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Zusammenfassung

Zusammenfassung

Fiir die Dekarbonisierung des Energieversorgungssystems und die angestrebte Erreichung von
Treibhausgasneutralitat bis 2045 spielt der schnelle Ausbau der erneuerbaren Energien eine
Schliisselrolle. In den letzten Jahren ist dabei die Offshore-Windenergie verstarkt in den Fokus
geriickt. Der Ausbau der Offshore-Windenergie wird jedoch nicht nur in Deutschland vorange-
trieben. Vielmehr haben viele EU-Mitgliedsstaaten in den vergangenen Jahren ambitionierte
Ausbauziele fir die Offshore-Windenergie beschlossen. Angesichts eines solchen massiven Aus-
baus der Offshore-Windenergie in einem relativ konzentrierten Raum, der teilweise erheblichen
Netzengpasse an Land sowie der Perspektive, dass einzelne fiir die Erreichung ihrer Ausbauziele
auf Kooperationen mit anderen Landern angewiesen sein werden, stellt sich die Frage nach ei-
ner optimalen Netz- und Systemintegration der Offshore-Erzeugung. In den vergangenen Jahren
ist dabei das Konzept eines sogenannten hybriden Offshore-Netzes oder zumindest einer hybri-
den Anbindung einzelner Offshore-Windparks intensiv diskutiert und von der EU-Kommission
unterstitzt worden. Gleichzeitig werden ebenfalls die verstarkte Nutzung von Offshore-Strom
fiir die Wasserstoffherstellung bis hin zur Errichtung von Elektrolyseanlagen auf See verbunden
mit dem Verzicht auf eine Stromnetzanbindung von Offshore-Windparks diskutiert.

Die vorliegende Studie enthalt vor diesem Hintergrund Analysen, mittels derer auf konzeptio-
neller Ebene die grundsatzlichen Auswirkungen unterschiedlicher Offshore-Netzkonfiguratio-
nen fir die Anbindung von Offshore-Windenergieanlagen untersucht werden. Dabei werden fir
das Jahr 2040 drei Szenarien fiir mogliche Offshore-Netzkonfigurationen mit Hilfe von Markt-
und Netzmodellierungen untersucht. Zudem wird fir die wesentlichen energiewirtschaftlichen
Rahmenannahmen das Szenario TN-Strom der Langfristszenarien des BMWK zugrunde gelegt.
Die drei Szenarien unterscheiden sich in Netzanschluss von Offshore-Windenergieanlagen und
Interkonnektivitatsniveau und sind wie folgt ausgestaltet:

* Ausgangsszenario: Radiale Anbindung von Offshore-Windparks, Interkonnektivitat entspre-
chend aktuellen Planungen (TYNDP),

= Erstes Vergleichsszenario: Teilweise hybride Offshore-Anbindungen — Kombination von
Offshore-Anbindungsleitungen mit Interkonnektor-Funktion bei gesteigerter Interkonnekti-
vitat,

= Zweites Vergleichsszenario: Gegeniiber Ausgangsszenario Zubau von zusatzlichen Elektro-
lyse-Kapazitaten bei teilweisem Verzicht auf Netzanbindung von Offshore-Windparks.

Fir alle Szenarien werden mehrere Varianten und Sensitivitdten betrachtet. Zunachst sind dabei
verschiedene Ausbaupfade fiir Offshore-Windenergie (in Deutschland , 70 GW Offshore” vs.
»,52,5 GW Offshore” bis 2040) oder unterschiedliche Annahmen zu den Volllaststunden (VLS) der
Offshore-Windparks (mit einer Vergleichsvariante in der ,niedrige VLS angenommen werden)
zu nennen. Fir das erste Vergleichsszenario werden zusatzlich auch Varianten betrachtet, bei
denen anstelle von separaten Offshore-Gebotszonen (OBZ) eine Integration der hybrid ange-
schlossenen Windparks in ihre Heimat-Gebotszonen oder eine nicht-hybride Vernetzung, also
zusatzliche Interkonnektivitat parallel zu weiterhin radialen Offshore-Anbindungsleitungen, un-
terstellt wird. Im zweiten Vergleichsszenario, in dem der Nutzen zusatzlicher Elektrolyse-Kapa-
zitdten untersucht wird, unterscheiden sich die Varianten insbesondere durch den Standort der
Elektrolyseure (vollstédndig an Land oder teilweise auch auf See) und die daraus resultierenden
Folgen fiir die Stromnetzanbindung von Offshore-Windparks.

consentec b;:,‘:;s.{i,,g ) Guidehouse Z Fraunhofer iii

11



Zusammenfassung

Bei der Interpretation der Studienergebnisse ist zu berlicksichtigen, dass es sich hierbei um eine
Grundsatzbetrachtung, nicht aber um eine detaillierte Zielsystemmodellierung oder konkrete
UNB-Planung fiir Offshore-Netze handelt. Es erfolgt keine explizite Optimierung von Netztopo-
logien. Die Untersuchungen in dieser Studie sollen vielmehr abstrakte Erkenntnisse tber die
Auswirkungen unterschiedlicher Offshore-Netzkonfigurationen erméglichen und insbesondere
erste Indikationen zur Vorteilhaftigkeit von Offshore-Vernetzung liefern. Nachfolgend werden
die wesentlichen Erkenntnisse der durchgefiihrten Untersuchungen zusammengefasst. Dabei
wird zunichst ein Uberblick Giber die Ergebnisse der Strommarktsimulationen und dann iiber die
Ergebnisse der Netzbetriebssimulationen gegeben. Abschliefend werden als Ausblick auch die
daraus abgeleitete Bewertung und Handlungsempfehlungen skizziert.

Ergebnisse der Strommarktsimulationen

Im Ausgangsszenario werden in Deutschland 77 % der deutschen Stromnachfrage von Erneuer-
baren Energien und 15 % durch die Verstromung von Gasen gedeckt (Ausnahme Variante ,Nied-
rige VLS“: 73 % EE, 16 % Gase). Weitere 6 % werden durch das Ausland bedient (Ausnahme
»Niedrige VLS“: 9 %). Deutschland tritt demnach in alle Varianten als Netto-Importeur auf. In der
Variante ,52,5 GW Offshore” sind im Mittel hohere Strompreise als in den (ibrigen Rechnungen
des Ausgangsszenarios zu verzeichnen. Ein zusatzlicher Ausbau von Offshore-Kapazitaten bei
(durch Verringerung der Onshore-Kapazitat) gleichbleibender Windstromerzeugung (Variante
»,70 GW Offshore”) entfaltet folglich einen preisdampfenden Effekt. Im europdischen Ausland
ist der Anteil Erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung mit 81 % ebenfalls hoch. Gleichzei-
tig muss mit circa 4 % ein vergleichsweise hoher Anteil der EE-Erzeugung abgeregelt werden.

Das erste Vergleichsszenario ist in allen Varianten durch die erweiterten Anbindungsoptionen
von Offshore-Windparks gepragt. So werden die Anbindungen der Offshore-Hubs nicht nur zum
Abtransport des erzeugten Windstroms, sondern zu knapp 50 % auch zur Durchleitung von Im-
porten oder Exporten verwendet. Dies resultiert — je nach Variante — in einer Erhéhung der
Netto-Importe nach Deutschland gegeniiber dem Ausgangsszenario um 44 % (Variante ,Nied-
rige VLS“) bis 67 % (Variante ,70 GW Offshore). Infolgedessen verringern sich die Erzeugung in
thermischen Kraftwerken in Deutschland um 15 % bis 20 % und die maximalen CO2-Emissionen
des Umwandlungssektors um circa 8 %. Zudem wirkt die starkere Vernetzung im Mittel preis-
dampfend. Im europdischen Ausland sind insbesondere die Effekte in der Abregelung von EE-
Anlagen hervorzuheben. So liegen diese im ersten Vergleichsszenario um 52 % bis 71 % niedri-
ger als im Ausgangsszenario. Dies hat ebenfalls einen Effekt auf die maximalen CO2-Emissionen,
die in den 70 GW-Varianten 8 % bis 11 % und in der Variante ,52,5 GW Offshore” noch 1 % ge-
ringer als im Ausgangsszenario sind.

Im zweiten Vergleichsszenario wird die hohere Stromnachfrage von Elektrolyseuren in Deutsch-
land zu einem kleinen Teil durch eine hohere thermische Erzeugung, (iberwiegend jedoch durch
zusatzliche Importe gedeckt. So erhoht sich der Netto-Import in der Variante ,Elektrolyse an
Land” um 76 %. Dieser Effekt verstarkt sich in der Variante , Elektrolyse auf See”, da in diesem
Fall ein Teil der Offshore-Windleistung vom restlichen Stromsystem getrennt ist und ausschliel3-
lich fiir die Elektrolyse verwendet werden kann (+90 % Netto-Importe). Die zuséatzliche Strom-
nachfrage wirkt ebenfalls auf den Strompreis, der im Mittel 4,4 EUR/MWh bis 9,7 EUR/MWh
Uber dem Niveau des Ausgangsszenarios liegt. Der zusatzliche Importbedarf Deutschlands wird
durch eine héhere Auslastung thermischer Erzeugungsanlagen (Gase und Kernenergie) im Aus-
land gedeckt. Dementsprechend erhdhen sich die maximalen Emissionen des Umwandlungssek-
tors in Europa um 1,3 % bis 3,8 % in Abhdngigkeit von der betrachteten Variante. Hierbei ist
jedoch zu beachten, dass im zweiten Vergleichsszenario zusatzlich bis zu 35 TWh Wasserstoff
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Zusammenfassung

erzeugt werden, die fiir den Einsatz in anderen schwer zu dekarbonisierenden Sektoren bzw. zur
Rickverstromung zur Verfligung stehen.

Ergebnisse der Netzbetriebssimulationen

Die Annahme einer zusatzlichen Vernetzung, wie sie im ersten Vergleichsszenario untersucht
wird, fiihrt zu einer deutlichen Reduktion der Redispatchbedarfe um 70 % gegeniiber dem Aus-
gangsszenario (von 14,3 TWh auf 4,5 TWh in der Variante ,, 70 GW Offshore“). Dies ist zum Teil
darauf zuriickzufihren, dass bei Modellierung von OBZ eine wohlfahrtssteigernde Abregelung
der Einspeisung von Offshore-Windenergieanlagen unter Berlicksichtigung von Netzrestriktio-
nen im flow-based market coupling (FBMC) auch schon im Markt stattfinden kann. Dadurch er-
geben sich in diesem Szenario und in dieser Variante direkt geringere Belastungen der Strom-
Ubertragungsnetze. In Summe wird die europaweit und in Deutschland integrierbare Erzeu-
gungsleistung aus erneuerbaren Energien erhoht. Positive Auswirkungen auf den Redispatchbe-
darf durch hybride Netzanschlisse sind auch in der Sensitivitat mit Heimatmarktmodell festzu-
stellen, diese sind jedoch deutlich geringer als im Standardfall mit OBZ. Wird unterstellt, dass
die Offshore-Anbindungsleitungen nicht hybrid verwendet werden, dennoch aber zuséatzliche
Vernetzung durch parallele Interkonnektoren geschaffen wird, liegen die Redispatchbedarfe bei
14,8 TWh und damit sogar leicht Gber den Ergebnissen des Ausgangsszenarios (+3 %). Grund
hierfir ist, dass das Netz in den Kiistenregionen nun durch parallel zu den Offshore-Einspeisun-
gen erfolgende Importe iber Offshore-Interkonnektoren zusatzlich belastet wird.

Im zweiten Vergleichsszenario werden in Deutschland 27,5 GW Elektrolyseleistung angenom-
men und somit 17,5 GW mebhr als im Ausgangsszenario (10 GW). Es zeigt sich, dass diese zusatz-
lichen Elektrolysekapazitdten unabhangig von der Annahme zu ihrer Platzierung auf See oder an
Land die Redispatchbedarfe deutlich reduzieren kénnen. In der Variante , Elektrolyse an Land“
reduzieren sich die Redispatchbedarfe auf 8,2 TWh und fallen damit knapp 40 % geringer als die
Bedarfe im Ausgangsszenario aus. In der Variante , Elektrolyse auf See”, in der von den zusatzli-
chen 17,5 GW Elektrolyseleistung 10 GW auf See verortet werden, reduzieren sich die Bedarfe
sogar noch weiter auf 4,2 TWh (minus 70 % gegeniber Ausgangsszenario). Grund hierfir ist ins-
besondere die Annahme, dass in dieser Variante Offshore-Windparks mit einer installierten Leis-
tung von 12 GW direkt den Elektrolyseuren zugeordnet sind und keine Anbindung dieser Wind-
parks an das Stromnetz erfolgt (sondern per Elektrolyse an eine Wasserstoff-Pipeline). Dadurch
verringern sich die Netzbelastungen auch gegeniiber der Variante , Elektrolyse an Land” deut-
lich.

Ein netzorientierter Einsatz von Elektrolyseuren in der Netzbetriebssimulation bietet zusatzli-
ches Redispatchpotenzial und erh6ht damit die Flexibilitdt im Einspeisemanagement. Neben ei-
ner Senkung der Elektrolyseursnachfrage als Alternative zum Hochfahren thermischer Kraft-
werke (und dadurch etwaige Kosteneinsparungen) kommt dabei auch eine Lasterh6hung durch
die Elektrolyseure in Frage, wodurch potenziell die Notwendigkeit fir EE-Abregelungen verrin-
gert werden kann. Im Uberblick ist zu erkennen, dass der netzorientierte Elektrolyseurseinsatz
in allen drei Szenarien die Redispatchbedarfe verringert. Wahrend im Ausgangsszenario und ers-
ten Vergleichsszenario die relative Wirkung mit einer Verringerung um ca. 20 % bis 25 % in etwa
in derselben Hohe vorliegt, kann im zweiten Vergleichsszenario aufgrund der zusatzlich verfiig-
baren Elektrolyseleistung eine Verringerung um 40 % bis 45 % erreicht werden

Bewertung und Handlungsempfehlungen

Auf Basis der Ergebnisse der betrachteten Szenariovarianten und Sensitivitdten kdnnen die un-
terschiedlichen Offshore-Netzkonzepte hinsichtlich verschiedener Kriterien eingeordnet wer-
den. Es zeigt sich, dass aus 6konomischer Sicht (Gesamtwohlfahrt) beide Vergleichsszenarien
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Zusammenfassung

Vorteile gegeniiber dem Ausgangsszenario bieten konnen. Dabei ist allerdings zu beachten, dass
insbesondere die Bewertung des zweiten Vergleichsszenarios aufgrund der Annahme eines
Wasserstoff-Importpreises fiir das Jahr 2040 starken Unsicherheiten unterliegt. Weitere be-
trachtete Kriterien sind Beitrdage zur Umsetzung der Energiewende und zum Klimaschutz, Be-
trieb des Offshore-Netzes, Nutzen durch Systemdienstleistungen aus Offshore-Netzanlagen,
Auswirkungen auf Flachenbedarfe und Raumplanung, Zukunftsfahigkeit, Versorgungssicherheit
sowie Koordinationsaufwand und Umsetzbarkeit. Dabei bestehen erhebliche Unterschiede
nicht nur zwischen den Ubergeordneten Szenarien, sondern auch den jeweils betrachteten Va-
rianten. Dennoch gibt die Studie Hinweise, dass eine grenziiberschreitende Vernetzung mit hyb-
rider Anbindung von Offshore-Windparks, wie sie im ersten Vergleichsszenario untersucht
wurde, insbesondere bei einem sehr hohen Ausbaugrad der Offshore-Windenergie im Nord-
und Ostseeraum Nutzen stiftet und daher grundsatzlich erstrebenswert ist. Die Umsetzung ist
allerdings vor allem wegen des hohen Aufwands fiir eine internationale Koordination herausfor-
dernd. Soll durch hybride Offshore-Vernetzung ein signifikanter Beitrag zur Energiewende auf
europaischer Ebene geleistet werden, sind daher Koordinations- und Umsetzungsfragen zu Re-
gulatorik, Netz- und Raumplanung zeitnah zu adressieren. Nur dann kénnen langfristige Vernet-
zungsziele in der in vielen Landern, u. a. Deutschland, nun bevorstehenden Phase des dynami-
schen Ausbaus der Offshore-Erzeugung bereits effizient berlicksichtigt werden.

Y
consulting

Vi 7 Fraunhofer )\ Guidehouse PO, consentec



Hintergrund und Zielsetzung

1 Hintergrund und Zielsetzung

Fiir die Dekarbonisierung des Energieversorgungssystems und die angestrebte Erreichung von
Treibhausgasneutralitdt bis 2045 spielt der schnelle Ausbau der erneuerbaren Energien eine
Schlisselrolle. In den letzten Jahren ist dabei die Offshore-Windenergie verstarkt in den Fokus
gerickt. Einerseits haben Skaleneffekte und technologischer Fortschritt die Stromerzeugungs-
kosten aus Offshore-Windenergie stark absinken lassen, so dass diese Technologie mittlerweile
—abgesehen von der indirekten Férderung durch Bereitstellung des Offshore-Netzanschlusses —
sogar wettbewerbsfahig am Strommarkt ist und teilweise keine Férderung mehr benotigt. An-
dererseits konnte Offshore-Windenergie geeignet und notwendig sein, um die Ausbauziele trotz
der zunehmenden Akzeptanzprobleme beim Ausbau erneuerbarer Energien an Land, speziell
bei der Volumentechnologie Onshore-Wind, zu erreichen.

Die Bundesrepublik Deutschland hatte vor diesem Hintergrund bereits im Jahr 2020 ihre Off-
shore-Ausbauziele im Rahmen der Novellierung des Windenergie-auf-See-Gesetzes (WindSeeG)
angehoben und eine installierte Leistung von 20 GW Offshore-Erzeugung in Nord- und Ostsee
bis 2030 und eine weitere Zunahme auf 40 GW bis 2040 angestrebt. Im Rahmen der erneuten
Anpassung des WindSeeG im Jahr 2022 wurde dieses Ausbauziel nun auf 30 GW bis 2030 und
auf 70 GW bis 2045 angehoben werden. Dabei stellt die Systemintegration dieser raumlich hoch
konzentrierten Erzeugung eine bedeutende Herausforderung dar.

Der Ausbau der Offshore-Windenergie wird jedoch nicht nur in Deutschland vorangetrieben.
Vielmehr haben viele EU-Mitgliedsstaaten in den vergangenen Jahren ambitionierte Ausbau-
ziele fur die Offshore-Windenergie beschlossen. Auf europdischer Ebene spricht die Offshore-
Strategie der EU-Kommission von einer bis 2050 in den Meeresgebieten der EU zu installieren-
den Offshore-Wind-Leistung von bis zu 300 GW, wobei die Nordsee die fiir die Offshore-Nutzung
relevanteste Meeresregion ware.

