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1. Methodik zur Abbildung von Infrastrukturen in Energiesystemmodellen

Im Folgenden wird die Methodik zur Abbildung von Infrastrukturen in Energiesystemmodellen (ESM)
und Schnittstellen und Referenzdatensatz (Kapitel 2) dargestellt. Der Kapitel gliedert sich in zwei
Abschnitte: 1) Die allgemeine Beschreibung der Ableitung der fiir die Investitionsentscheidungen
notwendigen Kostenparameter aus den Infrastrukturmodellen oder der Literatur sowie 2)

anschliefend die Infrastruktur-spezifische Abbildungsmethodik fiir die jeweiligen Netze.

1.1  Allgemeine Ermittlung der Kostenparameter beim Neu-/Zubau von
Infrastrukturen

Zur Ermittlung der Kostenparameter fiir den Aus- bzw. Neubau von sowohl den Gasnetzen als auch
den Wasserstoffnetzen, die die ESM in die Lage versetzen sollen, Investitionsentscheidungen in
Infrastrukturen zu treffen, wird im Folgenden zwischen einem ein- und mehrstufigem Ansatz

unterschieden.
Einstufiger Ansatz

Beim einstufigen Ansatz (siehe Abbildung 1) wird unterstellt, dass sich der Ausbau bzw. Neubau
komplett linear verhalt. Ausgehend von einer Ursprungskapazitdt CAPyet(t-n) im Zeitpunkt t-n wird
eine Erhohung der Kapazitat bis zum Zeitpunkt t vorgenommen. Fir diese Erhohung ist eine
Investitionssumme Inet;(t) erforderlich. Somit sind die spezifischen Kostenparameter fir alle Stiitzjahre,

die Zwischen t und t-n liegen gleich.

Kapazitat (GWh/h)

A
CapNetz(t)
k) Netz(t)
CapNetz(t_n) B
INetz(t) Investitionen (M€)
Abbildung 1: Schematische Darstellung der Ermittlung der spezifischen Investitionen fiir den Neubau im einstufigen
Ansatz

Samtliche in den Formeln enthaltenen Parameter stellen Ausgabe-Werte aus den
Infrastrukturmodellen dar. Aus diesen Werten lasst sich dann anhand Gleichung 1 die spezifische

Investitionssumme ki net(t) bezogen auf die Kapazitatsdifferenz berechnen:

. INetz(1)
ki vetz () = CAPpetz(t)-Capnetz(tn) ()




Analog werden dann auch die Fixkosten ke net;(t) im Zeitpunkt t anhand Gleichung 2 ermittelt:

Fnetz(t)
ke netz(t) = #ﬁz(t) @

Die Kapazitat CAPnet;(t-n) kann als Ausgangskapazitat im Jahre 2020 definiert werden, und kdnnte im
Falle neuer Infrastrukturen, wie Wasserstoff, bei 0, bzw. nahe 0 liegen. Die Zeitpunkte t beziehen sich
dabei auf die in dem Modell abgebildeten Stiitzjahre, Start- und Endpunkt kénnen ansonsten aber frei
gewdhlt werden (z.B. 2020 & 2045).

Die spezifischen fixen und variablen Kosten, Wirkungsgrade (bzw. Verluste und Eigenverbrauch) und
Auslastungen der Netze werden fiir den Bestand CAPnet(t-n) und die neugebaute Kapazitdt als

identisch angenommen. Die hier aufgezeigte Berechnung gilt so sowohl fiir Gas- und Wasserstoffnetze.
Mehrstufiger Ansatz

Da sich die Kosten fiir den Ausbau einer Infrastruktur zeitlich evtl. nicht immer linear verhalten, wird
im Folgenden ein mehrstufiger Ansatz beschrieben. Wie Abbildung 2 zeigt, ist dieser Ansatz eine
Erweiterung des oben beschriebenen einstufigen Vorgehens, indem keine konstante Steigung k;
unterstellt wird, sondern bei dem mehrere Zeitpunkte t betrachtet werden, zwischen denen
unterschiedliche Steigungen (i.e. spezifischen Kosten) gelten.

Kapazitdt (GWh/h)

A

CapNetz(t+n)
CapNetz(t) kI,Netz(t"'n)
CapNetz(t_n) ]
kl,netz(t)
INetz(t) lNetz(t"'n) Investitionen (M€)
Abbildung 2: Schematische Darstellung des zweistufigen Ansatzes zur Ermittlung der spezifischen Neubaukosten fiir

Netze

Mit diesem Vorgehen sollen unterschiedliche Erweiterungsstufen abgebildet werden, die zu
unterschiedlichen Zeitpunkten im Modellhorizont gebaut werden. Dieser Ansatz kann problemlos auf
mehr als zwei Stufen erweitert werden. Allerdings steigt bei diesem Ansatz naturgemaR der Bedarf an

Daten, da Kapazitaten und Investitionen fiir zusatzliche Zeitpunkte benétigt werden.

Die Berechnung der Kostenparameter (spezifische Investitionen k(t) und fixe Kosten kg(t)) erfolgt dann,

in Analogie zum einstufigen Ansatz, anhand der Gleichung 3 und Gleichung 4:

_ I1(t)

kl (O_ Cap(t)-Cap(t-1) (3)
__F@©®

k(D) =70 5 (4)



1.2 Gasnetze

Die Struktur des modellierten Gasnetzes sowie seine Einordnung in das Referenzenergiesystem (RES)
sind in Abbildung 3 dargestellt.

