 

(y-Achse) und die Speicherinfrastruktur (x -Achse) für die untersuchten Szenarien und 

Szenariovarianten dargestellt sind. Die numerischen Werte neben den farbigen Markern geben 

dabei jeweils das Verhältnis der beiden Klassen von Lastausgleichsoptionen an. 
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Abbildung 47: Gesamtinvestitionen in Stromübertragungs - und Speicherinfra stru ktur fü r unterschiedliche 
Szenarien und Szenariovarianten  

Auffällig beim Vergleich der Verhältnisse der Investitionen ist, dass sie nie den Wert kleiner 1 

annehmen, was bedeutet, dass in keiner der betrachteten Szenarienvarianten höhere Investitio-

nen in Speicher- gegenüber Übertragungskapazitäten stattfinden. Dies gilt selbst in Szenarien 

ÍÉÔ ÂÅÓÃÈÒßÎËÔÅÍ ÕÎÄ ÖÅÒÔÅÕÅÒÔÅÍ .ÅÔÚÁÕÓÂÁÕ ɉȵ3ÍÁÒÔȰ ÕÎÄ ȵ0ÒÏÔÅÓÔȰɊȟ ×Ï ÄÅÎÎÏÃÈ ÍÅÈÒ ÁÌÓ 

doppelt so hohe Investitionen in Stromübertragungs- als in Speicherinfrastruktur feststellbar 

ÓÉÎÄȢ %ÉÎÅÎ %ØÔÒÅÍÆÁÌÌ ÓÔÅÌÌÔ ÄÁÂÅÉ ȵςπυπ-#30Ǫ(ςȡ0ÒÏÔÅÓÔȰ ÄÁÒȢ $ÅÒ &ÁËÔÏÒ ÖÏÎ ςρȟς ÒÅÓÕÌÔÉÅÒÔ 

aus dem Zusammentreffen zweier Umstände: Erstens, durch die Nutzung von Solarstromimpor-

ten mit den damit verbundenen Punkt-zu-Punkt-HGÜ-Trassen stehen mehr Übertragungsleitun-

ÇÅÎ ÆİÒ )ÎÖÅÓÔÉÔÉÏÎÅÎ ÚÕÒ 6ÅÒÆİÇÕÎÇ ɉÄÉÅ !ÕÓÂÁÕÒÅÓÔÒÉËÔÉÏÎ ÉÎ ȵ0ÒÏÔÅÓÔȰ ÕÎÄ ȵ3ÍÁÒÔȰ ÇÉÌÔ ÐÒÏ 

Übertragungsstrecke). Gleichzeitig wird keine Ausbauplanung für Großspeicher, wie Pumpspei-

cherkraftwerke oder Salzkavernenspeicher durchgeführt, womit zweitens weniger Investiti-

onsoptionen für Stromspeicher zur Verfügung stehen. Letzterer Effekt macht sich auch dadurch 

bemerkbar, dass unabhängig vom betrachteten SÚÅÎÁÒÉÏ ÄÉÅ 6ÁÒÉÁÎÔÅ ȵ0ÒÏÔÅÓÔȰ ÚÕ ×ÅÉÔÇÅÈÅÎÄ 

gleichen Investitionen in Speicher ÉÎ (ĘÈÅ ÖÏÎ ËÎÁÐÐ ρσ -ÒÄȢ Ό führt . Diese Investitionen 

erfolgen ausschließlich in Wärmespeicher von KWK-Anlagen, welche in allen dargestellten 

Szenarien in gleicher Weise parametriert sind. 