Angesichts eines solchen massiven Ausbaus der Offshore-Windenergie in einem relativ kon-
zentrierten Raum, der teilweise erhebliche Netzengpdsse an Land zur Folge haben kann sowie
der Perspektive, dass einzelne Mitgliedsstaaten - moglicherweise auch Deutschland - fiir die Er-
reichung ihrer Ausbauziele auf Kooperationen mit anderen Landern angewiesen sein werden,
stellt sich die Frage nach einer optimalen Netz- und Systemintegration der Offshore-Erzeugung.
Dabei spielt insbesondere der Ausbau der Interkonnektivitdt gerade auch mit den potenzialrei-
chen und meteorologisch vom Kontinent etwas entkoppelten britischen Inseln und mit Skandi-
navien eine bedeutende Rolle.

In den vergangenen Jahren ist dabei das Konzept eines sogenannten hybriden Offshore-Netzes
oder zumindest einer hybriden Anbindung einzelner Offshore-Windparks intensiv diskutiert und
von der EU-Kommission unterstiitzt worden. Hybride Offshore-Anlagen zeichnen sich dabei
dadurch aus, dass sie die Funktionen von Interkonnektoren zum grenziiberschreitenden Aus-
tausch und des Offshore-Netzanschlusses miteinander verbinden. Die erste hybride Anlage stellt
das bereits in Betrieb gegangene Projekt ,Kriegers Flak CGS” dar, das den Netzanschluss deut-
scher und danischer Offshore-Windparks sowie die Bereitstellung eines zusatzlichen Inter-
konnektors zwischen Deutschland und Danemark miteinander verknipft. Weitere Projekte mit
zumindest moglichem hybriden Charakter sind angekiindigt worden (z. B. Eurobar, North Sea
Wind Power Hub, Danish Energy Island).

Eine weitere Option bei der Hybridisierung von Offshore-Projekten stellt die Kombination mit
der Herstellung von griinem Wasserstoff dar. Die Bedeutung von Wasserstoff als CO,-freiem
Energietrager fiir die Dekarbonisierung der Energieversorgung wird allgemein anerkannt.
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Hintergrund und Zielsetzung

Gleichzeitig sind die Kosten der Herstellung von Elektrolyse-Wasserstoff hoch. Die Nutzung von
Offshore-Windenergie mit ihren hohen Volllaststundenzahlen kdnnte zumindest dazu beitra-
gen, die Kosten der Wasserstofferzeugung zu begrenzen. Gleichzeitig wird diskutiert, ob eine
Verkniipfung von Offshore-Erzeugung und -Anbindung mit der Wasserstoffherstellung z. B.
durch kiistennahe oder sogar seeseitige Elektrolyse einen zusatzlichen Systemnutzen erschlie-
Ren und z. B. Engpassprobleme durch Abtransport des Offshore-Stroms vermeiden kann.

Wahrend hybride Projekte Netzinfrastruktur einsparen und den begrenzten Raum fiir Strom-
anbindungen im Nordseeraum besonders effektiv nutzen kdnnen, gehen mit ihrer Umsetzung
aber auch erhebliche technische, 6konomische und juristische Herausforderungen einher. Bis-
her fehlt jedoch insbesondere ein systemischer Vergleich unterschiedlicher Netzanbindungs-
konzepte fur Offshore-Windparks, der die bisherige Praxis radialer Netzanbindungen umfassend
den oben angesprochenen Alternativen eines vermaschten hybriden Offshore-Netzes sowie ei-
ner Kombination mit Elektrolyseanlagen gegeniibergestellt und die see- und landseitigen Impli-
kationen fiir das Energieversorgungssystem evaluiert.

Vor diesem Hintergrund hat das Konsortium aus Consentec, Fraunhofer ISI, Guidehouse und r2b
energy consulting im Auftrag des BMWK die Untersuchung "Ansatze eines Offshore-Stromnet-
zes in der AusschlieRRlichen Wirtschaftszone (AWZ)" durchgefiihrt, um in diesem Rahmen syste-
misch sinnvolle Netztopologien bis zu den Verknlpfungspunkten an Land zu erarbeiten und
diese einem Kosten-Nutzen-Vergleich zu unterziehen.

Der vorliegende Bericht stellt den Abschlussbericht zur Studie dar und beinhaltet neben einer
ausfiihrlichen Darstellung der Szenarienentwicklung und Methodik in Kapitel 2 die Ergebnisse
der Strommarktsimulationen in Kapitel 3 und die Ergebnisse der Netzbetriebssimulationen in
Kapitel 4. Dartiber hinaus wird in Kapitel 5 eine Bewertung der verschiedenen untersuchten Sze-
narien vorgenommen und daraus Handlungsempfehlungen abgeleitet.
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2 Szenarienentwicklung und Methodik

In diesem Kapitel werden die Szenarienentwicklung und Methodik fiir die in dieser Studie durch-
geflihrten Untersuchungen beschrieben. Zunachst werden dazu in Abschnitt 2.1 die betrachte-
ten Offshore-Netzkonzepte (,Szenarien”) definiert. AnschlieBend wird in Abschnitt 2.2 ein Uber-
blick Gber die Methodik zur Markt- und Netzmodellierung gegeben. Abschnitt 2.3 enthalt eine
ausfiihrliche Erérterung der Ausbauziele fiir Offshore-Windenergieanlagen in Deutschland und
Europa auf Basis des regulatorischen Rahmens und von Drittstudien. In Abschnitt 2.4 wird der
Uber die Offshore-Windenergie hinausgehende Untersuchungsrahmen beschrieben. Entspre-
chend des Fokus dieser Studie, der auf der Netzanbindung von Offshore-Windenergieanlagen
liegt, werden in Abschnitt 2.5 mdgliche Netzkonfigurationen fiir die betrachteten Szenarien dar-
gestellt. Da sich z. B. aus den Ausbauzielen fir Offshore-Windenergie mehrere Varianten fir je-
des Szenario ergeben kdnnen, wird in Abschnitt 2.6 abschlieBend ein zusammenfassender Uber-
blick tGber alle betrachteten Szenariovarianten gegeben.

2.1 Betrachtete Offshore-Netzkonzepte (Szenarien)

Zum Vergleich verschiedener Offshore-Netztopologien werden in dieser Studie verschiedene
Szenarien definiert, die sich an moéglichen Auspragungen fir die Einbindung von Wind Offshore-
Anlagen an das Stromnetz orientieren. Grundsatzlich wird dabei zwischen den folgenden drei
Szenarien unterschieden:

* Ausgangsszenario: Radiale Anbindung von Offshore-Windparks, Interkonnektivitat entspre-
chend aktuellen Planungen (TYNDP),

» Erstes Vergleichsszenario: Teilweise hybride Offshore-Anbindungen — Kombination von
Offshore-Anbindungsleitungen mit Interkonnektor-Funktion bei gesteigerter Interkonnekti-
vitat,

= Zweites Vergleichsszenario: Gegeniiber Ausgangsszenario Zubau von zusatzlichen Elektro-
lyse-Kapazitaten bei teilweisem Verzicht auf Netzanbindung von Offshore-Windparks.

Bei der Interpretation der Szenarien und deren Untersuchungsrahmen ist wie auch bei der Ein-
ordnung der darauf aufbauenden Ergebnisse zu beriicksichtigen, dass es sich hierbei nicht um
eine detaillierte Zielsystemmodellierung oder konkrete UNB-Planung fiir Offshore-Netze han-
delt. Es erfolgt keine explizite Optimierung von Netztopologien. Die Untersuchungen in dieser
Studie sollen vielmehr das Ableiten von grundsatzlichen Aussagen lber die Sinnhaftigkeit und
Auswirkungen verschiedener Optionen erméglichen.

Die Auspragung der betrachteten Szenarien wird in den folgenden Abschnitten 2.1.1 (Ausgangs-
szenario), 2.1.2 (Erstes Vergleichsszenario) und 2.1.3 (Zweites Vergleichsszenario) erldutert.

2.1.1 Ausgangsszenario

Im Ausgangsszenario werden als Offshore-Netztopologie liberwiegend radiale Anbindungen von
Offshore-Anlagen an die Heimatmarkte (Onshore-Netze der Lander der jeweiligen AWZ) model-
liert. Ausnahmen bilden dabei lediglich die Projekte ,,Bornholm Energy Island” sowie , Kriegers
Flak CGS“, die zum Startzeitpunkt der Analysen bereits in Betrieb oder konkret geplant waren.
Beide dieser Projekte befinden sich in der Ostsee und verbinden den Netzanschluss deutscher
und danischer Offshore-Windparks sowie die Bereitstellung eines zusatzlichen Interkonnektors
zwischen Deutschland und Danemark miteinander. Die Hybridprojekte werden dabei — in Ab-
stimmung mit dem Auftraggeber — als Offshore Bidding Zone (OBZ) modelliert, d. h. die Offs-
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hore-Windparks werden (differenziert nach deutschen und danischen Parks) als eigene Gebots-
zone modelliert. Uber die Nutzung des Interkonnektors entscheidet das Marktmodell, indem zu
jedem Zeitpunkt derjenige Strom transportiert wird, der den hochsten volkswirtschaftlichen
Nutzen stiftet.

2.1.2 Erstes Vergleichsszenario

Im ersten Vergleichsszenario werden zusatzliche Freiheitsgrade der Netzplanung berlicksichtigt.
So kénnen Offshore-Windparks in diesem Szenario zuséatzlich auch an die Netze anderer Nord-
und Ostseeanrainerstaaten angebunden werden, wenn dies systemtechnisch sinnvoll erscheint.
Insbesondere kdnnen dabei an mehrere Lander angeschlossene Offshore-Leitungen als soge-
nannte hybride Anbindungen die Funktion des Anschlusses von Offshore-Windparks und der
Bereitstellung von Interkonnektorkapazitat miteinander verbinden. Dabei kénnen hybride An-
bindungen sowohl aus einzelnen separaten Projekten (wie im o .g. Projekt Kriegers Flak CGS)
bestehen, als auch Teil eines weitrdumiger vermaschten Offshore-Netzes sein.

Die hybride Anbindung von Offshore-Windparks kann einerseits aus Kostengriinden sinnvoll
sein, beispielsweise falls die fir die Erreichung einer hybriden Anbindung notwendige Infrastruk-
tur geringer ist als bei separater Errichtung von Netzanschluss und Interkonnektor. Andererseits
kann die zusatzliche Anbindung an ein anderes Land sinnvoll sein, um z. B. auch bei einem die
Nachfrage Ubersteigenden Angebot im Heimatland von Offshore-Windparks eine volkswirt-
schaftlich optimale Nutzung der Offshore-Windenergie zu ermoglichen und Abregelungen zu
vermeiden. Das erste Vergleichsszenario der vorliegenden Studie untersucht daher, wie sich die
hybride Anbindung bestehender Windparks auf die Integration des dort erzeugten Stroms in das
europaische Ubertragungsnetz auswirkt.

2.1.3 Zweites Vergleichsszenario

Eine weitere Option bei der Hybridisierung von Offshore-Projekten stellt die Kombination mit
der Herstellung von griinem Wasserstoff dar. Im zweiten Vergleichsszenario wird daher abwei-
chend vom Ausgangsszenario untersucht, wie sich eine Verknlipfung von Offshore-Erzeugung
und -Anbindung mit der Wasserstoffherstellung auf die Integration von Offshore-Windstrom ins
Ubertragungsnetz auswirkt. Fiir die Integration zusatzlicher Elektrolyseleistungen kann grund-
satzlich zwischen den folgenden Varianten hinsichtlich der Standorte von Elektrolyseuren unter-
schieden werden:

» Elektrolyseure an Land: Als eine Auspragung zur Integration zusatzlicher Elektrolysekapazi-
taten kann unterstellt werden, dass diese vollstandig auf dem Festland installiert sind. Dies
bedeutet, dass der Strom aus Offshore-Windanlagen analog zum Ausgangsszenario und ers-
ten Vergleichsszenario iber HGU-Verbindungen an Land transportiert wird, dort aber nicht
oder nicht vollstandig tiber das Onshore-Netz weitertransportiert werden muss. Stattdessen
sind in dieser Variante am Anlandepunkt oder kiistennah Elektrolyseure installiert. Diese
stellen eine zusatzliche landseitige Last dar und kénnen, je nach Betriebsweise, zur Entlas-
tung des Onshore-Netzes beitragen.

» Elektrolyseure an Land und auf See: Als weitere Auspragung kann unterstellt werden, dass
ein Teil der zuséatzlichen Elektrolyseure auch seeseitig errichtet wird. Dabei ist zu prifen, in
welchem Umfang ein Zubau von Elektrolyseuren auf See realistisch erscheint. Die lbrige
zusatzliche Elektrolyseurkapazitat wird ebenfalls an Land errichtet. Die Elektrolyseure auf
See und die dazugehorigen Windkraftanlagen werden in dieser Variante nicht mit dem eu-
ropdischen Stromnetz verbunden, stattdessen wird der erzeugte Wasserstoff liber eine
Pipeline abtransportiert.
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2.2 Methodik zur Markt- und Netzmodellierung

Das grundsatzliche Vorgehen der im Rahmen dieser Studie durchgefiihrten Markt- und Netzmo-
dellierungen basiert auf einem lastflussbasierten Kapazitdtsmodell sowie dem Ineinandergrei-
fen von Markt- und Netzmodell und ist bereits in vielen Studien fir BMWK (und ehemals BMW:i)
angewendet worden. Durch die erprobten Modellketten und Schnittstellen wird eine effiziente
Umsetzung der notwendigen Modellierung und eine valide Ableitung und Einordnung von Er-
gebnissen gewihrleistet. Die nachfolgenden Darstellungen geben einen kurzen Uberblick Giber
die angewendete Methodik und Modellierungskette.

Kurziibersicht Giber Modellierungskette

In der nachfolgenden Abbildung 2-1 sind die wesentlichen Schritte der Markt- und Netzmodel-
lierung dargestellt. Im ersten Schritt (links) wird die Parametrierung der Szenarien vorgenom-
men. Der zweite Schritt (Mitte) umfasst die darauf aufbauenden Marktsimulationen und der
dritte Schritt (rechts) die anschlieRenden Netzsimulationen.

1. Parametrierung 2. Marktsimulation 3. Netzsimulation
(r2b) (r2b) (Consentec)
Input Betrachtungsbereich Betrachtungsbereich
= Regulatorischer = Core-Region: flow- = Core-Region: Engpass-
Rahmen based market coupling analyse & Redispatch &
= Bestehende Szenarien = Nordic, UK, ES/PT: Netzanschlusspriifung
= Recherchen zu advanced hybrid = Nordic, UK: Netzan-
Offshore-Projekten coupling schlusspriifung
Ergebnisse ‘ Ergebnisse ‘ Redispatch inkl.
=  EE-Einspeise- & = Anlagendispatch = Freileitungsmonitoring
Lastzeitreihen = ggf Abregelungen = Reaktive Netzfiihrung
= KWK-Stromerzeugung = StromgroBhandels- (Netzbooster)
=  |nstallierte preise = HGU-/PST-Fahrweisen
Erzeugungsanlagen = Internationale =  Einspeisemanagement
o LTREECh REILER{TEED = Cross-border Potential
Kapazitatsmodell (gem. = Engpassrenten
CEP inkl. MinRAM) = CO2-Emissionen Ergebnisse
*  Einsatz und Standorte =  EE-Anteile der = Engpassarbeit /-
von Elektrolyseuren Stromversorgung haufigkeit
= Offshore-Bidding-Zones * Redispatchmenge / -

kosten

Abbildung 2-1: Ubersicht iiber Berechnungskette zur Markt- und Netzmodellierung

Modellrechnungen, die den Stromnetzbetrieb simulieren, sind unter anderem zur Kalibrierung
des Kapazitatsmodells fir die Strommarktberechnungen notwendig, um die flussbasierte Kapa-
zitatsvergabe (engl. flow-based Market Coupling, FBMC) abbilden zu kdnnen. Diese Art der Ka-
pazitdtsvergabe ist innerhalb der Core-Region verpflichtend und damit fiir die Betrachtung des
deutschen Stromsystems relevant. Fir die vorliegenden Untersuchungen wurden deshalb, ab-
hangig vom Szenario, geeignete Flow-based-Kapazitatsmodelle fir alle 8760 Stunden des Jahres
modelliert und in der Marktsimulation bericksichtigt. Die Flow-based-Modelle wurden dabei
ausgehend von einer NTC-basierten Marktsimulation (NTC = Network Transfer Capacities) unter
Berucksichtigung der Last-/Einspeisesituation der jeweiligen Stunde berechnet. AnschlieRend
wurden auf Basis der Ergebnisse der FBMC-basierten Marktsimulation die Auswirkungen der
gewihlten Szenarioparametrierung auf den Ubertragungsnetzbetrieb untersucht. Als Ergebnis-
groflen fiir die Netzbetriebssimulationen ergeben sich zum einen die Anzahl und Héhe zu erwar-
tender Netzengpdasse sowie das Volumen und die Kosten des zu deren Behebung notwendigen
Redispatchs.
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Annahmen zur Parametrierung der Markt- und Netzmodellierungen

In Bezug auf die Markt- und Netzmodellierungen fiir die verschiedenen betrachteten Szenarien
ist es erforderlich, Annahmen zu Parametern zu treffen, die Eingang in die Modelle der Strom-
markt- oder Netzbetriebssimulationen finden. Die in Abstimmung mit dem BMWK dazu festge-
legten Parameter werden nachfolgend kurz skizziert:

= Annahmen fir die NTC-basierte Marktsimulation

NTC: Verwendung der Kapazitdten entsprechend Ten-Year Network Development Plan
(TYNDP) 2020 aus dem Szenario ,,National Trends” flir das Jahr 2040

= Annahmen fiir die Flow-based-Modelle und die FBMC-basierte Marktsimulation

PTDF-Kriterium: Anwendung eines Schwellwertes fir die Auswahl der kritischen Netze-
lemente und Ausfalle zur Berlicksichtigung im Flow-based-Modell von 5% (entspre-
chend CACM-Verordnung). Das Kriterium beschreibt den Mindestwert, den eine Sensi-
tivitdt einer Netzelement-Ausfall-Kombination aufweisen muss, damit sie im Flow-ba-
sed-Modell beriicksichtigt wird.