SUPPIY Gasgrd .. . Consumers
Distribution grid 1 Residentials
Domestic production
of natural gas
Distribution grid 2 Commercial
i | 'mort of natural or | . Transmission grid | —
synihelic gas
Distribution grid 3 : Industry
Power-io-Gas planis
Distribution grid 4 : Other sectors
""" Dsrbuengid
Abbildung 3: Eingliederung des Gasnetzes in das Referenzenergiesystem

Das Netz ist in zwei Ebenen aufgeteilt: Das Uberregionale Transportnetz und einzelne, nach Sektoren
aufgeteilte Verteilnetze. Diese sektoralen Netze dienen zwei Zwecken, einerseits ermoglicht dies die
Abbildung sektoraler Unterschiede bei den Kosten, Netze fiir Industrie bspw. sind so spezifisch gesehen
glnstiger als die der Gebaudeversorgung. Andererseits wird so ein ,Pooling-Effekt” unterbunden,
Kapazitdten, die bspw. fir die Gebaude-Versorgung aufgebaut wurden, kénnen so nicht fir die
Industrie eingesetzt werden, sondern es misste zusatzliche Netzkapazitaten ausgebaut werden. Der
Rickgang der ,,nutzbaren” Leitungskapazitat der der Gebaude aufgrund energetischer Sanierung kann

so berlicksichtigt werden.
Generelles Vorgehen

Notwendig fiir die Verknupfung der Infrastrukturen mit Investitionen und fixen Kosten ist die
modellendogene Berechnung der fir den Transport notwendigen Kapazititen. Die groRe
Herausforderung bei der Modellierung von Infrastrukturen in Energiesystemmodellen besteht in der
Bestimmung der notwendigen Kapazititen in einem Punktmodell, das ohne geografische
Differenzierung arbeitet. Die berechnete notwendige Kapazitat orientiert sich daher an der maximalen
Gasnachfrage in der betrachteten Netzebene. Die Definition von Kapazitat in diesem Zusammenhang

lautet wie folgt:

Es handelt sich um die maximale Gasmenge, die aus dem betrachteten Netz (z.B. Transportnetz) an

Verbraucher (und ggf. nachgelagerte Verteilnetze) in einer Stunde abgegeben kann. (Einheit: GWh/h)

Dazu wird zur Berechnung der Gasnetzkapazitdt CAPgas(t) der Gleichung 5, vereinfachte Ansatz in dem

Modell implementiert:



) ;TS
CAP;,s(t) =max (—QG“S(O ) =max ( Qgas(t.TS) ) (5)
AFNotg CAP2ACT Share(TS)-AFyosy CAP2ZACT

mit:

CAP;,,(t) = Notwendige Kapazitdt der betrachteten Gasnetzebene im Stitzjahr t
Qcas ()= Gas-Spitzenlast in dem betrachteten Jahr und Netz

Qcas(t, TS)= Gas-Verbrauch im betrachteten Zeitsegment und Netz

Share(TS) = Anteil des Zeitsegments am Jahr

AFy0t,= Verfligbarkeitsfaktor des betrachteten Gasnetzes

CAP2ACT= Umwandlungskonstante von Kapazitat zu Aktivitat

Das Zeitsegment TS mit der hochsten Leistung ist setzend fir die notwendige Kapazitdat und die
Berechnung erfolgt fiir jedes Stiitzjahr t. Die Berechnung wird fiir jede Netzebene separat durchgefiihrt.
Die obige Gleichung gilt dementsprechend sowohl fiir das Transportnetz als auch fiir die sektoralen
Verteilnetze nach Gleichung 7. Die Formel ist fiir Wasserstoffnetze dhnlich, aber beriicksichtigt

zusatzlich die Moglichkeit dezentraler Erzeugung, siehe Kapitel 0.

Zusatzlich gilt fur das Transportnetz die Gleichung 6, die die Kapazitdt CAPgastrans(t) an die installierte

elektrische Leistung von Spitzenlastturbinen koppelt:

CAPGaS,TTans (t) > Ca}:](Z(t) > Caz())fz(t) (6)

mit:
CAPg s 7rans(t) = Notwendige Kapazitat des Transportnetzes im betrachteten Jahr
Capgr(t)= Installierte Leistung der Spitzenlastturbinen

ner,er= Elektrischer Wirkungsgrad der Gasturbinen

Die soll sicherstellen, dass die Kapazitdt des Transportnetzes ausreichend dimensioniert ist, um im
Spitzenlastfall sémtliche Turbinen mit ausreichend Gas versorgen zu kdnnen. Meist erfolgt aber kein
umfangreicher Einsatz dieser Turbinen und damit auch kein Energietragerfluss. Daher muss die reine
Kopplung an den Verbrauch aus Kapitel 1.1 erweitert werden um diese Zusatzrestriktion zu
bericksichtigen. So ist sichergestellt, dass die Netzkapazitat auch fir eine theoretische Spitzenlast

durch die Gasturbinen ausreichend dimensioniert ist.

Wenn die so berechnete notwendige Gasnetzkapazitat sich nun von der vorhandenen Kapazitat
unterscheidet, gibt es fir das Modell folgende Optionen, und die wirtschaftlichste Option wird

verwendet:



1. Wenn die vorhandene Kapazitat kleiner als die notwendige Kapazitat ist, das heilt, nicht
ausreichend ist, um die Nachfrage in einem (oder mehreren) Zeitsegmenten bereitzustellen,
muss in Infrastruktur investiert werden um das Netz auszubauen.

2. Wenndie vorhandene Kapazitat grofRer ist als die notwendige Kapazitat ist, hat das Modell drei
Optionen (auch in Kombination moglich):

Unterauslastung der Kapazitat, also keine Investition in eine Anderung der Kapazitit
b. Rilckbau der Kapazitdt gegen eine Investitionssumme, um die Unterhaltskosten der
unterausgelasteten Kapazitat zu reduzieren

c. Umwidmung (von Teilen) der Gasnetzkapazitat in reine Wasserstoffnetze

Riickbau und Umwidmung

Um dem Modell nun die Méglichkeit zur Investitionsentscheidung in entweder Umbau oder Riickbau
zu geben, werden diese Optionen mit der im Folgenden beschriebenen Methodik implementiert. Das
Vorgehen ist schematisch in Abbildung 4 dargestellt.

Kapazitat (GWh/h)

A

CapGaS,Netz(t_n) T=

CapGas/RUck(t) -T-
Capyoet(t) T
g .
t-n t Jahre
Abbildung 4: Darstellung einer mdglichen Transformation der Gasnetzkapazitét aus dem Startjahr

Die Kapazitdten der einzelnen Gasnetze im Startjahr Capcas(2020), werden entweder anhand von
Literaturwerten vorgegeben oder fir das Transportnetz aus dem Infrastrukturmodell (z.B.
GAMMAMOD, vgl. Refenzdatensatz) abgeleitet.

Dieser Bestand verursacht fixe und variable Kosten fir das System und das Modell kann sich
entscheiden, die fixen Kosten zu reduzieren, in dem es die Kapazitaten der Netze entweder zuriickbaut

oder in reine Wasserstoffnetze umwandelt.