Investitionen in Vanadium-Redox-Flow-Batterien finden in keinem der betrachteten Szenarien 

und deren Variationen statt. Diese eher als Mittelfristspeicher anzusehende zeitliche Lastaus-

gleichsoption ist theoretisch attraktiv zum Ausgleich von Lastschwankungen innerhalb einer 

Woche. Die Speichertechnologie ist unter den getroffenen Kostenannahmen dafür aber zu teuer 

im Vergleich zu anderen verfügbaren LAO. 
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Im Ergebnis dieses umfassenden Szenarienvergleichs lässt sich feststellen, dass 

¶ der räumliche Lastausgleich durch Netzverstärkung in den Modellierungen aufgrund von 

Kostenvorteilen aus Systemsicht prioritär genutzt wird, während Investitionen in Speicher 

für den zeitlichen Lastausgleich regional sehr unterschiedlich und in Abhängigkeit der er-

neuerbaren Stromeinspeisung stattfindet. Dabei zeigt das Verhältnis von Netzausbau zu 

Speicherausbau sowohl komplementäre als auch konkurrierende Wechselwirkungen. 

Für eine Bewertung des Einsatzverhaltens von Lithiumbatterien als Kurzfristspeicher ist deren 

Betrieb im Tagesverlauf jenem von Pumpspeicherkraftwerken in Abbildung 48 für die Szenarien 

ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ ɉÌÉÎËÓɊ ÕÎÄ ȵςπυπ-"ÁÓÅȡ3ÍÁÒÔȰ ɉÒÅÃÈÔÓɊ ÇÅÇÅÎİÂÅÒÇÅÓÔÅÌÌÔȢ )Î ÄÅÎ ÊÅ×ÅÉÌÉÇÅÎ 4ÅÉl-

grafiken repräsentiert die Farbintensität jeweils die Häufigkeitsverteilung der Lade- bzw. Entla-

deleistung zu einer bestimmten Tagesstunde, bewertet für alle Tage eines Jahres. 

  

Abbildung 48: Lade- und Entladeverhalten von Lithiumbatterien und Pumpspeicherkraftwerken in ȵςπσπ-
"ÁÓÅȰ ɉÌÉÎËÓɊ ÕÎÄ ȵςπυπ-Base:SmartȰ ɉÒÅÃÈÔÓɊ 

Werden die Zeitpunkte von Laden und Entladen für beide Technologietypen miteinander vergli-

chen, lässt sich feststellen, dass ersteres technologieunabhängig in der Regel zur Mittagszeit um 

12 Uhr geschieht, während der Speicher zumeist zwischen 19 und 24 Uhr wieder entladen wird. 

EbenÓÏ ÔÒÅÔÅÎ ÉÎ ȵςπσπ-"ÁÓÅȰ in den Morgenstunden vor 6 Uhr Lade- bzw. danach Entladespit-

zen auf, welche aber eine wesentlich höhere Saisonabhängigkeit aufweisen. Der Mittelwert liegt 

daher in diesem Bereich auch meist nahe der Null. 

Im Vergleich dazu zeigen dÉÅ -ÉÔÔÅÌ×ÅÒÔÅ ÄÅÒ %ÎÔÌÁÄÅËÕÒÖÅÎ ÖÏÎ ȵςπυπ-"ÁÓÅȡ3ÍÁÒÔȰȟ ÄÁÓÓ ÈÉÅÒ 

auch in den Morgenstunden teilweise noch Energie aus den Speichern entnommen wird. In die-

ser Szenariovariante wird allerdings auch eine stärkere Differenzierung der beiden Technolo-

gien voneinander ermöglicht. Im Falle der Lithium-Ionen-Batterien zeigt die starke Konzentrati-

on der Ladekurven um den Mittelwert, dass diese zumeist vollgeladen und ebenso vollentladen 

werden. Dies begründet sich zum einen durch deren höheren Wirkungsgrad und die kleinere 

Speichergröße im Vergleich zu den Pumpspeicherkraftwerken. Durch die in der Regel größere 

Speicherkapazität bieten letztere ein größeres Spektrum möglicher Ladezustände. Dies hat zur 

Folge, dass die Kurzfristspeicher so dimensioniert sind, dass sie offenbar unabhängig vom sai-

sonabhängigen Dargebot an Überschüssen aus der Stromerzeugung aus fEE voll zykliert werden 

können. Die verbleibenden, im Jahresverlauf schwankenden Überschüsse werden dann in den 

Pumpspeicherkraftwerken gespeichert. Veranschaulicht wird dies durch deren stärkere Streu-


















































































































