Beriicksichtigung von Freileitungsmonitoring: Modellierung eines flaichendeckend lo-
kalen Ansatzes, d. h. es wird als Naherung modelliert, dass bis 2040 FLM fiir jede Leitung
moglich ist und dieses unter Berlicksichtigung lokaler Witterungsverhiltnisse (Tempe-
ratur und Windgeschwindigkeiten) erfolgt

Freigabe interner PST und HGU im Markt: Anwendung eines pauschalen Anteils von
30 % (PST) bzw. 70 % (HGU), der im Strommarkt frei verwendet werden kann

Netzausbauzustand: Deutschland: zunachst Umsetzung aller Projekte aus der Bestati-
gung des Netzentwicklungsplans 2035 (2021), Ausland: zunachst Umsetzung aller Pro-
jekte des TYNDP. Dariber hinaus werden zusatzlich erforderliche Netzausbauprojekte
sowohl fiir Deutschland als auch fiir das Ausland endogen ermittelt (siehe Ausfiihrungen
in folgendem Absatz ,Ermittlung zusatzlicher Netzausbauprojekte®)

= Annahmen fiir die Netzbetriebssimulationen

Betrachtungsbereich fiir Redispatch: Entsprechend des Fokus der Studie, der auf
Deutschland liegt, wird im Rahmen der Redispatch-Analysen Engpassfreiheit in Deutsch-
land hergestellt. Dabei werden deutsche und auslandische Kraftwerke gleichberechtigt
eingesetzt. Netzbelastungen dirfen im Ausland nicht verstarkt werden (durch die zu-
satzlich ermittelten Netzausbauprojekte ist das Ausland hier annahmengemaf engpass-
frei, siehe auch Ausfiihrungen im folgenden Absatz , Ermittlung zusatzlicher Netzaus-
bauprojekte)

Einsatz von reaktiver Netzbetriebsfiihrung: Reaktive Netzbetriebsfiihrung wird syste-
misch eingesetzt, d. h. die Wirkung der im Netzmodell abgebildeten Netzbooster wird
fiir jede im Netzmodell enthaltene Leitung beriicksichtigt

Nachrangige Abregelung von EE/KWK: Es werden die Mindestfaktoren der BNetzA be-
ricksichtigt (EE: Faktor 10, KWK: Faktor 5)

Ermittlung zusatzlicher Netzausbaubedarfe

Im Szenario , TN-Strom” der LFS3, an das die betrachteten Szenarien angelehnt sind, gibt es —
wie in den vorherigen Abschnitten dargestellt — hohe Anteile an EE-Stromerzeugung, wahrend
auch der Bruttostromverbrauch gegeniber heute stark ansteigt. Diese Entwicklung fihrt zu ho-
hen Netzbelastungen durch hohe EE-Einspeisungen oder auch durch haufige und hohe marktlich

6

%Fraunhofel:'l ‘Guidehouse bmmv consentec

::::: iting



Szenarienentwicklung und Methodik

getriebene Lastspitzen. In den Netzbetriebssimulationen zeigt sich, dass unter Annahme des
Netzausbauzustands entsprechend des bestatigten NEP 2035 (2021) sowie des TYNDP 2020 die
bestehenden Flexibilitdten wie z. B. EE-Abregelungen, nicht ausreichen, um die hohen Netzbe-
lastungen auf ein zuldssiges Niveau zu senken. Daher werden fiir die Untersuchungen in dieser
Studie zur Gewdhrleistung der Losbarkeit der Szenarien zusatzliche Netzausbauprojekte (um-
fasst Netzausbau und Netzverstarkungen) im zugrunde liegenden Netzdatensatz eingebracht.

Fiir die modellbasierte endogene Ermittlung von Leitungsausbauten wird dabei eine erprobte
Netzausbaumethodik aus den Langfristszenarien verwendet. Da nahezu alle Lander des Betrach-
tungsbereichs (Core-Region) von den Uberlastungen betroffen sind, wird dieser Lésungsansatz
nicht nur in Deutschland, sondern auch im Ausland umgesetzt. Im Ausland wird dabei, auch zur
Isolierung der Effekte der Szenarien auf Deutschland, engpassfrei ausgebaut. Fiir Deutschland
wird davon abweichend ein stufenweiser Netzausbau vorgenommen, bis die Netzbelastungen
sich in den hier durchgefiihrten Berechnungen mithilfe von Redispatch auf ein zulassiges Niveau
reduzieren lassen.

In der nachfolgenden Abbildung 2-2 sind die Netzausbaubedarfe fiir das deutsche Ubertragungs-
netz dargestellt. Neben den Netzausbauten (in tausend Stromkreiskilometern) auf der linken
Seite sind zusatzlich auch die sich ergebenden jahrlichen Netzkosten (,,annuitatisch"), differen-
ziert nach bestatigtem NEP 2035 (2021) und dem fiir diese Studie zuséatzlich ermittelten Bedarf,
auf der rechten Seite dargestellt.

Netzausbau/-verstirkungsbhedarf Annuitatische Netzkosten

25 5
=
$ 2
2 15 Mrd. €/ a
3
#: 10 " 2
= 3
5 O 9
g 0
£ 11
2 Bestatigter NEP 2035  Zusitzlich ermittelter 2 4
% (2021) Netzausbaubedarf 3,1
k> bis 2040 1
§ 14
g weiterer Netzausbau - DC !
< M exogen vorgegeben - DC 0

weiterer Netzausbau - AC Ist-Netz Bestdtigter NEP  Verwendetes
 exogen vorgegeben - AC 2035 (2021)  Netzmodell
2040
Abbildung 2-2: Netzausbau/-verstirkungsbedarfe (links in tausend Stromkreiskilometern)

und sich ergebende annuitdtische Netzkosten (rechts in Mrd. EUR pro Jahr)
fiir die im Rahmen dieser Studie ermittelten zusétzlichen Netzausbauprojekte

Es ist zu erkennen, dass fiir das Betrachtungsjahr 2040 erwartungsgemal’ ein deutlich verstark-
tes Ubertragungsnetz notwendig ist. Die fiir diese Studie ermittelten zusatzlichen Netzausbau-
ten oder Netzverstarkungen belaufen sich auf in Summe etwa 11.000 Kilometer und liegen da-
mit bei etwa 50 % der bereits im bestatigten NEP 2035 identifizierten MaRnahmen (ca.
22.000 Kilometer). Unter Berlicksichtigung dieser Ausbaubedarfe steigen auch die annuitati-
schen Netzkosten um eine weitere Mrd. EUR pro Jahr (zusatzlich zu +1,7 Mrd. EUR durch Um-
setzung des bestatigten NEP 2035 gegenlber dem herangezogenen Ist-Netz).

Grundsitzlich ist bei diesem Ansatz zu beriicksichtigen, dass es sich nicht um eine UNB-Ausbau-
planung, sondern um eine grundsatzliche Mengenabschatzung von weiterem, (iber den als ge-
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setzt angenommenen Ausbau des bestatigten NEP 2035 (2021) bzw. TYNDP 2020 hinausgehen-
den, erforderlichen Netzausbau handelt, um die Lésbarkeit des Redispatchs innerhalb der Sze-
narien dieser Studie zu gewahrleisten. Dabei wird Netzausbauzustand definiert, der zwar wei-
terhin arbitrare Abtausche mit den erforderlichen Redispatchbedarfen ermdoglicht, jedoch fir
alle Szenarien einheitlich definiert ist. Damit kann unter der fiir diese Studie angestrebte Ver-
gleich von verschiedenen (Strommarkt-)Szenarien und unterschiedlichen Offshore-Netzkonfigu-
rationen plausibel vorgenommen werden.

2.3 Ausbauziele Wind Offshore

Fiir viele Parameter des Untersuchungsrahmens konnte auf die Vorarbeiten im Rahmen der
LFS 3 zurlickgegriffen werden. Fir die Parametrierung des Offshore-Windausbaus wurde jedoch
explizit von den LFS 3 abgewichen, um die verdanderten nationalen Ausbauziele in Deutschland
sowie den Ubrigen europdischen Landern zu berlicksichtigen.

Es werden zwei Varianten fiir die Offshore-Windausbauziele unterschieden. Eine Variante spie-
gelt einen Offshore-Ausbau wider, der zum Erreichen der Ausbauziele des Windenergie-auf-See-
Gesetzes (WindSeeG) fiihrt, also 70 GW Offshore-Leistung im Jahr 2045. Im Jahr 2040 werden
auf diesem Ausbaupfad 52,5 GW Offshore-Leistung erreicht — und die Variante dementspre-
chend bezeichnet. Demgegeniiber wird in der Variante ,, 70 GW Offshore” ein sehr zligiger Aus-
bau der Windenergie in Deutschland und im europdischen Ausland unterstellt. So werden in
dieser Variante, die fiir das Jahr 2045 vorgesehenen Ausbauziele des WindSeeG bereits im Jahr
2040 erreicht.

2) Regionalisierung

1) Wahl des des Ausbauszenarios 3) Korrektur dfes ) DA SR 5) Skalierung des
. _ Ausbauszenarios dem Untersuchungs-
Ausbauszenarios: und Interpolation auf Ausbaus nach oben
) (nach oben): rahmen (Erzeugungs-
RED Ill Impact 2040: PP -~ kapazititen) wird entsprechend
Assessment TYNDP 2022 Szenario a Ionq € tete un . WindSeeG
L Strategien, MISPs gepruft
Distributed Energy
Variante Variante

,52,5 GW Offshore” , 70 GW Offshore”

Abbildung 2-3: Vorgehen zur Ermittlung des Offshore-Windausbaus und zu abgeleiteten Va-
rianten

Variante ,,52,5 GW Offshore*

Die Parametrierung der Ausbauziele in dieser Variante wurde in einem vierschrittigen Verfahren
ermittelt. Zunachst wurde auf Basis einer Literaturanalyse und in Abstimmung mit dem Auftrag-
geber ein Szenario fiir den langfristigen Offshore-Windausbau bis 2050 festgelegt (Schritt 1).
Gewadhlt wurde das Szenario Mix des Impact Assessment der RED Ill, welches fiir 2050 eine Off-
shore-Windkapazitat von 330 GW fiir die EU-27-Lander vorsieht. Dieses Ausbauziel wurde an-
schlieRend auf Basis der relativen Verteilung der Offshore-Windkapazitaten im Szenario Distri-
buted Energy des TYNDP 2022 der ENTSO-E regionalisiert und auf 2040 interpoliert (Schritt 2).
In einem weiteren Schritt 3 wurden die so ermittelten Werte fiir den nationalen Offshore-Wind-
ausbau mit den verkiindeten nationalen Ausbauzielen! abgeglichen und ggf. nach oben korri-
giert. Bericksichtigt wurden nationale Ausbauziele dabei nur, wenn sie Uber den in Schritt 2
ermittelten Ausbauzielen lagen und damit ein hohes Ambitionsniveau erkennen lieRen. In einem

1 Hierbei wurden Zielvorgaben aus nationalen Strategien, Meeresraumplanung, National Energy and Climate Plans (NECP) sowie
bereits verkiindete, konkrete Offshore-Windprojekte beriicksichtigt.

-
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letzten Schritt wurden die ermittelten Werte auf ihre Kompatibilitdt mit den sonstigen Erzeu-
gungskapazitaten des Untersuchungsrahmens hin gepriift. Fir wenige Lander musste die Offs-
hore-Windkapazitat nach unten korrigiert werden, um eine Kompatibilitdt mit dem Untersu-
chungsrahmen zu erreichen (Schritt 4, siehe hierzu auch weiterfilhrende Erlauterungen in Ab-
schnitt 2.4).2 Die derart ermittelten Ausbauziele wurden fiir diese Variante genutzt (siehe auch
Abschnitt 2.6) und sehen fiir Deutschland ein Ausbauziel von 52,5 GW flir 2040 vor. Das Ergebnis
ist als Ubersicht in Abbildung 2-4 dargestellt.

Nordseeanrainer Ostseeanrainer

Norwegen 58 GW = = Schweden 6,4 GW
Danemark 21,7 GW + Finnland 6 GW
ini - Estland 5,7 GW
e53 cw |
9 Davon 46,7 GW Nordsee _
) [ Lettland 1,2 GW
Niederlande 21,5 GW -
T Danemark 2,2GW
Belgien 586w i I Lteven 1,2 GW
Frankreich 37,1GW AN N Polen 12,4 GW
Armelkanal + Atlantik \\/L, — / _ ’
Deutschland 48,2 GW - Deutschland 4,3 GW
Nordsee ca. 150 GW Ostsee ca. 39 GW

(Ohne Frankreich)

Abbildung 2-4: Offshore-Windausbau in der Variante ,,52,2 GW Offshore-Ausbau”

Variante ,,70 GW Offshore”

Das WindSeeG sieht einen Ausbau auf 70 GW Offshore-Windkapazitat bis 2045 vor. Der in dieser
Variante vorgesehene schnellere Ausbau mit Zielerreichung in 2040 fihrt zu einer Erhéhung der
Offshore-Windkapazitat in Deutschland um ein Drittel gegeniliber der zuvor dargestellten Vari-
ante. Analog wird auch in den anderen europdischen Landern ein schnellerer Ausbau unterstellt
und die Kapazitat um ein Drittel erhoht. Hierbei gilt jedoch weiterhin die Einschrankung, dass
fir einige Lander die Kapazitat nur geringfligig erh6ht werden konnte, um die Kompatibilitat mit
dem Untersuchungsrahmen zu erhalten (siehe Schritt 4). Das Ergebnis ist als Ubersicht in Abbil-
dung 2-5 dargestellt.

2Zu diesen Landern zahlen in der Variante ,,52,5 GW Offshore” Belgien sowie in der Variante , 70 GW Offshore” zusatzlich Danemark
und die Niederlande.

consentec b:::;g.zw J\ Guidehouse = Fraunhofer 9

11



Szenarienentwicklung und Methodik

Nordseeanrainer 7w Ostseeanrainer
Norwegen 7,8 GW = = Schweden 8,5 GW
Danemark 23,9 GW Py -I- Finnland 8 GW
ini - - Estl 7.6 GW
loenges  amaow P wnd 780
9 Davon 62,2 GW Nordsee —= | ]
T o Lettland 1,6 GW
Niederlande 23,7 GW g —
I Danemark 2,4 GW
Belgien 5,8 GW | )
-------- - Litauen 1,6 GW
Frankreich 49,3 GW 9 Polen 16,4 GW
Armelkanal + Atlantik - '
Deutschland 65,7 GW ‘ '\7f B cutschiand 43GW
Nordsee ca. 189 GW Ostsee ca. 50 GW

(Ohne Frankreich)

Abbildung 2-5: Offshore-Windausbau in der Variante "70 GW Offshore-Ausbau"

2.4 Energiewirtschaftliche Rahmenannahmen

In Abstimmung mit dem Auftraggeber ist ein Untersuchungsrahmen definiert worden, der sich
stark an dem Projekt des BMWK ,Langfristszenarien fiir die Transformation des Energiesystems
in Deutschland (Langfristszenarien 3)“ (LFS 3) orientiert. Die Anlehnung an ein vorliegendes Sze-
nario dient dazu, bestehende Erkenntnisse effizient zu nutzen und zielgerichtete und detaillierte
Analysen der Offshore-Windstromerzeugung und der Offshore-Netzinfrastruktur im Rahmen ei-
ner Markt- und Netzmodellierung zu erméglichen. Konkret handelt es sich um das Szenario TN-
Strom der LFS 3. Sofern nicht anders angegeben, gelten die hier beschriebenen Rahmenbedin-
gungen filr alle Szenarien und Sensitivitaten.

Die Annahmen zum konventionellen Kraftwerkspark, der installierten Leistung Erneuerbarer
Energien (auer Wind) sowie zum Stromverbrauch sind eng an das Szenario TN-Strom der LFS 3
angelehnt. Dieses Szenario ist durch eine besonders starke Elektrifizierung aller Nachfragesek-
toren gekennzeichnet. Der Stromverbrauch steigt in diesem Szenario bis 2050 daher deutlich
an, da sich Uberwiegend die Elektrifizierung als Option zur Dekarbonisierung in vielen Anwen-
dungsbereichen durchsetzt, bspw. in der Industrie, Warmeversorgung oder im Verkehr. Um den
hohen Stromverbrauch zu bedienen, werden die Potenziale der Erneuerbare Energien Onshore-
Wind und PV sehr weit ausgeschopft. Bis zum Stiitzjahr 2040 ist Erdgas der wichtigste konventi-
onelle Energietrager mit einem Anteil von rd. 6 % an der gesamten inlandischen Erzeugung in
Deutschland. Bis 2050 ist das Energiesystem vollstandig dekarbonisiert.

Die Brennstoff- und CO.-Preise fiir das modellierte Zieljahr 2040 wurden ebenfalls aus den An-
nahmen und Ergebnissen des Szenarios TN Strom der LFS 3 (ibernommen. Fiir Erdgas sind es
22 EURzozl je MWhth, fur Steinkohle 6,25 EURzozl je MWhth3 und far COz-Zertifikate 125 EUR2021
je Tonne CO,. Fir Import-Wasserstoff liegt der Preis bei 91 EUR3021 je MWhy,. Beim Vergleich
der variablen Einsatzkosten von Erdgas und Wasserstoff zur Verstromung ist festzuhalten, dass
Wasserstoff bei Unterstellung des Importpreises von 91 EUR3021 je MWhy, und der oben genann-
ten Preise fur Erdgas und CO; in diesem Szenario nicht konkurrenzfihig zu Erdgas ist.* Es ist
jedoch zu beachten, dass sich die vorliegende Analyse nicht mit Fragen zur Wirtschaftlichkeit

3 Aufgrund der nur noch sehr geringen Kapazitaten von Kohlekraftwerken auRerhalb Deutschlands ist die Steinkohle in den vorlie-
genden Analysen von sehr untergeordneter Relevanz.

4 Einsatzkosten Erdgas in EUR2021/MWh, bei Annahme eines CO,-Emissionsfaktors fur Erdgas von 0,2016 tCO2/MWhn=
22 EUR2021/MWh + 0,2016 tCO2/je MWhin x 125 EUR2021/tCO2 = 47 EUR/MWhih
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oder ZweckmaRigkeit des Einsatzes von Wasserstoff in der Stromversorgung befasst hat und
dazu keine Aussagen treffen mochte. Insbesondere ist die Prognose eines Weltmarkt- bzw. eu-
ropdischen Importpreises flir Wasserstoff fiir das Jahr 2040 aus heutiger Sicht mit hoher Unsi-
cherheit verbunden. Dariiber hinaus sind staatliche Férderprogramme denkbar, die Wasserstoff
in der Verstromung konkurrenzfahig zu Erdgas machen kénnten. Aus diesen Griinden werden
Erdgas und Wasserstoff bei den Ergebnissen zur Stromerzeugung gemeinsam als Energietrager
»,Gase” ausgewiesen.