Dafur kommt eine spezifische Funktion zum Einsatz, das ,Early Retirement“[1]. Mit dieser linearen
Funktion ist es dem Modell moglich Technologien, die noch nicht am Ende ihrer Lebensdauer angelangt
sind, friihzeitig auBer Betrieb zu nehmen. In Kombination mit der ,Retrofit” Option[1], die das
Nachriisten eines Prozesses ermoglicht, kénnen so auch bestehende Gasnetze in reine
Wasserstoffnetze umgewandelt werden. Hierbei werden die Kosten wie in Kapitel O beschrieben,

beriicksichtigt.



Damit steht die Kapazitat endgiltig nicht mehr zum Gastransport zur Verfigung, kann aber fir
Wasserstoff eingesetzt werden. Die dafiir verfligbare Kapazitdt wird aber reduziert (i.e. notwendige

Kapazitat erhoht), da fir Wasserstoffnetze nach Kapitel O eine niedrigere Verfligbarkeit AFnet, gilt.

Fir die die tatsachlich zur Verfligung stehende Gasnetzkapazitdt CAPgas(t) gilt die Gleichung 7:

t t
CAPGas (t): CAPGas(ZOZO) + Z CAPGas,neu(p) - Z CAPGas,Ruck (p) -
p=2020 p=2020

Y5 =2020 CAPy2 ymwia (D) - X5 =2020 CAPgas gor (P) (7)
mit:
CAP;45(t) = Zur Verfligung stehende Kapazitdt des betrachteten Gasnetzes im Zeitpunkt t
CAP;,5(2020) = Verflighare Gasnetzkapazitat im Jahr 2020
CAPgqsney= Neubau an Gasnetzkapazitaten
CAPgqs rick= Rickgebaute Kapazitat des Gasnetzes
CAPy2 ymwia= In reine Wasserstoffnetze umgewandelte Kapazitat des Gasnetzes
CAPg,s po,= Gasnetzkapazitaten, die den Betriebsdauer erreicht (End-of-Life)

t= Betrachtetes Stitzjahr

Es erfolgt eine periodenweise Berechnung der tatsachlichen Gasnetzkapazitat. In jedem Stiitzjahr muss
sichergestellt werden, dass die Gasnetzkapazitdt gleich oder grofRer als null sein muss. Diese

Beschrdankung wird durch die Gleichung 8 beschrieben:

CAPGas(ZOZO) + 22:2020 CAPGas,neu(p) 2
22:2020 CAPgas riick (D) +ng:2020 CAPy2 ymwia(P) +Z;tg:2020 CAPgas,por (D) (8)

Ermittlung der Kostenparameter bei Riickbau bzw. Umwidmung von Gasnetzen

Wie in dem obigen Kapitel geschrieben wird, erméglicht das ,Early Retirement” den friihzeitigen

Rickbau der Gasnetzkapazitdt und es ist wie in der Gleichung 9 modelliert:

_ t t —
CAPGas (2020)+ Z CAPGas,neu(p) - Z CAPGas,Ruck (p) -
=2020 =2020
FGas,bestehend (t) = . t ’
CAP, GaS,EOL(p)
L p=2020 E
X kF,Gas (9)



mit:
Fgas pestenend (t)= Absolute fixe Kosten im Stiitzjahr t fiir den bestehenden Gasnetz

kr gqs= Fixe Kosten Koeffizient fir den bestehenden Gasnetz

Um den Riickbau konkret zu beschreiben, muss das ,Early Retirement” mit der ,,Retrofit” kombiniert
werden. Die Riickbaukosten Fgack(t) und die Umwidmungskosten Fumwid(t) zum Zeitpunkt t werden in

Gleichung 10 und 11 dargestellt:

Frick (1) =25 22020 CAPgas rick @) Krick (10)
Fumwia () =25 22020 CAPu2,umwia®) * Kumwia (11)
mit:

Frick (t) = Absolute Riickbaukosten
Krick = Rickbau Kosten Koeffizient
Fymwia (t) = Absolute Umwidmungskosten

Kymwia = Umwidmungskosten Koeffizient

Dariliber hinaus berechnet man die gesamten Kosten fiir den Riickbau Fges cas(t) wie folgt:
Fges, Gas(t) :FGas,bestehend(t)+FRuck (t)+FUmwid (t) (12)
mit:

Fyes, Gas(t) = gesamte Fixkosten fiir den Gasnetz

1.3 Wasserstoffnetze

Der Hauptunterschied zur Modellierung der Gasnetze ist die Mdglichkeit zur dezentralen Produktion
des Wasserstoffs durch z.B. Elektrolyseur, Biomassevergasung und Dampfreformierung. Dies ist
insbesondere in der Industrie eine relevante Option, namentlich zu nennen waren hier die Methanol-
Produktion oder die Branche der Aromate und Olefine. Des Weiteren ist ein Riickbau der H2-Netze
nicht vorgesehen, dafiir ist neben dem Neubau von Wasserstoffnetzen die Umwidmung von Gasnetzen
moglich. Das bedeutet, dass die umgewidmeten Gasnetze nach der Modifikation aus
Sicherheitsgriinden weiter als Wasserstoffnetze verwendet werden konnen. Die Struktur der
Wasserstoffnetzmodellierung ist in  Abbildung 5 dargestellt. Zusatzlich zur der o.g.
Produktionsmoglichkeiten von Wasserstoff sind auch der Wasserstoffhandel zwischen EU und Non-EU

modelliert.
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Abbildung 5: Struktur der Wasserstoffmodellierung

Zusatzlich zur leitungsbasierten Bereitstellung ist auch der Transport Gber LKW moglich, als Ersatz

sowohl flr Transportnetze (Langstrecken-Transport) oder Verteilnetze (Kurzstrecke).