Die Parametrierung der EE-Stromerzeugung mit Ausnahme von Wind erfolgt ebenfalls auf Basis
des Szenarios TN-Strom. Fir Wind Offshore wird die Leistung auf Basis der politischen Zielset-
zungen in den unterschiedlichen Ldndern bzw. nationaler Studien vorgegeben (siehe Abschnitt
2.2). Die Wind Onshore Leistungen werden daraufhin so angepasst, dass die Summe der erzeug-
ten Energiemengen aus Windkraft der Mengen aus dem Szenario TN-Strom der LFS 3 entspricht.
Dazu wird ein ,,Abtausch” von Onshore zu Offshore Leistung vorgenommen. Dies bedeutet, dass
die zusatzliche Offshore-Leistung durch eine Verringerung der Onshore-Leistung kompensiert
wird. Aufgrund der héheren VLS von Offshore-Windenergieanlagen kann dieser Abtausch nicht
eins-zu-eins erfolgen. Das relative Verhaltnis der Leistungen beider Technologien fiir eine Mo-
dellregion ergibt sich vielmehr anhand der VLS beider Technologien. Die VLS fiir Onshore-Wind-
energieanlagen sind dabei fiir 2040 aus den LFS 3 Gbernommen. Die Offshore Volllaststunden
ergeben sich aus der Modellierung im Projekt (eine ausfiihrliche Beschreibung des Modells zur
Zeitreihenerstellung fir Offshore-Windenergieanlagen folgt weiter unten in diesem Abschnitt).

Um den notwendigen Abtausch zwischen Off- und Onshore-Leistung durchfiihren zu kénnen,
missen zunachst die VLS fir Offshore Anlagen je Modellregion ermittelt werden. In einem ers-
ten Schritt werden fiir jede Modellregion Einspeisestrukturen fiir heute ausgewiesene Offshore-
Wind-Flachen berechnet. Anhand angenommener Leistungsdichten in MW/km? ergeben sich
Leistungspotenziale pro Ausbauflache. GemaR der ermittelten Zielleistungen pro Modellregion
und Szenario werden so lange ausgewiesene Flachen herangezogen, bis die Zielleistung erreicht
ist. Die Auswahl der Flachen erfolgt dabei durch eine Stromgestehungskosten-Merit-Order je
ausgewiesener Flache. So werden die 6konomisch vorteilhaften Flachen in der Modelllogik zu-
erst ausgebaut. Das Vorgehen ist dabei analog zu dem in den LFS 3. Eine Ausnahme bilden Fla-
chen, die im direkten Untersuchungsgegenstand der Studie stehen, wie z. B. die hybriden Inter-
konnektoren der Energy Island Bornholm in Ddnemark. Sie werden zum Zieljahr 2040 bis zur
Potenzialgrenze ausgebaut. Nun kdnnen anhand der relativen Potenziale der gezogenen bzw.
gesetzten Flachen und den jeweiligen Einspeisestrukturen leistungsgewichtete Volllaststunden
fir die einzelnen Modellregionen berechnet werden. Die so ermittelten Volllaststunden unter-
scheiden sich unter Umstéanden von den LFS 3. So sind die Volllaststunden in Deutschland und
Belgien aufgrund der héheren Leistungsdichte um etwa 10 % geringer als in den LFS 3. Hinzu
kommt, dass durch den verstarkten Zubau auch Flachen genutzt werden, deren Windhoffigkei-
ten geringer sind als die der in den LFS 3 genutzten Flachen.

Die konventionelle Stromerzeugung sowie Import- und Exportfliisse werden auf Basis der ge-
nannten Parameter u. a. zum Kraftwerkspark, der EE-Leistung, dem Stromverbrauch und der EE-
Erzeugung modellendogen ermittelt. Eine Beschreibung des eingesetzten Strommarktmodells
steht auf der Webseite von r2b energy consulting® zum Download bereit.

5 www.r2b-energy.com/methodenkompetenz/modelle/
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Die Elektrolyse-Kapazitaten und deren regionale Allokation innerhalb Deutschlands sind eben-
falls aus den Ergebnissen des Szenarios TN-Strom der LFS 3 abgeleitet. Dabei werden die politi-
schen Mindestziele von 5 GW in 2030 und 10 GW in 2040 eingehalten. Der iberwiegende Teil
der Kapazitaten ist dabei in Norddeutschland installiert (vgl. Abbildung 2-6, in der die Verteilung
aus den Langfristszenarien anhand eigener Annahmen auf Bundeslander heruntergebrochen
ist). Der Einsatz von Elektrolyseuren erfolgt in den Untersuchungen dieser Studie marktbasiert
mit einer Vorgabe von 2.800 Vollbenutzungsstunden, die zu erreichen sind (Abweichungen da-
von kénnen sich in der Sensitivitat ergeben, in der ein netzorientierter Einsatz von Elektrolyseu-
ren untersucht wird, vgl. entsprechende Erlduterungen in Abschnitt 2.6). Die Riickverstromung
von Wasserstoff spielt eine untergeordnete Rolle im Stromsystem und wird vor allem in West-
und Siiddeutschland eingesetzt. Der GroRteil der Wasserstoffmengen wird im Industrie- und
Verkehrssektor verwendet.

Abbildung 2-6: Verteilung der angenommenen Elektrolyse-Kapazitdten fiir Deutschland auf
die Bundesldnder

Wahrend das Ausbauziel fiir die Elektrolyse-Kapazitdten im Ausgangsszenario die aktuelle poli-
tische Zielsetzung von 10 GW in 2040 fiir Deutschland reflektiert, wird im zweiten Vergleichs-
szenario entsprechend des Untersuchungsziels ein héherer Zubau an Elektrolyse-Kapazitdten
angenommen. Das zweite Vergleichsszenario reflektiert dabei den aktuellen Stand der For-
schung und den prognostizierten Wasserstoffbedarf fiir die Dekarbonisierung des deutschen
Energiesystems. So gehen einschlagige Studien zur langfristigen Dekarbonisierung fiir 2040 von
Elektrolyse-Kapazitaten in Hohe von rund 20 bis 30 GW in Deutschland aus und tbersteigen da-
mit aktuelle politische Zielsetzungen deutlich.® Als Basis fiir den Zubau an Elektrolyse-Kapazitit
wird im zweiten Vergleichsszenario das Szenario C des Szenariorahmenentwurfs des Netzent-
wicklungsplans 2037 (NEP 2023) gewahlt, welches rund 27 GW Elektrolyse-Kapazitat fir 2040
vorsieht. Das Szenario C des NEP sieht dariiber hinaus auch den Ausbau der Offshore-Windener-
gie auf knapp lber 70 GW vor und setzt den Fokus auf eine starke Elektrifizierung der Ver-
brauchssektoren. Damit spiegelt das gewahlte Szenario die Grundannahmen des Untersu-
chungsrahmens dieser Studie wider. So wird die Passung des Elektrolyseausbaus im zweiten
Vergleichsszenario zu den sonstigen Annahmen des Untersuchungsrahmens sichergestellt.

6 Die Studien dena-Leitstudie Integrierte Energiewende, Agora Energiewende — Klimaneutrales Deutschland 2045, BDI - Klimapfade
2.0, Ariadne-Report - Deutschland auf dem Weg zur Klimaneutralitdt 2045 sehen fiir 2040 eine inlandische Produktion von Wasser-
stoff mittels Elektrolyse in Hohe von 56 TWh bis 89 TWh vor. Dies entsprecht Elektrolyseleistungen in Hohe von 19 GW bis 29 GW
(Annahme: Elektrolyseursbetrieb bei durchschnittlich 3.000 Volllaststunden).
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Flexibilitatspotenziale basieren im vorliegenden Szenario ebenfalls auf den Ergebnissen der
LFS 3. Auf der Angebotsseite handelt es sich dabei u. a. um (Batterie-)Speicher. Auf der Nachfra-
geseite sind, neben den oben beschriebenen Annahmen zur Wasserstoffelektrolyse, hauptsach-
lich leistungs- und verbrauchsbezogene Annahmen fiir Warmepumpen im GHD- und Haus-
haltssektor, GroBwarmepumpen und Elektroheizkessel in der Fernwarme sowie der Hochlauf
der Elektromobilitit bis zum Stichjahr 2040 zu nennen.”

Die Parameter zu den Kapazititen des landseitigen Ubertragungsnetzes basieren fiir das deut-
sche Ubertragungsnetz auf dem Netzentwicklungsplan 2035 (2021) der Ubertragungsnetzbe-
treiber (UNB) sowie zusatzlich notwendigen, im vorliegenden Projekt ermittelten Netzausbau-
projekten. Die Interkonnektor-Kapazititen zu angrenzenden Nord- und Ostsee-Anrainerstaa-
ten basieren auf dem TYNDP 2020. Detaillierte Annahmen zur Parametrierung des Stromnetzes
sind in Abschnitt 2.2 zu finden

Die Stromeinspeisung aus Offshore-Windenergie wird in hoher zeitlicher und raumlicher Auf-
I6sung abgebildet (stlindliche Zeitreihen und zunéchst fir 6,5 km mal 6,5 km kleine Modellka-
cheln, die anschliefend zu unterschiedlich groBen Modellregionen aggregiert werden). Daflr
kommt das am Fraunhofer ISI entwickelte Modell Enertile (bzw. das Modul Enertile Renewable-
PotentialCalculator 2.0) zum Einsatz, welches auch in der Modellierung der Langfristszenarien
fiir die Berechnung der Potenziale und Zeitreihen von Wind- und Solarenergie verwendet wird.
Eine detailliertere Beschreibung dieses Modells findet sich z. B. auf der Webseite der Langfrist-
szenarien®. Zur Sicherung der Konsistenz werden fiir die Berechnungen die meisten Annahmen
aus den TN-Szenarien der Langfristszenarien Gibernommen. Der besondere Fokus dieser Unter-
suchung auf die Offshore-Windenergie in Deutschland und seinen Nachbarlandern erfordert al-
lerdings folgende Anderungen gegeniiber den Langfristszenarien:

= Die Zeitreihen werden in Deutschland nicht tGber die gesamte AWZ in Nord- bzw. Ostsee
aggregiert, sondern fiir jedes Gebiet des Flachenentwicklungsplans (FEP) einzeln ermittelt.
In den Nachbarlandern Danemark, Niederlande, Belgien, Frankreich und Polen werden die
Flachen in der jeweiligen AWZ dem nachstgelegenen Netzknoten an Land zugeordnet und
die Zeitreihen je Netzknoten aggregiert (in Ddnemark nahe der Grenze zu Deutschland teil-
weise auch fir einzelne Gebiete wie Kriegers Flak oder Bornholm Energy Island, um so un-
terschiedliche Netzanbindungen dieser Gebiete genauer untersuchen zu kénnen). Im Ubri-
gen europdischen Ausland werden die Zeitreihen dagegen fiir die gesamte Modellregion
(teils ganze einzelne Lander, teils mehrere zusammengefasste Lander) aggregiert. Wegen
der insgesamt deutlich erhdhten raumlichen Auflésung wird innerhalb der Modellregionen
nicht zusatzlich zwischen Potenzialstufen mit unterschiedlichen Stromerzeugungskosten un-
terschieden, sondern es werden alle Flachen der Region zu einer Stufe zusammengefasst.

= Als Wetterjahr fir die stlindlichen Zeitreihen und die jahrlichen Volllaststunden wird hier
das Jahr 2012 gewahlt, wahrend in den Langfristszenarien die Zeitreihen auf dem Jahr 2010
basieren und die jahrlichen Potenziale und Volllaststunden auf dem Mittel der Jahre 2010
bis 2018. Fir die vorliegende Analyse wurde das Wetterjahr 2012 gewahlt, da dieses auf

7 Basierend auf den Ergebnissen der LFS 3 wurden die Annahmen in einzelnen Bereichen weiter spezifiziert. Dies betrifft im bspw.
die Aufteilung von dezentralen Warmepumpen im HH- und GHD-Sektor auf die Anwendungsbereiche Warmwasser- und Raumwar-
meerzeugung. Dabei wurden die zu ergdanzenden Annahmen aus dem Vorhaben ,,Monitoring der Angemessenheit der Ressourcen
an den europdischen Strommarkten” (r2b, Consentec, Fraunhofer ISI, TEP, 2021) entnommen.

8 https.//langfristszenarien.de/enertile-explorer-de/szenario-explorer/erneuerbare.php
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Basis der jlingeren Historie als mittleres Wetterjahr flir das gesamte Dargebot an Wind- und
Sonnenenergie in Deutschland bzw. Mittelwesteuropa betrachtet werden kann.

Die Entwicklung der durchschnittlichen Volllaststunden fiir die Offshore-Windenergie in
Deutschland sowie in der gesamten Nord- und Ostsee-Erzeugungsflotte wird in der Modellie-
rung im Vergleich zu den Langfristszenarien noch einmal genauer betrachtet. Durch die erhohte
raumliche Auflésung in der deutschen AWZ ist eine genauere Betrachtung der fiir Offshore-
Windparks verfligbaren Flachen noétig. Um auf den im FEP ausgewiesenen Flachen die genann-
ten Leistungen installieren zu kénnen, muss die im Modell angenommene Leistungsdichte ge-
geniiber den Langfristszenarien von ca. 6,6 MW/km? auf 10 MW/km? erhéht werden®. Im Zuge
dieser Erhohung der Leistungsdichte werden im Modell auch die angenommenen Verluste auf-
grund von Nachlaufeffekten erhéht. So sinkt der Faktor fir die Windparkeffizienz im von 63 %
auf 51 %, was zu einer Abnahme der durchschnittlichen Volllaststunden um ca. 10 % gegeniiber
den Langfristszenarien fiihrt, also von ca. 4.400 auf ca. 4.000 Volllaststunden in der deutschen
Nordsee. Diese veranderten Annahmen werden neben Deutschland auch in Belgien verwendet,
da dort ebenfalls erhéhte Leistungsdichten bei Offshore-Windparks zu beobachten sind. Im
Ubrigen europaischen Ausland werden dagegen die Annahmen aus den Langfristszenarien tiber-
nommen.

Vor dem Hintergrund neuer Erkenntnisse zu groBraumigen Nachlaufeffekten wird zusatzlich
eine Variante mit verringerter durchschnittliche Volllaststundenzahl von Offshore-Windparks
in Deutschland untersucht. Da die Riickwirkung der Windparks auf die Windgeschwindigkeit im
Modell nicht explizit abgebildet werden kann, werden dafiir ebenfalls pauschal die angenom-
menen Verluste aufgrund von Nachlaufeffekten erhéht, indem der Faktor fir die Windparkeffi-
zienz von 51 % (in der Standardausprdgung der Szenarien, s. o.) fir die Variante mit niedrigeren
Volllaststunden nun auf 39 % gesenkt wird. Dadurch sinken die durchschnittlichen Volllaststun-
den auf ca. 3.400 in der deutschen Nordsee, so wie es auch im Entwurf des FEP'! vom 01.07.2022
(basierend auf Berechnungen des Fraunhofer IWES) angenommen wird. Aullerhalb Deutsch-
lands bleiben die Volllaststunden in der Sensitivitat gegenliber dem Basisszenario unverandert.

2.5 Entwicklung der Netztopologien (Offshore-Netzkonfigurationen)

Ein wesentlicher Teil der Unterschiede zwischen den zu betrachtenden Szenarien besteht in den
unterschiedlichen Netztopologien. Hierzu sollen flir Ausgangsszenario und Vergleichsszenarien
prototypische Auspragungen der unterschiedlichen Offshore-Netzkonzepte erarbeitet werden,
die die Anforderungen insbesondere an Anschluss von Offshore-Windparks und Interkonnekti-
vitat erfillen, den Stand der Technik aufgreifen und offensichtliche Randbedingungen (z. B. aus
raumplanerischer Sicht, aber auch aus Energiesystemperspektive bzgl. der Lastflliisse im Offs-
hore-Netz und der Anbindungen an das Onshore-Netz) erfiillen. Dabei sind die jeweiligen Pro-
totypen so ausgestaltet, dass sie die Erfillung der Anforderungen moglichst kostengiinstig um-
setzen, gleichzeitig werden aber (aufgrund des Grundsatzcharakters der Untersuchung) keine
spezialisierten Optimierungsmodelle fir die Entwicklung der Offshore-Strukturen eingesetzt.
Auch werden bei der Konzeptionierung moglicher Offshore-Vernetzungs-Varianten zwar die

° Die Erhohung der Leistungsdichte wird im Modell durch eine Verringerung der Anlagenabstande innerhalb eines Windparks von
9x5 Rotordurchmessern auf 7,5x4 Rotordurchmesser umgesetzt.

10 https.//www.windguard.com/publications-wind-energy-statistics. html?file=files/cto_layout/img/unternehmen/veroeffentlichun-
gen/2018/Capacity%20Density%200f%20European%200ffshore%20Windfarmslr.pdf

1 https.//www.bsh.de/DE/THEMEN/Offshore/Meeresfachplanung/Flaechenentwicklungsplan/_Anlagen/Down-
loads/FEP_2022_2/220701_FEP_Entwurf.pdf
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grundsatzlichen Ideen zu geplanten Projekten (insbes. North Sea Energy Island, North Sea Wind
Power Hub, LanWin Hub, Eurobar) berlicksichtigt. Ziel der Untersuchungen ist aber nicht die
detaillierte Analyse einzelner dieser Projekte, sondern eine grundsatzliche Einordnung des Nut-
zens einer erhdhten Vermaschung. Daher orientieren sich die nachfolgend entwickelten Topo-
logien zwar grundsatzlich an geplanten Projekten und an den Ausgestaltungsoptionen entspre-
chend , North Seas Energy Clusters“*?, um die grundsitzlichen Wirkungen aufzuzeigen, stellen
aber keine konkrete Projektplanung dar.

Wie bereits in Abschnitt 2.1 beschrieben, werden im Ausgangsszenario und im zweiten Ver-
gleichsszenario ausschlieRlich radiale Anbindungen (mit Ausnahme KF CGS und Bornholm
Energy Island) fur Offshore-Windparks betrachtet. Die nachfolgend beschriebene Weiterent-
wicklung hinsichtlich einer Offshore-Vermaschung (hybride Verbindungen als kombinierte Nut-
zung einer Offshore-Anbindung und eines Interkonnektors) bezieht sich somit lediglich auf das
Erste Vergleichsszenario, in dem der Nutzen einer zusatzlichen Vermaschung explizit bewertet
werden soll.

2.5.1 Grundsatzliche Konzeptionierung von hybriden Offshore-Anbindungen

Zur Analyse moglicher Netzkonfigurationen fiir das erste Vergleichsszenario wird sowohl der
Bedarf an Netzanschlusskapazitat fur Offshore-Windenergieanlagen als auch an langfristiger In-
terkonnektor-Kapazitat bericksichtigt.

Der Bedarf an Netzanschlusskapazitat flir Offshore-Anlagen ergibt sich dabei zunachst aus deren
installierter Leistung, die im Rahmen der zuvor beschriebenen Ausbauziele (Abschnitt 2.3) in
Form von zwei Varianten (,,70 GW Offshore” und ,52,5 GW Offshore”) festgelegt wurde. Als
Indikator fiir langfristige Bedarfe fiir Offshore-Ubertragungskapazitaten wurde hier das Szenario
TN-Strom der LFS 3 herangezogen. Dort ist bis in das auch hier betrachtete Jahr 2040 ein gegen-
Uber heute deutlicher Ausbaubedarf der Interkonnektor-Kapazitdten im Nord- und Ostseeraum
zu erkennen. Dieser Bedarf geht ebenfalls Uber die in dieser Studie angenommenen Kapazitdten
entsprechend des TYNDP 2020 hinaus, sodass die Analyse eine Vermaschung der Offshore-An-
bindung und in diesem Malie eine Erhohung der Interkonnektor-Kapazitaten untersuchungs-
wirdig erscheint.

Da fir unterschiedliche installierte Leistungen von Offshore-Windenergieanlagen auch unter-
schiedliche Vermaschungsgrade sinnvoll sein kdnnten, werden fiir die beiden Varianten mit un-
terschiedlichen Offshore-Ausbauzielen auch unterschiedliche Vermaschungsleistungen ange-
nommen. Neben der installierten Leistung ist auch die regionale Verortung der Offshore-Kapa-
zitaten fir die Sinnhaftigkeit verschiedener Vernetzungsoptionen mafgeblich. Um die Unter-
schiede zwischen den betrachteten Varianten und der regionalen Verortung von Offshore-Wind-
parks in diesen zu vergleichen, zeigt Abbildung 2-7 die indikative Verortung der relevanten in-
stallierten Leistungen in der Nordsee und Abbildung 2-8 die entsprechenden Werte fiir die Ost-
see. Als Grundlage fiir diese Kartendarstellung dient die ,Global Offshore Map“*® von 4COffs-
hore, auf der neben bereits bestehenden auch in Bau befindliche oder geplante Windparks wie
auch Entwicklungsflachen der einzelnen Lander eingezeichnet sind. Fir die indikativen Veror-

12 “North Seas Energy Clusters — Scoping Paper”, https://energy.ec.europa.eu/document/download/245b208d-01e3-44f7-88ee-
cb9dbe60e60c_en?filename=energy_cluster_paper_-_final_with_date.pdf (letzter Abruf 14.11.2022)

1313 https://map.4coffshore.com/offshorewind/ (letzter Abruf 14.11.2022)
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tung der in den Szenariovarianten betrachteten Offshore-Leistungen auf diese Flachen sind ne-
ben der Umsetzung in der Modellierung auch weitere verfiigbare Informationen wie nationale
Ausbauplane etc. beriicksichtigt.

| ____ww

70 GW ‘5 52,5 GW ‘=
| Offshore - ' |_oOffshore B NO
)'U. ?p" - % ao"

SgrligeNordsie 11~ phas=1

~ SgrligeNordsig11-phasel
— ausschlikiiche radiale Anbindung. &

ok
- ausschiefiiche radisie Anbndung - al!c.;r

— 2%
@ Sarlige Nordsje |1 - phas=2 -

e

DK

DE

7 FRT BE

= Wert entspricht der den eingekreisten Flichen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle fur Karte (Hintergrund): https://map.4coffshore.com/offshorewind/

Abbildung 2-7: Indikative Verortung der installierten Leistung von Offshore-Windenergiean-
lagen in der Nordsee im Vergleich der Varianten , 70 GW Offshore” und , 52,5

GW Offshore”
& S — 3
70 GW 2 52,5 GW o /
= Yt
| ottame | p [ L offshore | o s
Y / T < :.'. ,/ &
X i S N | iy

= Wert entspricht der den eingekreisten Flachen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle fiir Karte [Hintergrund): https://map.4coffshore.com/offshorewind/

Abbildung 2-8: Indikative Verortung der installierten Leistung von Offshore-Windenergiean-
lagen in der Ostsee im Vergleich der Varianten , 70 GW Offshore” und ,,52,5
GW Offshore”

Es ist sowohl fiir die Nordsee als auch fiir die Ostsee zu erkennen, dass die installierten Leistun-
gen auf den dargestellten Flachen in der Variante ,, 70 GW Offshore” im Vergleich zu ,52,5 GW
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Offshore” teilweise deutlich hdher sind. Diese Unterschiede sind nicht nur fiir Deutschland, son-
dern auch fir die weiteren Nord- und Ostseeanrainerstaaten zu erkennen. Obwohl der Fokus
dieser Studie auf dem Offshore-Stromnetz der deutschen AWZ liegt, ist daher dennoch der ge-
samte (detaillierte) Betrachtungsbereich der Core-Region wie auch die umgebenden Lander (UK,
NO, SE) zu bericksichtigen. An dieser Stelle wird allerdings nochmals darauf hingewiesen, dass
die vorliegende Studie auch hier keine detaillierte Planung in dieser Hinsicht darstellen soll, son-
dern eine hinreichend genaue Verortung unterstellt, um die Einfliisse der einzelnen Szenario-
auspragungen (und Varianten) zu untersuchen.

Die grundlegende Konzeptionierung der in dieser Studie untersuchten hybriden Anbindungen
von Offshore-Windenergieanlagen im ersten Vergleichsszenario wird in den folgenden Erlaute-
rungen , Hybride Offshore-Anbindungkonzepte in der Nordsee” (Abschnitt 2.5.2) und , Hybride
Offshore-Anbindungskonzepte in der Ostsee” (Abschnitt 2.5.3) zunachst im Uberblick dargelegt.
AnschlieBend werden in Abschnitt 2.5.4 die Annahmen zu konkreten Leistungen fir die Verma-
schung in den unterschiedlichen Offshore-Ausbau-Varianten definiert.

2.5.2 Hybride Offshore-Anbindung in der Nordsee

Als erstes Konzept fiir eine hybride Offshore-Anbindung wird hier das ,Nordsee-Hub 1 definiert
(siehe rote Markierungen in Abbildung 2-9). Dieses stellt den Zusammenschluss ,, weit auRen”in
den jeweiligen AWZ liegender Windparks dar und es werden die Lander Deutschland (DE), Da-
nemark (DK), Norwegen (NO) und das Vereinigte Konigreich (UK) vernetzt. Fiir die Modellierung
von Nordsee-Hub 1 in den Markt-Netz-Berechnungen wird als konkrete Auspragung dieser hyb-
riden Offshore-Anbindung ein ,Hub-Knoten“ modelliert, Gber den die relevanten Gebiete ver-
kniipft werden. Diese Modellierung bietet den Vorteil von erhdhter Flexibilitat in der Ausnut-
zung der Vermaschung (im Vergleich zu Land-zu-Land-Verbindungen), wobei die geografische
Lage des Hub-Knotens in Abbildung 2-9 ausschlie3lich fiir Darstellungszwecke konkret gesetzt
wurde und keine Annahme Uber die tatsachliche Verortung eines solchen Hub-Knotens darstellt.
In Abbildung 2-9 stellen die vollstandig roten Linien die Verbindungen zwischen den Offshore-
Windparks und dem Hub-Knoten dar, wahrend die gestrichelten Linien die Anbindung der Wind-
parks an das Festland symbolisieren.

70 GW ‘, Nordsee-Hub 1:
Offshore N0 = Zusammenschluss ,weit auBen” in den jeweiligen AWZ
el iiehe st
)

©

< liegender Windparks

Beteiligte Lander und Offshore-Flachen:

« DE, DK, NO, UK

77 = DE: Zone 5 und (ggf. tlw.) Zone 4

‘9 ‘ = DK: (anteilig) OWF in und rund um North Sea Energy
' Island

= NO: Sgrlige Nordsjg Il - phase 2

= UK: Dogger Bank, Hornsea

d B
)
[} S o
g 7 l =~
A ! [
S — . Ausgestaltung:

= Hub-Knoten ,NH1“ mit Verbindung zu mehreren Gebieten
(*geografische Lage hier fiir Darstellungszwecke gewahlt)

UK

= Wert entspricht der den eingekreisten Flachen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle fiir Karte (Hintergrund):

Abbildung 2-9: Nordsee-Hub 1: Beteiligte Lander / Offshore-Flachen und Modellierung
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Als ,,Nordsee-Hub 2 wird eine zusatzliche Vernetzung von Windparks definiert, die im Vergleich
zu Nordsee-Hub 1 ndher an der Kiste (rund um die Deutsche Bucht, siehe griine Markierungen
in Abbildung 2-10) liegen. Als beteiligte Lainder werden Offshore-Flachen von Deutschland (DE),
Danemark (DK) und der Niederlande (NL) vernetzt. Dieser Hub wird als Land-zu-Land-Verbin-
dung modelliert, da dies entsprechend der geografischen Lage sinnvoll erscheint. Auch in dieser
Darstellung gibt es eine Unterscheidung zwischen vollstandig griinen Linien, die die Offshore-
Vernetzung der Windparks untereinander darstellt, und gestrichelten Linien, die den Anschluss
der Windparks an das Festland beschreiben.

70GW ‘= Nordsee-Hub 2:
Offshore Aﬂ% NO g - Vernetzungvon Windparks, die ndher an der Kiste liegen

7 2 (rund um die Deutsche Bucht)

SgrligeNordsjg I1- phase1 ok

- susschlishiicheradizie Anbndung O
&
@ SrligeNordsig

« NL, DE, DK
= NL: 6stl. AWZ und (tlw.) stidl. Entwicklungsgebiete
= DE: Zone 3 und (ggf. tiw.) Zone 2
= DK: kiistennahe OWF an der Westkuiste DK

inmr BeteiligteLdnder und Offshore-Flachen:

=

Ausgestaltung:
= ,Sammelschiene”: Land-zu-Land Verbindung NL-DE-DK

UK

: /'i:R BE

= Wert entspricht der den eingekreisten Flichen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle furKarte (Hintergrund): https://map.4coffshore.com/offshorewind/

Abbildung 2-10:  Nordsee-Hub 2: Beteiligte Lander / Offshore-Flachen und Modellierung

Als dritte hybride Offshore-Anbindung wird in der Ostsee das , Nordsee-Hub 3“ definiert (siehe
blaue Markierungen in Abbildung 2-11). Dieses beschreibt einen Zusammenschluss von Wind-
parks im stdlichen Teil der Nordsee, sodass die Lander Belgien (BE), Niederlande (NL) und das
Vereinigte Konigreich (UK) durch diesen Hub vernetzt werden. Fiir die Modellierung wird analog
zu Nordsee-Hub 1 als konkrete Auspragung ein ,Hub-Knoten” modelliert, Giber den die relevan-
ten Gebiete verknlpft werden. Diese Modellierung bietet unter Berlicksichtigung der geografi-
schen Gegebenheiten auch hier den Vorteil von erhohter Flexibilitat in der Ausnutzung der Ver-
maschung (die geografische Lage des Hub-Knotens ist auch hier ausschlieBlich fiir Darstellungs-
zwecke gewahlt). Die Darstellung der Vernetzung entspricht der Vorgehensweise fiir die bereits
zuvor dargestellten Hubs: vollstandig blaue Linien sind Verbindungen zwischen Offshore-Wind-
parks und Hub-Knoten; gestrichelte Linien stellen die Anbindung der Windparks an das Festland
dar.
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70 GW B Nordsee-Hub 3:
Offshore e NO = Zusammenschluss von Windparks im siidl. Teil der Nordsee

4
o s e At _w\,ef"‘k Beteiligte Linder und Offshore-Flichen:
@ SorllgENordspll phas2 : N BE; NL, UK
= BE: vollstandige OWF-Leistung maoglich

= NL: OWF auRer nordl. Entwicklungsgebiete
= UK: bis StraBe von Dover, tlw. Norfolk

Ausgestaltung:
= Hub-Knoten ,NH3“ mit Verbindung zu mehreren Gebieten
(*geografische Lage hier fiir Darstellungszwecke gewahlt)

—> Wert entspricht der den eingekreisten Flachen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle firKarte (Hintergrund): hitps://map.dcoffshore.com/offshorewind/

Abbildung 2-11:  Nordsee-Hub 3: Beteiligte Lander / Offshore-Flachen und Modellierung

2.5.3 Hybride Offshore-Anbindung in der Ostsee

Als erstes Konzept fiir eine hybride Offshore-Anbindung in der Ostsee wird hier das ,Ostsee-
Hub 1“ definiert (siehe gelbe Markierungen in Abbildung 2-12), das eine Erweiterung des bereits
im Ausgangsszenario modellierten Konzepts der Bornholm Energy Island darstellt. Uber die ak-
tuelle geplante Umsetzung hinaus, die eine Anbindung von 2 GW nach Deutschland (DE) und 1
GW nach Danemark (DK) vorsieht, wird mit dem Ostsee-Hub 1 nicht nur die Anbindung nach DE
und DK ausgebaut, sondern auch eine zusatzliche Verbindung nach Polen (PL) errichtet, um den
westlichen Ostseeraum dahingehend starker zu vernetzen. Zur Modellierung wird die Ausgestal-
tung des Hub-Knotens, an dem die Verbindungen nach DE, DK (und dann auch PL) zusammen-
laufen, beibehalten.

‘706w , 7 Ostsee-Hub 1:

| BeteiligteLander und Offshore-Flachen:
= DEDK,PL
/ = Aktuelle Umsetzung:
» Anbindung DE 2 GW
= Anbindung DK 1 GW
= Vorschlag fiir Erweiterung:
» Ausbauder bestehenden Anbindung DE, DK
= Errichtung einer Verbindung von PL (westliche
AWZ) nach Bornholm

Ausgestaltung:
= Hub ,OH1" auf Bornholm

PL

*KF CGS bleibt mit aktueller Parametrierung bestehen

- Wert entspricht der den eingekreisten Fldchen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle firKarte (Hintergrund): https://map.4coffshore.com/offshorewind/

Abbildung 2-12:  Ostsee-Hub 1: Beteiligte Lander / Offshore-Flachen und Modellierung
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Als weitere Vermaschung der Offshore-Windparks in der Ostsee wird als ,Ostsee-Hub 2“ die
Vernetzung von Polen (PL) und Schweden (SE) definiert. Dabei wird in der Modellierung der 6st-
lichen Teil der polnischen AWZ mit dem Gebiet der schwedischen AWZ siidwestlich von Oland
direkt verbunden. Diese Vernetzung ist in Abbildung 2-13 in grau dargestellt, wobei die vollstan-
dig graue Linie die Vernetzung zwischen den Offshore-Windparks beschreibt, wahrend die ge-
strichelten Linien den Anschluss der Windparks an das Festland andeuten.

S0GW Ostsee-Hub 2:
369" = Vernetzung SE-PL
Beteiligte Lander und Offshore-Flachen:
= PL-SE

» PL: 6stliche AWZ
« SE: Gebiete stidwestlich von Gland

Cartegat | SE 7
F }4\ ¥ Baltic Ausgestaltung
e Sea mY_ = direkte Verbindung zwischen AWZ SE und PL
/ [ SN
o pyeon” ) ,/’@;" B
“ke cos* U2 - s >

PL

*KF CGS bleibt mit aktueller Parametrierung bestehen

= Wert entspricht der den eingekreisten Flachen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle fiir Karte {Hintergrund): https://map.4coffshore.com/offshorewind/

Abbildung 2-13:  Ostsee-Hub 2: Beteiligte Ldnder / Offshore-Fléchen und Modellierung

Um die verschiedenen hybriden Offshore-Anbindungen zu modellieren, sind neben der grund-
satzlichen Ausgestaltung auch Festlegungen hinsichtlich der angenommenen Interkonnektorka-
pazitdaten sowie der eingebundenen Leistung der Offshore-Windparks erforderlich, die im fol-
genden Abschnitt beschrieben werden.

2.5.4 Konkrete Annahmen zu hybriden Kapazitaten

Nachfolgend werden die konkret fir die unterschiedlichen Varianten , 70 GW Offshore” und
»52,5 GW Offshore” angenommenen Kapazitaten fiir Interkonnektoren und die angeschlosse-
nen Leistungen der Offshore-Windparks dargestellt. Aufgrund der zwischen den Varianten un-
terschiedlichen Gesamtleistungen der Offshore-Windenergieanlagen werden auch in Bezug auf
die hybriden Kapazitaten unterschiedliche Auspragungen sowohl fiir die Nordsee als auch fiir
die Ostsee verwendet. Bei der Interpretation ist dabei zu beriicksichtigen, dass die getroffenen
Annahmen dazu dienen soll, grundsatzliche Wirkungen einer Vermaschung aufzuzeigen. Es han-
delt sich explizit nicht um optimierte Netzkonfigurationen oder um einem konkreten Ausgestal-
tungsvorschlag zur UNB-Netzplanung.

Nordsee

Abbildung 2-14 zeigt die Kapazitdten fir die in Abschnitt 2.5.2 dargestellten und fir das erste
Vergleichsszenario dieser Studie modellierten Nordsee-Hubs im Vergleich der Varianten ,, 70 GW
Offshore” und , 52,5 GW Offshore”.
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- Wert entspricht der den eingekreisten Flichen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle fiir Karte (Hintergrund): https://map.4coffshore.com/offshorewind/ *geografische Lage der Hub-Knoten hier fiir Darstellungszwecke gewéhlt

Abbildung 2-14:  Annahmen zu hybriden Kapazitéiten in der Nordsee im Vergleich der Varian-
ten ,, 70 GW Offshore” und ,,52,5 GW Offshore”

Es ist zu erkennen, dass die auf der linken Seite fiir die Variante ,70 GW Offshore” dargestellten
hybriden Kapazitdten Gberwiegend hoher sind als die fiir die Variante ,,52,5 GW Offshore” auf
der rechten Seite. Am starksten fallt dieser Unterschied bei Nordsee-Hub 1 aus (rot, , weit au-
Ren” liegende Windparks). Dort werden in der Variante ,70 GW Offshore” zwischen DE und UK
und dem Hub-Knoten (NH1) 15 GW hybride Anbindung, die in der Variante ,,52,5 GW Offshore”
mit 10 GW nur etwa zwei Drittel der Kapazitat haben. Die Integration von NO in das Nordsee-
Hub 1 erfolgt mit 5 GW (Variante ,,52,5 GW Offshore”: 3 GW) und DK wird mit 11 GW (10 GW)
eingebunden. Im Nordsee-Hub 2 (griin, rund um die Deutsche Bucht) fallen die Unterschiede
etwas geringer aus: die Verbindungen zwischen DK und DE (und die zugehdérigen Anbindungen
an das Festland) liegen bei ,70 GW Offshore” in einer Hohe von 11 GW (10 GW bei , 52,5 GW
Offshore”), die Verbindung NL-DE bei 5 GW (4 GW). Auch die Kapazitdten fiir Nordsee-Hub 3
sind in der Variante , 70 GW Offshore” teilweise starker dimensioniert. Die Anbindung von BE
an NH3 ist aufgrund der Annahme einer unveranderten Leistung der Offshore-Windenergiean-
lagen zwischen den beiden Varianten mit etwa 6 GW zwar ebenfalls gleich. Die Anbindungen
nach UK und NL, die in der Variante ,52,5 GW Offshore” mit 6 GW (UK) und 4 GW (NL) angebun-
den sind, liegen bei ,,70 GW Offshore” mit 7 GW beide Uber diesen Werten.