Die notwendige Kapazitatsgleichung 13 wird fiir Wasserstoffnetzkapazitdt CAPuanet:(t) aufgrund der

moglichen dezentralen Produktion erweitert:

QHz,Netz(£)-Q (t) QHz,Netz(£,TS)-Q (t,TS)
CAPHZ Netz (t) =max ( 2,Netz H2,Netz,dez =max 2,Netz H2,Netz,dez (13)
! AFNetz"CAP2ACT Share(TS)-AF Nyetz"CAP2ACT

mit:

CAPy; netz(t) = Notwendige Kapazitat der betrachteten Wasserstoffnetzebene

Q.HZ'NetZ(t)= Ha-Spitzenlast in dem betrachteten Jahr und Netz

Q'Hleetzldez(t)= Ha-Spitzenlast in dem betrachteten Jahr und Netz, die aus dezentraler Produktion kommt
Quz Netz(t, TS)= Ha-Verbrauch im betrachteten Zeitsegment und Netz

Qu2.Netz,dez(t, TS) = Ha-Verbrauch im betrachteten Zeitsegment und Netz aus dezentraler Produktion
Share(TS) =Anteil des Zeitsegments am Jahr

AFy ¢ ,= Verfugbarkeitsfaktor des betrachteten Netzes

CAP2ACT=Umwandlungskonstante von Kapazitat zu Aktivitat



Zusatzlich gilt fur das Transportnetz die Gleichung 14, die die Kapazitat CAPuz netz(t) an die installierte

elektrische Leistung von Spitzenlastturbinen koppelt:

CAPy rrans () = £22r© 5 Capur(® (14)
’ NHT,el 0,4

mit:
CAPy; 7rans(t) = Notwendige Kapazitat des Transportnetzes im betrachteten Jahr
Capyr (t)= Installierte Leistung der Spitzenlastturbinen

Nur ,e1= Elektrischer Wirkungsgrad der Wasserstoffturbinen

Der Neubau von Hx-Netzen an die Umwidmung wird fix gekoppelt (Verhaltnis 1:9 aus der Literatur[2]).
Der lineare Kostenoptimierer wiirde ansonsten zu 100% auf umgewidmete Gasnetze setzen, da diese

Option glinstiger ist.
14 Stromnetze

Fir Stromnetze gilt eine etwas andere Abbildungsmethodik als fiir Gas und Wasserstoff, die im

Folgenden beschrieben wird.
Generelles Vorgehen

Die Modellierung basiert auf der monetaren Kopplung der einzelnen Netzebenen an vorher definierte
Sets von Treibern. Erfolgt der Ausbau dieser Technologien, werden zuséatzliche Investitionen flr den
Netzausbau fallig. Die Struktur der Spannungsebenen sowie der Strominfrastruktur ist in Abbildung 6

und Abbildung 7 schematisch dargestellt.

Treiberset 1

Grolerzeuger HES/HS-Netz

Groldverbraucher
Umspannung H-M
siberse
- Mittelgrof
- ittelgrol3e
. Mittelspannun
Mittlere Erzeuger IF\)letz gsl ] Verbraucher
Umspannung M-L Treiberset 3
Y g .
Kleine Niederspannun\ge/ Kleine
Kraftwerke -Netz Verbraucher
Abbildung 6: Struktur der Stromnetz-Spannungsebenen und deren Treiberkopplung
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Abbildung 7: Struktur des Strominfrastruktur

Stromerzeugungstechnologien sind nach GroéRe differenziert und entsprechend an die einzelnen
Spannungsebenen angeschlossen. Offshore-Windparks hangen dementsprechend bspw. am HS/HGS-
Netz, kleine Dach-PV-Anlagen erzeugen Niederspannungsstrom. Jeder Spannungsebene werden auf
Basis einer Literaturrecherche sogenannte Treiber zugeordnet, bei deren Ausbau Kosten in der

entsprechenden Netzebene anfallen. Die Treiber sind:

Ubertragungsnetz& . .
Hochspannung Mittelspannung Niederspannung
Wind Onshore Wind Onshore ~ Photowoltaik
Wind Offshore Photowvoltaik E-Mobilitét
Elektrische Heizungen
Elektrolyseure Elektrolyseure (2.B. Warmepumpen) .
Tabelle 1: Treiberset der Stromnetze

Wird die installierte Leistung von einer dieser Technologien durch das Modell erhoht, fallen auch
entsprechende Investitionen in die zugeordneten Netzebenen an, welcher als Netzintegrationskosten
beschrieben werden kdnnte. Netzintegrationskosten beziehen sich auf die zusatzlichen Kosten, die
entstehen, wenn erneuerbare Energien in das bestehende Stromnetz integriert werden[3]. Die
funktioniert auch als eine MalBnahme zur Erhohung der Flexibilitdit des Netzes, wie zum Beispiel
Energiespeicher oder Lastmanagement, um Angebot und Nachfrage in Einklang zu bringen. Wie oben
schon geschrieben werden diese Kosten in dhnlicher Weise die Treiber zugeordnet, d.h., dass die
Netzintegrationskosten jeweils mit Ubertragungsnetz, Hochspannungsnetz, Mittelspannungsnetz und
Niederspannungsnetz verbunden sind. In dem Referenzdatensatz im Kapitel 2 sind die genauen Werte
zu finden.
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Ermittlung der Kostenfaktoren

Um die beschriebene monetare Kopplung durchzufiihren, miissen fiir jeden einzelnen Treiber Kosten
ermittelt werden, die als Investitionen in die Stromnetze anfallen. Als Beispiel zur Ermittlung der
Kostenfaktoren sei im Folgenden eine Netzebene mit zwei zugeteilten Treibern beschrieben (vgl.

Abbildung 8), wie es beispielsweise bei Hochst- und Hochspannungsnetz der Fall ist.

Kapazitat der Treiber {Gw, bzw Mio.)

A

CAP1p,(t)
CAPg,(t)

CAPrgo(t-1)-

CAPrp,(t-1)

»
»>

| )1 1) Zusatz-Investitionen in
TRl( ) TRZ( ) Netzebene (M£)

Abbildung 8: Spezifische Kostenfaktoren fiir den Stromnetzausbau durch Treiber
Die spezifischen Kostenfaktoren ki tr«(t), die fiir jeden Treiber unterschiedlich sind, berechnen sich wie
folgt in der Gleichung 15:

ITRx (1)
Caprrx(t)-Caprrx(t-n)

kirrx(t)= (15)

Jeder Treiber verursacht dabei unterschiedliche Netzausbaukosten, die zusammengenommen die

gesamten Investitionen in eine Netzebene Ing(t) darstellen wie in der Gleichung 16:

Iyg(£) = (Caprr (t) -Caprr1 (E1)) * Kk 7r1 (8) HCaprr2 (0) -Capryp (E1)) “ kyrra(t)  (16)
mit:

k; Trx (t)= spezifischen Kostenfaktoren

Irry (t) = Zusatz-Investitionen in Netzebene

Caprry(t) = Kapazitat der Treiber

Iyg(t) = Gesamte Zusatz-Investitionen in Netzebene

Die spezifischen Fixkosten ke fiir den Bestand an Stromnetzen sind ein statistischer Wert, fiir den

zusatzlichen Neubau werden sie mit 7% der Investitionssumme veranschlagt[4].
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1.5 Warmenetze

Innerhalb von Energiesystemmodellen wird aggregiert das Energiesystem eines Landes bzw. einer oder
mehrerer Regionen modelliert, um entsprechend unter Berlicksichtigung umwelt- und
energiepolitischer Randbedingungen kostenoptimale Versorgungsstrukturen zu ermitteln. Damit kann
anschaulich der Beitrag einer Technologie (z.B. der KWK) zum Klimaschutz mit alternativen

Minderungsoptionen fir die unterschiedlichen Emittenten verdeutlicht werden.