Zusatzlich zu den hybriden Interkonnektoren, die durch die Vernetzung der Offshore-Windparks
modelliert werden, unterscheiden sich die Varianten auch durch die Héhe der Leistung der Offs-
hore-Windparks, die an die entsprechenden Nordsee-Hubs angeschlossen werden. Grundsatz-
lich wird flr das erste Vergleichsszenario davon ausgegangen, dass die in die Hubs integrierte
Leistung der Offshore-Windparks vollstandig auch an das Festland angebunden ist (d. h., wenn
z. B. 15 GW der deutschen Offshore-Windparks an einen Hub angebunden sind, ist auch die An-
bindungsleitung an das Festland entsprechend dimensioniert). Die an die Hubs angeschlossenen
Leistungen der Offshore-Windenergieanlagen ist im Vergleich der beiden Varianten in Ta-
belle 2-1 dargestellt. Fir DE betragt die Summe der hybrid angebundenen Offshore-Leistungen
demnach in der Nordsee 26 GW fir die Variante ,70 GW Offshore”, wahrend sie fur ,52,5 GW
Offshore” bei 20 GW liegt.
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Angebundene Leistung in Variante...
Land
»70 GW Offshore” »52,5 GW Offshore”
DE

15 GW 10 GW
DK 11 GW 10 GW
Nordsee-Hub 1
NO 5GW 3GW
UK 15 GW 10 GW
DE 11 GW 10 GW
Nordsee-Hub 2 DK 11 GW 10 GW
NL 5 GW 4 GW
BE 6 GW 6 GW
Nordsee-Hub 3 NL 7 GW 4 GW
UK 7 GW 6 GW

Tabelle 2-1:  An hybride Kapazitidten angebundene Leistungen fiir Offshore-Windparks in der
Nordsee im Vergleich der Varianten ,,70 GW Offshore” und ,,52,5 GW Offshore”

Ostsee

Abbildung 2-15 zeigt die Kapazitaten fir die in Abschnitt 2.5.3 dargestellten und fir das erste
Vergleichsszenario dieser Studie modellierten Ostsee-Hubs im Vergleich der Varianten ,70 GW
Offshore” und ,,52,5 GW Offshore”.

70GW ~5256W
Offshore P Offshore

I \ iro |

- Wert entspricht der den eingekreisten Flichen zugeordneten Offshore-Leistung (indikative Verortung, keine detaillierte Planung!)

Quelle fiir Karte (Hintergrund): https://map.4coffshore.com/offshorewind/

Abbildung 2-15:  Annahmen zu hybriden Kapazitdten in der Ostsee im Vergleich der Varianten
,70 GW Offshore” und ,,52,5 GW Offshore”

Auch hier ist (analog zu den Darstellungen zur Nordsee) zu erkennen, dass die auf der linken
Seite fir die Variante ,, 70 GW Offshore” dargestellten hybriden Kapazitaten tGberwiegend hoher
sind als die fiir die Variante ,52,5 GW Offshore” auf der rechten Seite. Da die installierten Leis-
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tungen der Offshore-Windenergie in der Ostsee im Verhaltnis zur Nordsee jedoch deutlich ge-
ringer sind, ist auch die angenommene Vernetzung und die Unterschiede zwischen den Varian-
ten in absoluter Hohe geringer als in der Nordsee. Im Ostsee-Hub 1 (gelb, Erweiterung Bornholm
Energy Island) wird in Variante ,,70 GW Offshore” eine mit 3 GW gegeniber ,52,5 GW Offshore”
(2,5 GW) leicht erhohte Anbindung von PL an OH2 angenommen. Die Vernetzung von SE und PL
in Ostsee-Hub 2 fallt mit 3 GW ebenfalls leicht héher aus (vgl. Variante ,52,5 GW Offshore”: 2
GW). Tabelle 2-2 zeigt die in der Ostsee liber hybride Kapazitdten angeschlossenen Offshore-
Leistungen im Vergleich der beiden Varianten zum Offshore-Ausbau. Fur DE liegt die Summe der
hybrid angebundenen Offshore-Leistungen in der Ostsee sowohl in der Variante ,70 GW Offs-
hore” als auch ,52,5 GW Offshore” bei 3 GW.

Angebundene Leistung in Variante...
»70 GW Offshore” »52,5 GW Offshore”
DE

3 GW 3 GW
Ostsee-Hub 1 DK 3 GW 3 GW
PL 3 GW 2,5 GW

PL 3 GW 2 GW
Ostsee-Hub 2
SE 3 GW 2 GW

Tabelle 2-2:  An hybride Kapazitidten angebundene Leistungen fiir Offshore-Windparks in der
Ostsee im Vergleich der Varianten ,,70 GW Offshore” und ,,52,5 GW Offshore”

2.6 Ubersicht iiber betrachtete Szenariovarianten und Sensitivititen

Innerhalb der drei Szenarien werden wie zuvor beschrieben verschiedene Varianten betrachtet,
in denen mogliche Ausgestaltungsformen analysiert und deren Wirkungen auf das Energiesys-
tem untersucht werden. Tabelle 2-3 am Ende dieses Abschnittes stellt einen zusammenfassen-
den Uberblick tiber die betrachteten Szenarios und deren Varianten dar, die anhand der Aus-
pragungen ,Offshoreleistung”, ,Elektrolyseleistung”, , Anschlusskonzept Offshore” und ,Voll-
laststunden Offshore" kategorisiert sind.

Ausgangsszenario

Fiir das Ausgangsszenario werden alle in Abschnitt 2.4 beschriebenen Rahmenparameter mo-
delliert. Beziglich des Ausbaus der Offshore-Windenergie werden die zwei Varianten (,70 GW
Offshore” und ,52,5 GW Offshore”) betrachtet, die unterschiedliche Ausbaupfade fiir die Leis-
tungen der Offshore-Windenergieanlagen der Nord- und Ostseeanrainerstaaten bericksichti-
gen. Die Bezeichner der Varianten beziehen sich dabei auf die fiir Deutschland bis zum Jahr 2040
realisierten Leistungen der Offshore-Windparks. Der Ausbau der europdischen Nord- und Ost-
seestaaten unterscheidet sich ebenfalls zwischen den Varianten. Die konkrete Auspragung ist
dabei entsprechend der detaillierten Darstellung der Annahmen und Ausbaupfade in Ab-
schnitt 2.3 modelliert.

Als zusatzliche Auspragung des Szenarios wird fiir die Variante ,, 70 GW Offshore” eine Berech-
nung mit niedrigeren VLS berechnet.

Erstes Vergleichsszenario

Auch im ersten Vergleichsszenario werden die o. g. Varianten bezliglich der Ausbaupfade der
Offshore-Windenergie betrachtet. Da wie in Abschnitt 2.5 dargestellt mit der Hohe des Ausbaus
der installierten Leistung der Offshore-Windanlagen auch die etwaig sinnvolle Vernetzung lGber
hybride Kapazitdten zusammenhangt, wird flr jede dieser Varianten eine separate Auspragung

consentec Bz, J\ Guidehouse Z Fraunhofer 23

11



Szenarienentwicklung und Methodik

dieses Netzkonzepts untersucht. Dabei unterscheiden sich die Auspragungen fiir Deutschland
ausschlieBlich in der Nordsee (26 GW hybride Anbindung vs. 20 GW hybride Anbindung), wah-
rend in der Ostsee in beiden Varianten jeweils 3 GW hybrid angebunden sind. In den genannten
Varianten werden die innerhalb der Vernetzung angeschlossenen Offshore-Windparks (Offs-
hore-Hubs) als OBZ modelliert. Das bedeutet, dass die Einspeisung aus diesen Offshore-Wind-
parks gleichberechtigt mit Importen aus dem Ausland um die Nutzung der hybriden Inter-
konnektorkapazitaten konkurrieren.

Als zusatzliche Auspragung der Szenariovariante ,,70 GW Offshore” werden zwei Referenzbe-
trachtungen durchgefiihrt. Zum einen wird die ,Referenz Heimatmarkt“ untersucht, in der die
innerhalb der Vernetzung angeschlossenen Offshore-Windparks im Heimatmarktmodell (d. h.
mit vorrangiger Nutzung der hybriden Anbindungsleitung) modelliert werden. Zum anderen un-
terstellt die ,,Referenz Vernetzung” eine Auspragung, in der die Offshore-Windparks nicht hybrid
angebunden sind, sondern parallel zu den Anbindungsleitungen Interkonnektoren errichtet wer-
den. Konkret wird dabei eine gegeniiber der Variante ,70 GW Offshore” verringerte Inter-
konnektorkapazitdt angenommen, die der Vernetzung der Variante ,52,5 GW Offshore” ent-
spricht.

Auch in diesem Szenario wird eine weitere Auspragung fir die Variante ,70 GW Offshore” eine
Berechnung mit niedrigeren VLS betrachtet.

Zweites Vergleichsszenario

Im zweiten Vergleichsszenario wird gegenliber dem Ausgangsszenario sonst gleichen energie-
wirtschaftlichen Rahmenbedingungen fiir 2040 die Wirkung einer um 17,5 GW erhéhten Elekt-
rolyse-Leistung in Deutschland, also einer Gesamtleistung von 27,5 GW (Ausgangsszenario: 10
GW), die marktbasiert eingesetzt wird, untersucht. Auswirkungen auf das Wasserstoffsystem
werden dabei nicht explizit betrachtet, in der nachgelagerten Kostenbewertung hinsichtlich Inf-
rastrukturkosten sowie etwaigen Veranderungen von Ex- und Importen jedoch berlicksichtigt.
Fir die bereits in Abschnitt 2.1.3 dargestellten Optionen zur Integration zusatzlicher Elektroly-
sekapazitaten in das System (an Land oder auf See) werden hier zwei Auspragungen angenom-
men, die in Bezug auf die installierten Leistungen der Offshore-Windanlagen der Variante ,,70
GW Offshore” entsprechen:

» Elektrolyseure an Land: Als erste Auspragung wird unterstellt, dass die zusatzliche Elektro-
lysekapazitati. H. v. 17,5 GW vollstdndig an Land errichtet wird (in Summe also 27,5 GW an
Land).

» Elektrolyseure an Land und auf See: Fir die zweite Auspragung wird die Annahme unter-
stellt, dass ein Teil der zusatzlichen Elektrolyseure auch seeseitig errichtet wird. Konkret
werden 10 GW Elektrolyseure auf See unterstellt. Diesen 10 GW werden 12 GW Wind Off-
shore-Leistung zugeordnet. Eine Uberbauung der Elektrolyse-Leistung mit Wind-Leistung ist
fur einen effizienten Einsatz der Elektrolyseure sinnvoll.** Die Ubrige zusatzliche Elektroly-
seurkapazitat von 7,5 GW wird ebenfalls an Land errichtet (in Summe also 17,5 GW an Land).
Die Elektrolyseure auf See und die dazugehorigen Windkraftanlagen sind in dieser Variante
nicht mit dem europdischen Stromnetz verbunden, stattdessen wird der der erzeugte Was-
serstoff (iber eine Pipeline abtransportiert. Hierbei wird also bewusst von den Vorgaben des
WindSeeG abgewichen, die einen elektrischen Anschluss der 70 GW Offshore-Windleistung

14 Siehe AFRY - Vergleich von Systemvarianten zur Wasserstoffbereitstellung aus Offshore-Windkraft (2022); Prognos et al. - Wirt-
schaftlichkeitsbetrachtung der Wasserstofferzeugung aus Offshore-Windstrom (2020).
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vorsehen. Durch die Zuordnung von 12 GW Offshore-Windleistung zu Offshore-Elektroly-
seuren kénnen damit sechs elektrische Netzanbindungssysteme mit je 2 GW eingespart wer-
den (bzw. theoretisch auch vier 3 GW-Anbindungssysteme) und durch eine einzelne Was-
serstoffpipeline ersetzt werden. Die Elektrolyse-Kapazitat in Hohe von 10 GW wurde in Ab-
stimmung mit dem Auftraggeber festgelegt und stellt eine GroRenordnung dar, die aktuell
von Industrieakteuren diskutiert wird®® und eine Bewertung der systemischen Effekte der
Elektrolyse auf See zulasst.

Als zusatzliche Auspragung des Szenarios wird fir die Variante , Elektrolyse an Land” eine Be-
rechnung mit niedrigeren VLS berechnet.

Sensitivitdten

Dariiber hinaus erfolgt fiir einige der betrachteten Varianten auch eine Sensitivitdtsberech-
nung, die abweichend vom in den Szenarien eigentlichen marktbasierten Einsatz, den Nutzen
eines netzorientierten Einsatzes der Elektrolyseure betrachtet. Diese zusatzliche Sensitivitatsbe-
trachtung ist insbesondere fir die Varianten des zweiten Zusatzszenarios relevant, in denen von
erhohten Elektrolyseurskapazitdten angenommen werden, und wird daher fiir dieses Szenario
vollstandig (auRer fir die Variante mit verringerten VLS) betrachtet. Um die Wirkungen in den
Gesamtzusammenhang der Szenarien zu stellen, wird dariber hinaus auch ein netzorientierter
Einsatz von Elektrolyseuren im Ausgangsszenario und im ersten Vergleichsszenario (beides in
der Variante ,70 GW Offshore”) untersucht.

15 Bspw. sieht das Konzept Aquaventus-Konsortium eine Elektrolyseleistung auf See in Héhe von 10 GW fiir 2035 vor.
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Variante Offshore- | Elektrolyse- Anschlusskon- VLS
leistung DE | leistung DE zept Offshore | Offshore

70 GW Radiale
Offshore 70GW 106w Anbindung U
Ausgangs- 52,5 GW Radiale
szenario Offshore 52,5 GW 106w Anbindung Ul
Niedrige VLS 70 GW 10 GW Radiale 3 400
Anbindung
26 GW in Nord-
70 GWOffs- 70 GW 10GW see-Hubs,3GW  ~4.000h
hore .
in Ostsee-Hub
Referenz 26 GW in Nord-
. 70 GW 10 GW see-Hubs, 3GW  ~4.000 h
Heimatmarkt :
in Ostsee-Hub
Radiale Anbin-
Erstes Referenz dung + 20 GW
Vergleichs- 70 GW 10 GW Nordsee-Inter-  ~4.000 h
. Vernetzung
szenario konnektoren
(Ostsee 3 GW)
20 GW in Nord-
52,5 GW 52,5 GW 10 GW see-Hubs, 3GW  ~4.000 h
Offshore :
in Ostsee-Hub
26 GW in Nord-
Niedrige VLS 70 GW 10 GW see-Hubs,3GW  ~3.400 h
in Ostsee-Hub
27,5 GW .
E'ekatﬂ‘;'gzg 70GW  (davon 10 Anb?::fr:e ~4.000 h
Zweites GW auf See) g
Verglelch.s- Elektrolyse 70 GW 275 GW Bad|ale ~4.000 h
szenario an Land Anbindung
Niedrige VLS 70 GW 27,5 GW Radiale 3 400
Anbindung
Tabelle 2-3: Ubersicht iiber betrachtete Szenarien und Varianten differenziert nach Offshore-

leistung in DE, Elektrolyseleistung in DE sowie Anschlusskonzept und Volllast-
stunden der Offshore-Windparks (Markierung in griin = Anderung gegeniiber
Ausgangsszenario in der Variante ,,70 GW Offshore”)
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Als Ergebnis der Marktrechnungen liegen je Rechnung die installierte Leistung je Energietrager,
die Erzeugungsbilanz, der Stromverbrauch je Verbrauchskategorie (klassischer Stromverbrauch

Flr jede Strommarktsimulation werden die Ergebnisse einerseits fiir Deutschland (DE) und an-
ererseits flr ,,Europa“ ohne Deutschland gezeigt. Das hier als ,,Europa“ bezeichnete Modellge-
biet umfasst die in der nachfolgenden folgende, in der Modellierung beriicksichtigte Lander: AT,
BE, CH, CZ, DK, DE, ES, FI, FR, GB, IT, LU, NL, NO, PL, SE.

Q.

AT Osterreich
Belgien
CH Schweiz
cz Tschechien
Danemark

Deutschland
Spanien
Finnland

Frankreich

GrofRbritannien

IT Italien

U Luxemburg

N Niederlande
Norwegen

P Polen
Schweden

=
- -

g
o
®

=
9

Q
~

Betrachtetes Modellgebiet im Rahmen der Strommarktsimulationen

Die nachfolgenden Ergebnisdiskussionen umfassen zunachst je Szenario und Variante Ergeb-
nisse in den Bereichen

installierte Leistung nach Energietragern bzw. Technologien

Stromverbrauch nach Verbrauchskategorien bzw. Technologien

Erzeugungsbilanzen nach Energietragern bzw. Technologien

Strompreiskennzahlen
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Dabei werden die relevanten Kennzahlen fiir die Vergleichsszenarien mittels Differenzauswer-
tungen in Relation zu den Ergebnissen des Ausgangsszenarios gestellt und die Effekte erklart
und interpretiert.

Uber die in diesem Kapitel dargestellten Ergebnisse hinaus, wurden im Rahmen der Strom-
marktsimulationen die variablen Kosten fiir die Stromnachfragedeckung im gesamten Modell-
gebiet flr jedes Szenario und jede Variante ausgewertet. Die Ergebnisse dazu sind dem Kosten-
vergleich in Abschnitt 5.1zu entnehmen.