Bisher wird die Nah- und Fernwarmeversorgung in Energiesystemmodellen aggregiert abgebildet. Es
handelt sich hierbei um sogenannte Punktmodelle. Innerhalb der Energiesystemmodelle sind
unterschiedliche Versorgungsaufgaben mit der moglichen Kombinationsvielfalt der bereits
eingesetzten und zukinftig Techniken abgebildet. Fiir die Bestimmung der Versorgungsaufgaben
wurden Erzeugungs-, Bestands- und Verbrauchsstatistiken ausgewertet um alle im Energiesystem

Deutschland eingesetzten Techniken zu beriicksichtigen.

Die abgebildete zentrale Warmeerzeugung setzt sich aus einer Vielzahl unterschiedlicher
Erzeugungstechnologien auf Basis fossiler und erneuerbarer Energietrager zusammen. Hierbei handelt
es sich um Reprasentanten fir alle in Deutschland bestehenden Anlagen und fiir mégliche zukiinftige
Anlagen (z. B. Erdgas GuD-Anlagen oder Biomasse-Heizwerke). Innerhalb der Erzeugungstechnologien

wird nach Leistungsklassen unterschieden.

In Abbildung 9 ist eine vereinfachte Darstellung der Modellierung der Nah- und Fernwarmeverteilung
in Energiesystemmodellen fiir die Versorgung der Haushalte mit Niedertemperaturwarme enthalten.
Die Nahwdrme- und Fernwarmeverteilung ist entsprechend der unterschiedlichen funktionellen
Teilaufgaben (Transport, Hauptverteilung, Mittel- und Feinverteilung) als aufeinander folgende
parallele Ketten von Prozessen abgebildet. Aufgrund der Parallelitdit kénnen unterschiedliche
alternative Verteilungsklassen abgebildet werden. Diese unterscheiden sich in ihren Kosten und
Nachfrage- und Energieverbrauchspotentialen. Dadurch wird grob z. B. zwischen unterschiedlichen
ErschlieBungskosten fiir Blockbebauung und Neubaugebieten oder Versorgungsstrukturen in Stadten
innerhalb von Kernregionen oder in landliche Region differenziert. Innerhalb des Modells sind die
existierenden Netze als Bestande abgebildet, die bei entsprechender Nachfrage im Modell erweitert

werden.

Typischerweise wird eine Aufteilung der Netzkapazititen der Fernwarmeversorgung auf
Verteilungsklassen durchgefiihrt. Die gesamte Warmeverbrauchsentwicklung alle regional
unterschiedlicher Fernwarmeklassen basiert auf einer Hochrechnung der aller Gebaudetypen (vgl.
Gebaudetypenmatrix) des Gebdudebestandes unter Berlicksichtigung des Sanierungszustandes der
Gebaude aus dem digitalen Warmeatlas. Die Einteilung der Verteilungsklassen wurde in Abhangigkeit
der Verteilungskosten vorgenommen. Hierflir wurde beispielsweise die Verteilungsklasse | aus den
Gebieten des Siedlungstyps ST 9 bis ST 11b, die der Verteilungsklasse Il aus den Gebieten ST 5 bis ST 8
und die der Verteilungsklasse Il aus ST 3 zusammengesetzt. Innerhalb der einzelnen Klassen ist

zwischen dem Bestand und dem Ausbaupotential zu unterscheiden.
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Abbildung 9:
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Vereinfachte Darstellung der Abbildung der Fern-/Nahwdrme in Energiesystemmodellen

Durch die reine Typisierung nach Versorgungsaufgaben werden regionale Unterschiede nicht erfasst.

Dadurch kénnen im Extremfall alle im Modell abgebildete bestehenden Heizkraftwerke in alle

modellierten Verteilungsnetze einspeisen. Diese wiederum kénnen alle Verbraucher (beispielsweise

alle Gebaudetypen) mit Fernwarme versorgen. Um diese Extremfélle zu vermeiden, sind im Vorfeld

mit Simulationsmodellen maximale und minimale Kapazitdts-, Flussrestriktionen und Marktanteile

bestimmt worden. Aufgrund der dann verwendeten Durchschnittswerte ergeben sich plausible

Ergebnisse, deren regionalen Bezug realen Versorgungsgebieten zugeordnet werden kann. Aufgrund

der Modelleinschrdankung (liber Restriktionen) wurde jedoch der Losungsraum eingeschrankt. Wie bei

einem Simulationsansatz kann hierbei nur sicher von einem lokalen Optimum ausgegangen werden.

Im Gegensatz zum reinen Simulationsansatz ist die Anzahl der Untersuchungsvarianten jedoch

erheblich groRer.
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2 Referenzdatensatz

Aus den Ausfiihrungen in Kapitel 1 I3sst sich ableiten, dass die Integration von Investitionen sowie die
Bericksichtigung von infrastrukturellen Ausbaurandbedingungen in Energiesystemmodellen stark
vom jeweils zugrunde liegenden Szenario abhangig sind. Es zeigt sich, dass unterschiedliche Annahmen
zu technologischen Entwicklungen, politischen Rahmenbedingungen, Kostenentwicklungen oder
sektoralen Nachfrageprofilen zu variierenden Transformationspfaden fiihren. Diese Pfade betreffen
insbesondere die Art, das Ausmaf und den Zeitpunkt des Einsatzes von Wasserstoff in den
verschiedenen Nachfragesektoren. Infolgedessen ergeben sich jeweils differenzierte Anforderungen
an den Hochlauf des Wasserstoffmarktes sowie an die entsprechende Infrastruktur. Fir die
Energiesystemmodelle u.a. die Modelle ETHOS.NESTOR und TIMES PanEU wurden im Zuge der
Modellkopplung die folgenden Parameter fir die Infrastrukturmodellierung von Gasnetz,
Wasserstoffnetz, Stromnetz und Warmenetz berechnet, die als Referenzdatensatz fir die

Berlicksichtigung von Infrastrukturen in Energiesystemmodellen verwendet werden kénnen.
2.1  Erlauterung des Referenzdatensatzes

Der Referenzdatensatz ist in Tabelle 2 zusammengefasst. Fir die Modellierung der Gasnetz existiert
der Parameter CAPtranscas(t), welcher eine Obergrenze fur den Transport von Erdgas pro Stunde vorgibt.
Des Weiteren steht AFgas net; flir die Auslastung des Gasnetzes. Darliber hinaus existieren die ki gas Trans(t),
Kr Gas,Trans(t), Kr,Gas,Trans(t) und der Faas 1rans(t=2020), welche unterschiedliche Investitionskosten, Betriebs-
und Wartungskosten (O&M), Riickbaukosten sowie Unterhaltskosten darstellen. pcastrans beschreibt

den Wirkungsgrad des Gasnetzes, der durch Druckhaltung oder Leckagen beeinflusst wird.

Fiir das Wasserstoffnetz gibt der Parameter AFu netze die Auslastung der Wasserstoffnetze in % an. Er
wird aus der Auslastung der Erdgasnetze berechnet abziiglich 20 %, um die Dichteunterschiede
zwischen Wasserstoff und Erdgas zu bericksichtigen. In dhnlicher Weise werden die spezifischen
Investitionskosten kiu(t) fir den Ausbau von Leitungskapazititen fir Wasserstoff aus den
Investitionskosten fiir Erdgasnetze berechnet, wobei hier ein 20 % Aufschlag aufgrund der
unterschiedlichen chemischen und physikalischen Eigenschaften anfallt. Die spezifischen
Unterhaltskosten flir Wasserstoffnetze ke uz(t) beziehen sich auf die Kapazitat der Wasserstoffnetze,
wahrend sich die spezifischen Investitionskosten fiir die Umwidmung von Erdgasnetzen zu
Wasserstoffnetzen kyu»(t) auf die neu geschaffene Ubertragungskapazitit fiir Wasserstoff beziehen.
In Bezug auf das Stromnetz sind die Kosten fiir Investitionen und Betrieb sowie die Kosten fiir die
Netzintegration zu bericksichtigen. Detaillierte Erlduterungen dazu finden sich in Kapitel 0. Die

relevanten Parameter fiir das Warmenetz werden gemaR Kapitel 3.3 hergeleitet.

Diese Werte dienen dabei als Orientierung fir die generelle Modellierung von Infrastrukturen in
Einknoten-Energiesystemmodellen und  koénnen als Referenzdatensatz bei  weiteren
Transformationsberechnungen fiir Deutschland eingesetzt werden. Die Daten fiir das Gasnetz sind aus
[5], [6], [7], [8], fiir das Wasserstoffnetz sind aus [9], fir das Stromnetz sind aus [8], [10].

Flr die Warmenetzmodellierung ist fir die Abbildung des Fernwarmenetzes der Mittelverteilung des

Bestandes einerseits die bisherige Menge des Fernwarmeabsatzes als auch dessen, abnehmenden
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Entwicklung aufgrund der energetischen Sanierung vorzugeben. Infolge dessen wurde fiir den Bestand
eine obere Mengenbegrenzung von 227 PJ fir das Jahr 2020 vorgegeben, die bis zum Jahr 2035 auf
181,9 PJ abnimmt. D.h. ein Ausbau der Fernwarme kann nur erfolgen, wenn ein entsprechendes
Potential der Mittelverteilung des Warmenetzes vorhanden ist. Das Potential der Mittelverteilung des
Warmenetzes im Referenzdatensatz ist fur den Fall vorgegeben, dass keine Verdrangung der Gasnetze

erfolgt.

Das Potential der Mittelverteilung steigt von 169,1 PJ im Jahr 2025 auf rund 330 PJ im Jahr 2035 an.
Der Anstieg berlicksichtigt, dass der Ausbau des Warmenetzes 10 Jahre oder mehr bendtigt. Da das
Potenzial nicht zu gleichen Kosten erschlossen werden kann aufgrund der unterschiedlichen
Bebauungsdichte der Gemeinden d.h. die unterschiedlichen wirtschaftlichen Siedlungstypen wird hier
eine Aufteilung vorgenommen in 3 Stufen (Stufe 1 bis Stufe 3). Deren Anteil wird konstant (iber den
Zeitraum angesetzt. Die Stufe 1 hat einen Anteil am Potential von 55%, die Stufe 2 von 30 % und die
Stufe 3 von 15 %. Die mit dem Ausbau der Stufen verbunden spezifischen Investitionen werden
ebenfalls als konstant angenommen, da im Leitungsbau unterstellt wird das keine grolRes
Kostensenkung moglich. Die spezifischen Investitionen fir die Stufe 1 des Baus der Mittelverteilung
des Warmenetzes wird mit 110 T€/MW, die der Stufe 2 140 T€/MW und die der Stufe 3 190 T€/MW
abgeschatzt.
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Infrastruktur Parameter Definition Einheit 2020 2025 2030 2035 2040 2045
Maximale Gasmenge, die aus dem Netz (hier Transportnetz) an Verbraucher und
Kapazitat CAPrans gas(t) nachgelagerte Verteilnetzebene in einer Stunde abgegeben kann GWh/h 455,3
AFesnenelt) Max. Verfugbarkeit/Auslastung der Netze, unterteilt nach Sektoren. Momentan berechnet Haushalte: 2420h/8760h = 28%
’ aus den Volllaststunden typischer Nutzer % Industrie: 4000h/8760h = 46%
Gasnetz K gas Trans(t) Spez. Investitionen in Abhdngigkeit einer Kapazitatsdifferenz M€/(GWh/h) 230
K as,Trans (t) Spezifische Unterhaltskosten in Abhangigkeit einer Ausgangskapazitat *M€/(GWh/h) 3,8
Kr,Gas Trans(t) Spez. Investitionen in den Riickbau in Abhéngigkeit einer Kapazitatsdifferenz M€/(GWh/h) 8,2
Wirkungsgrad der Netze = 100% -Verluste bzw. Eigenverbrauch der Gasnetze zur
HGas Trans Druckhaltung oder durch Leckage % 99%
Foas,Trans(t=2020) Absolute Unterhaltskosten M€/a 1555
Verflgbarkeit/Auslastung der Netze, unterteilt nach Sektoren. Momentan berechnet aus
AFy Netze den Gas-AFs abzgl. 20% um eine geringere Kapazitat durch die chemischen Unterschiede
zu berucksichtigen. % - 22
Spez. Investitionen in Abhangigkeit einer Kapazitdtsdifferenz. Momentan aus Gasnetz-
H2Netz L) Wert + 20% berechnet ME/(GWh/h) ; 276
K 12 (t) Spezifische Unterhaltskosten in Abhdngigkeit einer Ausgangskapazitat Mé€/(a-(GW/h)) - 11,8
Spez. Investitionen fir die Umwidmung von Gasnetzen in Abhangigkeit einer
ko o(t) Kapazitatsdifferenz ME/(GW/h) ) 35
Spez. Investitionen in das Netz, die aufgrund des Ausbaus eines Treibers erforderlich 2226 (Offshore)
ki relt) werden (erstmal nur H6S/HS) M€/GWel 1063 (Onshore)
Stromnetz  Fne(t=2020) Spezifische Unterhaltskosten einer Netzebene (erstmal nur H6S/HS) M<£/a 1883
5,06(onshore) 7,59(onshore)
Netzintegrationskosten Netzkosten der EE-Integration €/MWh 13,01(offshore) 20,82(offshore)
MV Bestand PJ/a 227,0 233,2 198,6 181,9
MV Potential (Stufe 1-3) Potenzialgrenzen fir die Warmenetzebenen und -stufen PJ/a 0,0 169,1 295,7 330,3
Anteil Stufe 1 % 550 550 55,0 55,0
Wirmenetz Anteil Stufe 2 % 30,0 30,0 30,0 30,0
Anteil Stufe 3 % 150 15,0 15,0 15,0
Spezifische Investitionskosten Stufe 1  Spez. Investitionen der Mittelverteilung Stufe 1 TE/ MW 110,0 110,0 110,0 110,0
Spezifische Investitionskosten Stufe 2 Spez. Investitionen der Mittelverteilung Stufe 2 TE/ MW 140,0 140,0 140,0 140,0
Spezifische Investitionskosten Stufe 3  Spez. Investitionen der Mittelverteilung Stufe 3 TE/ MW 190,0 190,0 30,0 190,0