3.1 Ausgangsszenario

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der Strommarktsimulation des Ausgangsszenarios
fur die Varianten ,, 70 GW Offshore”, ,,52,5 GW Offshore” und ,Niedrige VLS” vorgestellt. Zu-
nachst werden die Ergebnisse fiir Deutschland und anschlieRend fiir die weiteren modellierten
Lander Europas dargelegt.

3.1.1 Deutschland

Installierte Leistung

Gemals den Rahmenannahmen entspricht die installierte Leistung sowohl fiir Erzeugungs- als
auch flr Verbrauchstechnologien im Ausgangsszenario weitestgehend dem Szenario TN-Strom
der LFS 3. Dieses Szenario basiert auf einer starken Nutzung erneuerbaren Stroms zur Deckung
der Stromnachfrage. Demensprechend sind im Jahr 2040 insgesamt 179 GW, Erneuerbare Ener-
gien (Photovoltaik, Wasser, Biomasse, Andere; ohne Wind) sowie 5 GW, Batterien und Flexibi-
litaten bei lediglich 59 GWe konventioneller Leistung installiert.

Wie in Abschnitt 2.6 beschrieben, wird in der Variante ,70 GW Offshore” gegenliber dem Sze-
nario TN-Strom der LFS3, in dem im Jahr 2040 eine Leistung von Offshore-Windenergieanlagen
in Hohe von 40 GW vorhanden ist, ein beschleunigter Ausbaupfad fiir Wind Offshore unterstellt.
Um die Gesamterzeugung aus Windenergie unverandert zu halten, wird ein Abtausch von Wind
Onshore- zu Offshore-Leistung durchgefiihrt. Aufgrund der héheren VLS von Offshore-Anlagen
fallt trotz zusatzlicher 18 GW, Offshore-Leistung die Gesamtleistung fiir Windenergieanlagen in
dieser Variante um 8 GW, geringer aus als in der Variante ,,52,5 GW Offshore”. Dies ist dadurch
begriindet, dass die zusatzlichen 18 GW¢ Wind Offshore eine Wind Onshore-Leistung von ins-
gesamt 26 GW. kompensieren. Dies resultiert in einer Onshore-Leistung von 93 GW, in der Va-
riante ,70 GW Offshore” im Vergleich zu 119 GW in der Variante ,52,5 GW Offshore” und
132 GW Wind Onshore-Leistung im Szenario TN-Strom der LFS 3. Die installierte Leistung in der
Variante ,Niedrige VLS entspricht der Leistung in der der Variante ,, 70 GW Offshore”.

Ein Uberblick Giber die installierten Leistungen im Ausgangsszenario ist in Abbildung 3-1 darge-
stellt.
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70 GW Offshore 52,5 GW Offshore Niedrige VLS
Ausgangsszenario
Kernenergie ® Braunkohle m Steinkohle Gase m Offene Gasturbinen
m Mineraldle m Wasser m Batterien m Biomasse Wind Onshore
m Wind Offshore Photovoltaik Andere (konv) m Andere (erneuerbar) m Flexibilitaten
Abbildung 3-1: Installierte Leistungen (Erzeugung und Flexibilitéten®) im Ausgangsszenario
in Deutschland 2040
Stromverbrauch

Analog zur installierten Leistung der Erzeugung und Flexibilitdten entsprechen die Grundannah-
men zum Stromverbrauch dem Szenario TN-Strom der LFS 3, die einen starken Ausbau der
Stromdirektnutzung und damit auch der Sektorenkopplung unterstellen. In der Variante ,70 GW
Offshore” ergibt sich daraus fiir das Jahr 2040 ein Gesamtstromverbrauch von 910 TWhej, wovon
618 TWhe auf den Verbrauch klassischer Stromanwendungen (u. a. Beleuchtung, Haushaltsge-
rate, Gewerbestrom, Schienenverkehr) und 294 TWh, auf die (teilweise) flexiblen Verbraucher
H,-Elektrolyse, Power-to-Heat (PtH) und E-Mobilitat entfallen.

Aufgrund des gewahlten Modellierungsansatzes (Dispatch-Modell unter Verwendung von jahr-
lichen Rahmenparametern auf Basis der Ergebnisse des Szenarios TN-Strom der LFS 3) werden
dem Strommarktmodell im Bereich der Stromnachfrage nur wenig Optimierungsmoglichkeiten
gegeben. Klassische Stromverbrauche (ohne Flexibilitdt) werden als unelastisch modelliert. Der
GroRteil flexibler Stromverbraucher, wie z. B. (dezentrale) Warmepumpen, Elektromobilitdt und
H,-Elektrolyseure kann in der Strommarktsimulation dahingehend optimiert werden, als dass
Verbrauchszeitpunkte, ggf. ausgehend von einer bedarfsgerechten/typischen Basisverbrauchs-
struktur, verschoben werden kénnen. Auf Jahresbasis bleibt die Summe dieser Stromverbrauche
allerdings weitestgehend?!” unverindert. Lediglich im Einsatz von Elektroheizkesseln zur Nah-
und Fernwarmeerzeugung (PtH-E-Kessel) sowie beim industriellen Lastmanagement kann das
Modell zusatzliche Stromnachfrage generieren oder Stromnachfrage kurzfristig abwerfen. Zu-
satzliche Nachfrage entsteht durch Warmeerzeugung mit PtH-E-Kesseln sofern dies, in einzelnen
oder mehreren Stunden, kostengiinstiger ist als die Warmeerzeugung aus KWK-Kraftwerken
und/oder Heizwerken. Lastreduktion findet bei DSM-Potenzialen der Industrie bei sehr hohen

16 Flexibilititen” = Demand Side Management (DSM) und Netzersatzanlagen

17 Ausnahme: Effizienzverluste, bspw. bei Warmepumpen, die durch Lastverschiebung entstehen kénnen.
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Strompreisen (ab ca. 220 EUR/MWh) in einzelnen Stunden statt. Da industrieller Lastverzicht
bezogen auf die nationalen Stromverbrauchsmengen der vorliegenden Szenarien nur eine stark
untergeordnete Rolle spielt (im niedrigen GWh-Bereich), tauchen wesentliche Unterschiede
zwischen den Szenarien nur beim Stromverbrauch der PtH-E-Kessel auf.®

In der Variante ,,52,5 GW Offshore” ergeben sich fiir nahezu alle Stromverbrauchskategorien
unverdnderte Werte, da diese exogen festgelegt sind. Lediglich der Verbrauch von E-Kesseln
wird Modellergebnis und liegt um 2 TWhe niedriger bei nun 22 TWhe,.

Die Rahmenannahmen zum Stromverbrauch sind in der Variante , Niedrige VLS“ ebenfalls un-
verandert. Unterschiede im Stromverbrauch treten jedoch ebenfalls in der flexiblen Verbrauchs-
kategorie ,,PtH - E-Kessel” auf. Durch die geringere Erzeugung der Wind-Offshore, liegt der Ver-
brauch von E-Kesseln mit 20 TWhe unterhalb der beiden anderen Varianten. Die Stromverbrau-
che der Varianten des Ausgangsszenarios sind in Abbildung 3-2 dargestellt.

1000 913 910 908
900 — I EE—
28 28 28
118 118 118
800 24 22 20
69 69 69
o 600
©
S 500
[¢]
<
S 400
300
200
100
0
70 GW Offshore 52,5 GW Offshore Niedrige VLS
Ausgangsszenario
m klassischer Stromverbrauch Warmepumpen (dezentral) m PtH - GroRwarmepumpen
m PtH - E-Kessel E-Mobilitat m H2-Elektrolyse

— Nettostromverbrauch

Abbildung 3-2: Stromverbrauch nach Verbrauchskategorien im Ausgangsszenario in
Deutschland 2040

Erzeugungsbilanz

In den Varianten ,, 70 GW Offshore” sowie ,52,5 GW Offshore” wird 2040 die Stromnachfrage in
Deutschland von knapp UGber 910 TWhe zum Uberwiegenden Teil (ca. 700 TWhe oder 77 %)
durch erneuerbare Energien gedeckt, wahrend thermische Kapazitdten mit ca. 160 TWhe (ca.
17 %) zur Bedarfsdeckung beitragen. Der restliche Bedarf von knapp tiber 50 TWhe (ca. 6 %) wird
durch Importe bedient.

Der Abtausch von Wind Onshore- mit Offshore-Leistung spiegelt sich erwartungsgemaR in der
Erzeugungsbilanz wider. Die Wind Offshore-Erzeugung ist mit 281 TWhe in der Variante ,, 70 GW

18 Weitere Szenario-abhangige VerbrauchsgréBen sind der Eigenverbrauch von Kraftwerken, Pump- und Batteriespeicherverluste
und Netzverluste. Diese Effekte werden hier (bei der Auswertung der Stromverbrauche) allerdings nicht bertcksichtigt, sondern
flieRen in die Ergebnisse zur Erzeugungsbilanz ein.
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Offshore” um 72 TWhe hoher als in der Variante ohne beschleunigten Offshore-Ausbau. Die Er-
zeugung von Wind Onshore ist im Gegenzug um 67 TWhe verringert.?® Bis auf eine geringfiigige
Veradnderung in der Stromerzeugung aus Erdgas (-3 TWhg) ist die Erzeugung der tbrigen Ener-
gietrager unverandert gegenilber der Basisrechnung.

In der Variante ,Niedrige VLS“ sinkt die Erzeugung aus Offshore-Windenergieanlagen im Ver-
gleich zur Variante ,, 70 GW Offshore” gemalR der Rahmenannahmen deutlich um etwa 40 TWhg
auf 240 TWhe. Zur Kompensation dieser fehlenden Strommenge wird mehr Strom importiert
(81 TWhe im Vergleich zu 52 TWhe). Des Weiteren leisten Erzeugungsanlagen auf Gas-Basis ei-
nen etwas hoheren Beitrag zur Stromerzeugung (145 TWhe im Vergleich zu 136 TWhe). Die
Werte der librigen Energietrager weisen keine nennenswerten Veranderungen auf.

Die Erzeugungsbilanzen fir alle drei Varianten des Ausgangsszenarios sind in Abbildung 3-3 dar-

gestellt.
1000 912 910 908
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=200 — 23 I 2 4
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-200
70 GW Offshore 52,5 GW Offshore Niedrige VLS
Ausgangsszenario
Kernenergie Gase m Offene Gasturbinen m Mineraldle
m Wasser m Batterien m Biomasse Wind Onshore
m Wind Offshore Photovoltaik Andere (konv) m Andere (erneuerbar)
m Flexibilitaten EE-Abregelung Netto-Importe Summe

Abbildung 3-3: Erzeugungsbilanz im Ausgangsszenario in Deutschland 2040

CO,-Emissionen

Wie in Abschnitt 2.4 erldutert, ist Wasserstoff bei den zugrunde gelegten Preisannahmen nicht
konkurrenzfahig zu Erdgas®®, wobei in diesem Gutachten keine Analysen zur Wirtschaftlichkeit
von Wasserstoff in der Stromversorgung bei abweichenden Preisentwicklungen oder Férderme-
chanismen vorgenommen wurden. Erdgas und Wasserstoff sind bei den Ergebnissen zur Strom-
erzeugung daher gemeinsam als Energietrager ,Gase” ausgewiesen. Vor diesem Hintergrund

19 Die Differenz von rd. 5 TWh bzw. knapp 1 % der gesamten Windstromerzeugung zwischen Ader Mehrerzeugung von 72 TWh bei
Wind Offshore und der Mindererzeugung von 67 TWh bei Wind Onshore in der ,70 GW Offshore“-Variante gegenuiber der ,52,5
GW Offshore“-Variante ist durch eine modelltechnische Unscharfe beim Abtausch der Onshore- mit den Offshore- Leistungen zu
erklaren: Da die Bemessung der zu mindernden Onshore- Windleistung, die zur Kompensation der héheren Offshore- Windstrom-
erzeugung dient, auf Basis von vorab geschatzten VLS fir die resultierenden Onshore- und Offshore- Windleistungen vorgenommen
wurde, kann diese von den finalen, im Rahmen der Modellrechnung generierten VLS bzw. Erzeugungsmengen leicht abweichen.
Dadurch ergeben sich leichte Unschérfen, die jedoch mit knapp 1 % der gesamten Windstromerzeugung keine relevante GroRen-
ordnung einnehmen.

20 Wasserstoffpreis: 91 EUR2021 je MWh; Einsatzkosten Erdgas (inkl. CO2-Kosten): 47 EUR/MWhn
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kann fir die CO2-Emissionen lediglich eine Maximal-Abschatzung vorgenommen, die fir den
Fall gilt, dass die gasbasierte Stromerzeugung ganzlich ohne Wasserstoff stattfindet.

Die maximalen CO,-Emissionen in der deutschen Stromerzeugung im Ausgangsszenario betra-
gen:

= 97,1 Mio. t CO;in der Variante ,, 70 GW Offshore”,

= 96,2 Mio. t CO; in der Variante ,52,5 GW Offshore” und

98,7 Mio. t CO; in der Variante , Niedrige VLS”.

Strompreise

Fir die Variante ,, 70 GW Offshore” ergibt sich aus dem Modell fiir Deutschland 2040 ein durch-
schnittlicher Strompreis von 41,94 EUR/MWh. In der Variante ,52,5 GW Offshore” liegt der Mit-
telwert leicht darlber bei 43,94 EUR/MWh. Aus Tabelle 3-2 ist zu entnehmen, dass die meisten
weiteren Strompreiskennzahlen zwischen den beiden Rechnungen ebenfalls nur geringflgige
Differenzen aufweisen. So liegen das 25 %-, das 75 %-Quantil sowie das Strompreismaximum
nicht deutlich auseinander. Auffallend ist der Unterschied allerdings im Median der stiindlichen
Strompreise. So liegt dieser mit 34,41 EUR/MWh in der Variante ,52,5 GW Offshore” deutlich
Gber dem Wert in der Variante ,, 70 GW Offshore” (25,93 EUR/MWh). Der Effekt ist auf die ste-
tigere Einspeisestruktur der Wind Offshore zurlickzufiihren.

Fir die Variante , Niedrige VLS" ist sowohl am Median (ca. + 81 %) als auch am Mittelwert (ca.
+ 12 %) zu erkennen, dass das Preisniveau in dieser Variante deutlich héher liegt als in ihrer Re-
ferenz, 70 GW Offshore”. Der Preiseffekt schldgt in Stunden mittlerer Residuallast durch, da hier
die geringeren Volllaststunden der Offshore-Anlagen Wirkung entfalten. In den teuren Stunden
ohne nennenswerte Offshore-Erzeugung (hohe Residuallast, s. 75 %-Quantil) liegen die Werte
beider Rechnungen nicht weit auseinander. In den sehr glinstigen Stunden (25 %-Quantil) und
den teuersten Stunden (Maximum) ist das Preisniveau der Variante , Niedrige VLS” etwas nied-
riger als in der Referenzrechnung.

[EUR22i/MWh] | 70 GW Offshore 52,5 GW Offshore

41,9 43,9 46,8

25 %-Quantil 5,4 6,7 4,6
25,9 34,4 46,8
75 %-Quantil 82,4 82,2 82,2
539,0 523,8 474,7
Tabelle 3-2: Strompreiskennzahlen im Ausgangsszenario in Deutschland 2040

3.1.2 Europa

Installierte Leistung

Analog zu Deutschland sind die Annahmen zur installierten Leistung in den modellierten euro-
paischen Landern am Szenario TN-Strom der LFS 3 angelehnt. In der Variante ,, 70 GW Offshore”
sind 2040 insgesamt 1.246 GW,, Erneuerbare Energien (Wind, Photovoltaik, Wasser, Biomasse,
Andere) sowie 25 GW, Batterien und Flexibilitdten im Vergleich zu 232 GW, konventioneller
Leistung installiert.

Der Abtausch von Offshore- zu Onshore-Leistung fiir die Variante ,52,5 GW Offshore” resultiert

flir Europa in einer installierten Leistung von Wind Offshore von insgesamt 184 GWe (-49 GWg
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Ergebnisse der Strommarktsimulationen

im Vergleich zur Basisrechnung) und 435 GW, Onshore-Leistung (+54 GW,). Die Windenergie-
leistung in der Variante ,Niedrige VLS” entspricht der Variante ,, 70 GW Offshore”. Die installierte
Leistung der Uibrigen Energietrager ist zwischen allen drei Varianten unverandert. Abbildung 3-4
gibt einen Uberblick (iber die angenommene installierte Leistung in Europa im Ausgangsszena-
rio.

1600
1400 \14 \‘14 \‘—14
1200
1000
233 184 233
s 800
S
600
12 12 12
400
200 19 19 19
135 135 135
0 63 63 63
70 GW Offshore 52,5 GW Offshore Niedrige VLS
Ausgangsszenario
Kernenergie Gase m Offene Gasturbinen m Wasser
m Batterien m Biomasse Wind Onshore m Wind Offshore
Photovoltaik Andere (konv) m Andere (erneuerbar) m Flexibilitaten
Abbildung 3-4: Installierte Leistungen (Erzeugung und Flexibilitéten®) im Ausgangsszenario
in Europa (ohne DE) 2040
Stromverbrauch

Wie flr Deutschland entsprechen die Grundannahmen zum Stromverbrauch im europaischen
Ausland dem Szenario TN-Strom der LFS 3, die einen starken Ausbau der Sektorenkopplung un-
terstellen. In allen Varianten ergibt sich daraus fiir das Jahr 2040 ein Gesamtstromverbrauch von
knapp 3.469 TWhe, wovon mit 2.630 TWhe etwa 76 % auf den Verbrauch klassischer Stroman-
wendungen (u. a. Beleuchtung, Haushaltsgerdte, Gewerbestrom, Schienenverkehr) und etwa
24 % (rund 840 TWhe) auf die (teilweise) flexiblen H,-Elektrolyse, Power-to-Heat (PtH) und E-
Mobilitat entfallen.

Die Stromverbraduche fir alle drei Varianten sind flir das Jahr 2040 in Abbildung 3-5 grafisch
dargestellt. Wie fur Deutschland unterscheiden sich diese (annahmenbedingt) im Wesentlichen
nur beim Stromverbrauch der PtH-E-Kessel (Vgl. Abschnitt 3.1.1).

21 Flexibilititen” = Demand Side Management (DSM) und Netzersatzanlagen
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— Nettostromverbrauch

Abbildung 3-5: Stromverbrauch nach Verbrauchskategorien im Ausgangsszenario in Europa
(ohne DE) 2040

Erzeugungsbilanz

Die Nettostromerzeugung im modellierten europaischen Ausland liegt in den Varianten ,, 70 GW
Offshore” und , Niedrige VLS bei insgesamt 3.526 TWhe und in der Variante ,52,5 GW Offs-
hore” geringfligig niedriger bei 3.519 TWhe. Da Deutschland im Ausgangsszenario in 2040 Netto-
Importeur ist, tritt das europdische Ausland konsequenterweise in Summe als Netto-Exporteur
auf.