Referenzdatensatz

Tabelle 2:

16



2.2 Netzintegrationskosten fiir erneuerbaren Energien

Die Integration erneuerbarer Energien (EE) in das Stromnetz stellt eine zentrale Herausforderung fur
die bestehende Infrastruktur dar, die infolge des Fortschreitens der Energiewende zunehmend an
Bedeutung gewinnt und eine fundierte Analyse der damit verbundenen Kosten erfordert. Eine wichtige
Frage ist in diesem Zusammenhang jene nach der Kosteneffizienz des Netzausbaus, jedoch ist die
Definition und Bestimmung adadquater Parameter nicht trivial. Unter den gegebenen politischen Zielen
zum EE-Ausbau und regulatorischen Malgaben fiir den Netzausbau wurde zur Bewertung der
Kosteneffizienz und deren Vergleich Uiber den Zeitraum der Umsetzung geplanter Mallnahmen die
GroBe der EE-Integrationskosten definiert und ermittelt. Dieser Prozess basiert auf einem
methodischen Ansatz, der mehrere Modellierungsschritte und Szenarien umfasst, welche die
Einspeisung und Nutzung von Strom aus Photovoltaik (PV), Windkraft an Land und Windkraft auf See

ermitteln.

Am Anfang der Berechnung der unter Netzrestriktionen nutzbaren Menge Stroms aus Erneuerbaren
Energien steht die Erfassung der Kapazititen der EE-Technologien sowie deren stiindlicher
Kapazitatsfaktoren im realisierten bzw. angenommenen Wetterjahr. Diese Daten bilden die Grundlage
fir die exogene Bestimmung des potenziell verfligbaren Energieertrags, welcher durch Multiplikation

der installierten Kapazitaten je Technologie mit den zugehérigen Kapazitatsfaktoren ermittelt wird.

Im Zuge der Berechnung kommen die beiden zentrale Modelle der Professur, ELTRAMOD und ELMOD.
zum Einsatz. ELTRAMOD ermittelt in stlindlicher Auflosung den kostenoptimalen blockscharfen
Kraftwerkseinsatz aller verfligbaren Erzeugungstechnologien in Deutschland und den angrenzenden
Marktzonen unter Beriicksichtigung der interzonalen Ubertragungskapazitaten. Aufgrund der geringen
Grenzkosten erneuerbarer Energien, die typischerweise nahe Null liegen, wird die marktorientierte
Abregelung der EE-Energie aufgezeigt. Diese Abregelung entsteht, wenn das Angebot die Nachfrage
Ubersteigt und der Marktmechanismus die tGberschissige Energie nicht abnimmt. Das zweite Modell,
ELMOD, berticksichtigt die physikalischen Beschrankungen des Stromnetzes innerhalb der Marktzonen
und ermittelt die tatsachliche Einspeisung erneuerbarer Energien nach einer potenziellen Abregelung
aufgrund von Netzengpassen. Diese Modellabfolge ermoglicht eine prazise Erfassung der elektrischen
Energie aus regenerativen Quellen, die tatsachlich in das Netz eingespeist wird, sowie der Energie, die

aufgrund von mangelnder Nachfrage sowie Marktkopplungs- oder Netzbeschrankungen verloren geht.

~Kupferplatte” (ELTRAMOD) Netzmodell (ELMOD)
= Modellierung von Marktzonen = Berucksichtigung des Stromnetzes Uber technische
= Aggregierte Berlcksichtigung von Netzrestriktionen in Restriktionen
Form von Netztransportkapazitaten oder = Unterschiedliche Ansatze, Eigenschaften und Detailtiefen
lastflussgestutzter Marktkopplung zur Implementierung der Lastflusscharakteristika
= Kein Engpassmanagement innerhalb einer Marktzone

Abbildung 10: Vergleich ELTRAMOD und ELMOD

Der Ausbau erneuerbarer Energien erfolgt in dieser Analyse schrittweise gemaR den gesetzlichen
Vorgaben (EEG) bzw. Planungen der Bundesregierung und spiegelt sich ebenso im Szenariorahmen des
Netzentwicklungsplans wider, der Randbedingungen fiir die geplanten Netzausbau- und -

verstarkungsmalRnahmen vorgibt. Um die Auswirkungen des Netzausbaus auf die Ausnutzung des
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Potenzials von Strom aus EE zu bewerten, werden zwei Szenarien miteinander verglichen: ein
Ausgangsszenario, das die bestehende Netzstruktur ohne Ausbauprojekte beriicksichtigt, und ein Ziel-
Szenario, das die Netzstruktur nach einem geplanten Ausbau darstellt. Ausgehend von einem
Referenzjahr werden die zuvor beschriebenen Modellschritte fiir beide Szenarien durchlaufen und
dem bestehenden Kraftwerkspark des Referenzjahres zusatzliche Kapazitaten der EE-Technologien zur
Stromerzeugung gemaR dem exogen geplanten Ausbau hinzugefiigt. Die Differenzen der erzeugten
und der abgeregelten Energiemengen im Zieljahr zwischen diesen Szenarien zeigen, wie effektiv der

Netzausbau die Integration erneuerbarer Energien verbessert.

Ein wesentliches Problem bei der verursachungsgerechten Bewertung des Netzausbaus ist die
eindeutige Zuordnung von Kosten zu einzelnen Technologien. Da die Netzbelastung durch Einspeisung
aus unterschiedlichen EE-Technologien im vermaschten Netz nicht klar voneinander abgegrenzt
werden kann, gestaltet sich eine technologiespezifische Kostenaufteilung schwierig. Fiir Falle, in denen
in bestimmten Regionen ausschlieflich eine Technologie Strom einspeist, kann die verursachte
Netzbelastung zwar quantifiziert werden, zur Bestimmung der tatsachlichen Mehrbelastung waren
aber Werte eines kontrafaktischen Szenarios notig, in dem die Lastfllisse ohne die Einspeisung dieser
Technologie ermittelt werden. Ein solcher Ansatz ist jedoch nicht plausibel umsetzbar, weshalb die
Einspeisungen der EE-Technologien aggregiert betrachtet werden. Im Fall der Offshore-Windkraft, wo
die Abregelung hauptsachlich an landseitigen Netzverknipfungspunkten erfolgt, ist die
technologiespezifische Zuordnung der Abregelung und der Netzausbaukosten moglich, da der
Offshore-Netzausbau ausschlieRlich stattfindet, um die Erzeugung aus Offshore-Windkraft ins Netz
integrieren zu kénnen. Damit ergeben sich im Ergebnis zwei Parameter zu Erfassung der EE-
Integrationskosten: die , landseitigen” Integrationskosten, die den Technologien PV und Wind Onshore

zugerechnet werden, sowie die , Offshore“-Integrationskosten zur Anbindung von Offshore-Windparks.

Die Netzkosten setzen sich aus Investitionen in Onshore- und Offshore-Infrastrukturen zusammen,
einschlieRlich der Kosten fiir Leitungen sowie zuséatzlicher MaRnahmen wie Umspannwerke,
Transformatoren und Phasenschiebern. Die Berechnung der zugrunde gelegten Kosten basiert auf der
Gesamtinvestitionssumme der laut NEP bis zu einem Jahr umzusetzenden Projekte, der Lange der in
Zuge dessen neu errichteten oder ausgebauten Leitungen und einer pauschal geschatzten
Nutzungsdauer der neuen Betriebsmittel von 40 Jahren. Fir die erste Periode zwischen den Jahren
2023 und 2030 wurden die EE-Integrationskosten fiir Onshore-Infrastrukturen auf 5,06 Euro pro
Megawattstunde (MWh) und fiir Offshore-Infrastrukturen auf 13,01 Euro pro MWh geschétzt. Diese
Zahlen verdeutlichen den erheblichen Kostenunterschied zwischen den beiden Bereichen, der vor
allem auf die technische Komplexitdt und die spezifischen Anforderungen des Offshore-Netzausbaus

zurtckzufihren ist.

Technologie | Erzeugung 2023 | Erzeugung 2030 | A Erzeugung Abregelung Abregelung A Abregelung Integrierte
Netz 2023 Netz 2030 Energie

50,5 TWh 147 TWh  +96,5 TWh 125TWh - 10,1 TWh 107 TWh

m 124 TWh 203 TWh +79 TWh 27,4 TWh - -22,0 TWh 101 TWh
33,5 TWh 53TWh  +19,5TWh 21,3 TWh - - 19,5 TWh 39 TWh

Tabelle 3: Ergebnisse der Periode 2023 bis 2030
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Zusatzlich zu den Berechnungen der spezifischen EE-Integrationskosten ermoglicht die
Szenarienanalyse eine Bewertung der Auswirkungen verschiedener Rahmenbedingungen des
kiinftigen Energiesystems, z.B. hinsichtlich der Sektorkopplung. Ein Beispiel hierfiir sind die weiteren
Szenarien, welche Effekte auf die Netzkosten sich aus unterschiedlichen Kapazitaten und Standorten
fiir Elektrolyseure im deutschen Ubertragungsnetz ergeben. Elektrolyseure kénnen als Puffer genutzt
werden, um Uberschissigen Strom aus EE zwischen zu speichern und fir Redispatch-Zwecke

einzusetzen, was potenziell zu einer Reduktion der Netzkosten fliihren kann.

Die Literatur bietet weitere wichtige Erkenntnisse zu den Netzkosten der EE-Integration. Studien
zeigen, dass diese Kosten stark vom EE-Anteil und der Auslastung der Ubertragungsleitungen
abhdngen. Bei hoher Auslastung konvergieren die Kosten typischerweise auf Werte um 15 US-Dollar
pro Megawattstunde[11]. Fiir Netze mit einem EE-Anteil von weniger als 30 Prozent werden die Kosten
auf etwa funf bis 20 GBP/MWh geschitzt[12], wdhrend sie bei einem EE-Anteil von unter 45 Prozent
weniger als zehn Euro pro MWh betragen. Weitere Analysen legen nahe, dass die Netzkosten etwa 20
Prozent der durchschnittlichen Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien ausmachen[13].
Technologiespezifische Schatzungen variieren stark, wobei die Kosten fiir Onshore-Windkraft zwischen
einem und elf US-Dollar pro MWh und fiir Photovoltaik zwischen null und 15 US-Dollar pro MWh
liegen[14].
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