Die erneuerbaren Energietrager sind gemal des Szenariorahmens die wichtigsten Energietrager
in der europaischen Stromerzeugung. So liegt der Anteil der erneuerbaren Energien an der Ge-
samterzeugung (abzgl. Nettoimporte) in allen Varianten des Ausgangsszenarios bei circa 81%
und damit leicht tGber dem Anteil in Deutschland (ca. 77 %). Allerdings muss im europdischen
Ausland im Gegensatz zu Deutschland EE-Erzeugung im nennenswerten Mal abgeregelt wer-
den. In Deutschland ist wegen des beschlossenen Ausstiegs aus der Kernenergie Erdgas der ein-
zige wichtige konventionelle Energietrager im Jahr 2040. Wahrenddessen spielt neben Erdgas
(294 TWhe in der Variante ,70 GW Offshore”, 302 TWhg in der Variante ,52,5 GW Offshore”
bzw. 306 TWhe in der Variante , Niedrige VLS”) die Kernenergie als steuerbare Leistung eine
wichtige Rolle in der europaischen Stromerzeugung (325 TWhe, 327 TWhe bzw. 335 TWhg)).

Alle einzelnen Werte der Erzeugungsbilanz kénnen der nachfolgenden Abbildung 3-6 entnom-
men werden.
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Abbildung 3-6: Erzeugungsbilanz im Ausgangsszenario in Europa (ohne DE) 2040

CO,-Emissionen

Die maximalen?? CO,-Emissionen der Stromerzeugung im modellierten Ausland im Ausgangssze-
nario betragen

= 220 Mio. t CO; in der Variante ,, 70 GW Offshore”,

= 223 Mio. t CO; in der Variante , 52,5 GW Offshore” und

= 225 Mio. t CO; in der Variante ,Niedrige VLS“.
3.2 Erstes Vergleichsszenario

In den folgenden Abschnitten werden die Ergebnisse der Strommarktsimulationen fiir das erste
Vergleichsszenario aufgezeigt und erlautert. Im ersten Vergleichsszenario wird davon ausgegan-
gen, dass zwischen den Offshore Windparks in Nord- und Ostsee zusatzliche Netzinfrastruktur
ausgebaut wird, die — neben dem unidirektionalen Transport des Windstroms an Land — auch
zum internationalen Stromaustausch genutzt wird (siehe Abschnitt 2.5).

Die Ergebnisse werden zunéchst fiir Deutschland dargestellt und anschliefend fiir Europa bzw.
das modellierte Ausland. Aufgrund der besonderen Relevanz der Offshore Hubs im ersten Ver-
gleichsszenario werden in Abschnitt 3.2.3 zusatzliche, Offshore Hub- spezifische Ergebniskenn-
zahlen betrachtet.

3.2.1 Deutschland

Installierte Leistung

Die installierte Leistung im ersten Vergleichsszenario entspricht der Variante ,, 70 GW Offshore”
des Ausgangsszenarios (siehe Darstellungen in Abschnitt 3.1.1).

22 Bei Unterstellung vollstandiger Abwesenheit von Wasserstoff in der Stromerzeugung.
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Stromverbrauch und Erzeugungsbilanz

Gemall den Rahmenannahmen sind die meisten Bestandteile des Stromverbrauchs im ersten
Vergleichsszenario identisch zur Variante ,70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios. So werden
der klassische Stromverbrauch sowie der jahrliche Stromverbrauch von dezentralen Warme-
pumpen, GroBwarmepumpen, der H2-Elektrolyse sowie der Elektromobilitat Gber alle Varianten
konstant gehalten.? Unterschiede im Stromverbrauch kénnen sich daher nur bei den endogen
modellierten E-Kesseln ergeben (vgl. Abschnitt 3.1.1). Die Stromverbraduche fir alle fiinf Varian-
ten fallen fast identisch und etwas héher als im Ausgangsszenario aus (um 2 TWh in der Variante
»70 GW Offshore” bis 5 TWh in der Variante mit Niedrigen VLS). Die Gesamtstromverbrauche
entsprechen den Summen der Erzeugungsbilanz in Abbildung 3-7.

Die Erzeugungsbilanzen der flinf Varianten des ersten Vergleichsszenarios sind in absoluten Zah-
len in Abbildung 3-7 dargestellt.

Die zusatzliche Vernetzung in der Nord- und Ostsee mit einer teilweisen hybriden Anbindung
der Offshore-Windparks flihrt in allen finf Szenario-Varianten zu einer erheblichen Reduktion
der thermischen Stromerzeugung (Gas-/H,-basiert) in Deutschland sowie zu h6heren Netto-Im-
porten. Ursachlich hierfiir sind die durch die Vernetzung verbesserten Importmaoglichkeiten fir
Strom aus anderen Nordsee- oder- Ostseeanrainerstaaten. Darliber hinaus ergeben sich in den
Varianten des ersten Vergleichsszenarios Abregelungen von Strom aus Offshore-Windenergie-
anlagen, die teilweise auf die Netzrestriktionen im Flow-based-Modell zuriickzufiihren sind (vgl.
Erlduterung in Abschnitt 3.2.3).2* Die librigen GréRen der Erzeugungsbilanzen unterscheiden
sich nicht wesentlich von den Ergebnissen des Ausgangsszenarios.
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Erstes Vergleichsszenario
Erdgas/H2 m Offene Gasturbinen m Mineraldle m Wasser
m Biomasse Wind Onshore m Wind Offshore Photovoltaik
Andere (konv) m Andere (erneuerbar) m Flexibilitaten EE-Abregelung
Netto-Importe Summe
Abbildung 3-7: Erzeugungsbilanzen im ersten Vergleichsszenario in Deutschland 2040

Zusatzlich konnen Abbildung 3-8 die Differenzen der Erzeugungsbilanzen zur jeweiligen Ver-
gleichsvariante des Ausgangsszenarios entnommen werden.

23 Bei Stromverbrauchern mit Flexibilitit in Form von Lastverschiebepotenzial (u. a. Warmepumpen, E-Mobility, H2-Elektrolyseure)
wird im Rahmen der Strommarktsimulation der stiindliche Einsatz optimiert, nicht aber der Jahresverbrauch.

24 Es ist zu beachten, dass sich unterschiedliche EE-Abregelungen auch aus den Netzbetriebssimulationen ergeben kénnen, die fur

einen Gesamtvergleich der Szenarien relevant sind (s. Kapitel 4)
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Ergebnisse der Strommarktsimulationen

Im Vergleich der flinf Varianten lasst sich festhalten, dass die Effekte der Offshore-Vernetzung
im Strommarkt, die sich jeweils in den Differenzen zur Vergleichsvariante des Ausgangsszenarios
auBern, in vergleichbaren GroRenordnungen liegen. Dabei ist zu beachten, dass in den Modell-
rechnungen mit geringerer Offshore Erzeugungskapazitat (52,5 GW) und in der Variante , Refe-
renz Vernetzung” auch die Offshore-Netzkapazitdten geringer ausfallen als in den Gibrigen Vari-
anten.

Die Effekte der beiden Varianten ,,70 GW Offshore” und ,Referenz Heimatmarkt” fallen sehr
ahnlich aus: bei der hybriden Anbindung fallen leicht hhere (netzbedingte) EE-Abregelungen in
Deutschland an, denen leicht héhere Nettoimporte gegentliberstehen. Dies ist im Vergleich der
Varianten darauf zurilickzufiihren, dass in der Variante , 70 GW Offshore” die hybrid angebun-
denen Offshore-Windparks in OBZ angenommen werden (sodass sie mit Importen um die Nut-
zung der Anbindungskapazitaten konkurrieren), wahrend in der , Referenz Heimatmarkt“ ein
Heimatmarktmodell angenommen wird, sodass fiir die hybrid angebundenen Offshore-Wind-
energieanlagen eine vorrangige Nutzung Anbindungsleitungen unterstellt wird.
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©
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40
70 GW Offshore Ref. Heimatmarkt Ref. Vernetzung 52,5 GW Offshore Niedrige VLS
VS. VS. VS. VS. VS.
Ausg. 70 GW Ausg. 70 GW Ausg. 70 GW Ausg. 52,5 GW Ausg. Niedrige VLS
Offshore Offshore Offshore Offshore
Erdgas/H2 m Wind Offshore EE-Abregelung Netto-Importe

Abbildung 3-8: Erzeugungsbilanzen im ersten Vergleichsszenario Deutschland 2040: Diffe-
renzen zur jeweiligen Variante des Ausgangsszenarios

CO;,-Emissionen

Die maximalen® CO,-Emissionen der Stromerzeugung in Deutschland im ersten Vergleichssze-
nario sind der nachfolgenden Tabelle zu entnehmen.

Ausgangsszenario

70 GW Offshore 88,7 -8,4

Referenz Heimatmarkt 88,4 -8,7
Referenz Vernetzung 88,8 -8,3
52,5 GW offshore 92,2 -4,0
Niedrige VLS 90,6 -8,1

Tabelle 3-3: Maximale CO,-Emissionen im ersten Vergleichsszenario fiir Deutschland

25 Bei Unterstellung vollstandiger Abwesenheit von Wasserstoff in der Stromerzeugung.
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Strompreise

Die Vernetzung in Nord- und Ostsee fiihrt in Deutschland in allen Varianten des ersten Ver-
gleichsszenario zu niedrigeren Strompreisen in samtlichen Preisbereichen (siehe Tabelle 3-4).
Der durchschnittliche Strompreis liegt zwischen 6,7 EUR2021 je MWh in der Variante ,,52,5 GW
Offshore” und 10,5 bis 12,0 EUR2021 je MWh in den Varianten mit schnellerem Offshore Wind-
ausbau deutlich bis sehr deutlich unter den Basepreisen des Ausgangsszenarios. Diese Beobach-
tung ist konsistent zu den in der Erzeugungsbilanz verzeichneten hoheren Netto-Importen.
Durch die verbesserten Moglichkeiten flir den grenziiberschreitenden Stromhandel wird giins-
tiger Strom aus den Nachbarlandern an Nord- und Ostsee nach Deutschland importiert, der das
Preisniveau senkt.

Dabei ist erkennbar, dass die Preissenkungen in Deutschland (bezogen auf die Mittelwerte)
umso stirker ausfallen, je mehr zusétzliche, fiir in den internationalen Handel freie Ubertra-
gungsnetzkapazitat zur Verfligung steht. In Konsistenz mit den geringeren Offshore Windkapa-
zitdten wurden im ersten Vergleichsszenario in der Variante ,,52,5 GW Offshore” auch die Offs-
hore-Netzkapazitaten gegentiber der Variante ,70 GW Offshore” geringer parametrisiert (Vgl.
Abschnitt 2.6). Entsprechend fallen die Preiseffekte durch die Offshore-Vernetzung in der Vari-
ante ,52,5 GW Offshore” deutlich moderater aus als in der ,, 70 GW Offshore” (Ausnahme: An-
derung des Medians). In der Variante ,Niedrige VLS” hingegen wurden identische Netzkapazita-
ten unterstellt, wie in der Variante ,, 70 GW Offshore”. Durch die geringeren Volllaststunden in
den Offshore-Windparks bedeutet dies mehr freie Offshore Leitungskapazitat fur den internati-
onalen Handel, wodurch wiederum die Preiseffekte im Mittel steigen. Besonders stark sind die
Preiseffekte in Stunden mit hohen Preisen (insbes. 75%-Quantil), in denen bei hoher Residuallast
in Deutschland inlandische, thermische Stromerzeugung von glinstigeren Importen verdrangt
werden. In Stunden mit niedrigen Preisen (25%-Quantil) sind die Preiseffekte weniger stark. Ver-
gleicht man die Preiseffekte zwischen den Varianten des ersten Vergleichsszenarios mit 70 GW
installierter Offshore-Windleistung (,,70 GW Offshore”, , Referenz Heimatmarkt“ und ,,Referenz
Vernetzung”), sind es die niedrigen Preise (25%-Quantil), bei denen sich die Varianten am starks-
ten unterscheiden, mit einer Differenz zum Ausgangsszenario von - 3,7 EUR2021 je MWh in der
Variante ,, 70 GW Offshore” bis — 7,7 EUR2021 je MWh in der Variante ,Referenz Vernetzung”.
Dieser Effekt ist auf die vorrangige bzw. ausschlieBliche Nutzung der Offshore-Netzanbindungs-
kapazitat durch die deutschen Offshore Windparks zurtickzufiihren, was im Vergleich zur Vari-
ante ,, 70 GW Offshore” zu einer erhhten Windstromeinspeisung in die Deutsche Gebotszone
in Stunden mit viel Winddargebot fihrt.

Wie bei der Erzeugungsbilanz sind die Unterschiede der Effekte der beiden Varianten
»70 GW Offshore” und ,Referenz Vernetzung” von geringem Ausmal. In den Niedrigpreisstun-
den und im Mittelwert sind die Preisdampfenden Effekte etwas starker (u. a. durch die geringere
EE-Abregelung der deutschen Offshore-Windparks), in den héheren Preisbereichen minimal
niedriger.
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Strompreiskennzahlen fiir Deutschland 2040 im ersten Vergleichsszenario
Differenzen zum Ausgangsszenario

70 GW Referenz Referenz 52,5 GW
26

11,1 12,6 14,7 6,8 11,6
3,7 5,6 7,7 1,2 0,7
m 14,7 15,4 15,9 16,0 32,1
23,1 23,2 22,9 21 14,9
| maximum  [EEEEERE -233,2 -230,7 -193,3 -164,3

Tabelle 3-4:  Strompreiskennzahlen im ersten Vergleichsszenario Deutschland 2040: Differen-
zen zum Ausgangsszenario

3.2.2 Europa

Installierte Leistung

Die installierte Leistung im ersten Vergleichsszenario entspricht der Variante ,, 70 GW Offshore”
des Ausgangsszenarios (siehe Darstellungen in Abschnitt 3.1.2).

Stromverbrauch

Die Offshore-Hubs haben keinen nennenswerten Einfluss auf den Stromverbrauch im europai-
schen Ausland. Die exogen festgelegten Verbrauchskategorien sind annahmegemaR unveran-
dert zum Ausgangsszenario. Lediglich der Verbrauch von PtH-E-Kesseln variiert zwischen den
Varianten und im Vergleich zum Ausgangsszenario um circa 1 %. Die Gesamtstromverbrdauche
entsprechen der Summe der Erzeugungsbilanz in Abbildung 3-9.

Erzeugungsbilanz

Die Erzeugungsbilanzen fiir das modellierte Ausland (,Europa“) sind in den folgenden beiden
Abbildungen ausgewiesen: In Abbildung 3-9 in absoluten Zahlen sowie in Abbildung 3-10 als Dif-
ferenzen zur jeweiligen Vergleichsrechnung bzw. Variante im Ausgangsszenario.

Dabei sind folgende Auswirkungen der Offshore-Vernetzung in den europdischen Nachbarlan-
dern festzuhalten. Zunachst zeigt sich eine bessere Integration der EE-Einspeisung in die Strom-
markte, und zwar durch EE-Abregelungen, die um 54 TWh in der Variante ,52,5 GW Offshore”
(gegenlber dem Ausgangsszenario in der Variante ,52,5 GW Offshore”) bis zu 75 TWh in der
Variante ,Referenz Vernetzung” (gegeniiber dem Ausgangsszenario in der Variante ,70 GW
Offshore”) geringer ausfillt.?”’” Durch die hohere EE-Einspeisung werden in der Folge Kernkraft-
und Gas-/H2-basierte Stromerzeugung verdrangt und die Netto-Exporte (negative Netto-Im-
porte) weiter gesteigert.

% Die Differenzen der Preiskennzahlen gelten jeweils fiir den Vergleich mit der gleichnamigen Variante des Ausgangsszenarios. Das
Erstes Vergleichsszenario ,,Referenz Vernetzung” wird mit dem Ausgangsszenario in der Variante ,70 GW Offshore” verglichen.

27 Die Differenzen bei der EE-Abregelung sind in der Abbildung positiv abgebildet, da die EE-Abregelungen (in absoluten Zahlen) in
die Erzeugungsbilanzen mit negativem Vorzeichen eingehen. Weitere EE-Abregelungen ergeben sich bei den Redispatch-Simulatio-
nen (s. Abschnitt 4)
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Abbildung 3-9: Erzeugungsbilanzen im ersten Vergleichsszenario in Europa (ohne DE) 2040
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Abbildung 3-10:  Erzeugungsbilanzen im ersten Vergleichsszenario fiir Europa (ohne DE) 2040:
Differenzen zur jeweiligen Variante des Ausgangsszenarios (ein positiver
Wert fiir EE-Abregelung bedeutet, dass weniger Abregelung als im Ausgangs-
szenario erforderlich ist)

CO,-Emissionen

Die maximalen?® CO,-Emissionen der Stromerzeugung im modellierten Ausland (Europa) im ers-
ten Vergleichsszenario sind der nachfolgenden Tabelle zu entnehmen.

28 Bei Unterstellung vollstandiger Abwesenheit von Wasserstoff in der Stromerzeugung.
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Ausgangsszenario

70 GW Offshore 215 -5,2

Referenz Heimatmarkt 214 -6,1
Referenz Vernetzung 213 -7,2
52,5 GW offshore 220 -3,3
Niedrige VLS 217 -8,1

Tabelle 3-5: Maximale CO2-Emissionen im ersten Vergleichsszenario fiir Europa (ohne DE)

3.2.3 Offshore Hub-spezifische Ergebnisse

Variante "70 GW Offshore"

Im Rahmen der Marktergebnisse sind im Bereich der Offshore-Hubs vor allem die Ergebnisse in
Bezug auf die Nutzungsformen Abtransport der auf See erzeugten Windstromerzeugung und
Durchleitung von Stromflissen, d.h. Nutzung der Hub-Anbindungen als multidirektionale Strom-
transferleitungen von Interesse.

In Abbildung 3-11 sind fiir jeden Hub die Stromerzeugung sowie die Stromdurchleitungen dar-
gestellt. Dabei ist zu erkennen, dass die Netzinfrastruktur samtlicher Hubs nicht nur zum Ab-
transport des offshore erzeugten Windstroms genutzt werden, sondern auch zur Durchleitung
von Stromflissen aus angrenzenden Gebotszonen in andere angrenzende Gebotszonen (Durch-
leitung). Das AusmaR der Hub-Nutzungen fallt dabei recht unterschiedlich aus. Die Deutschen
Hub-Anbindungen werden mit 103 TWh in etwa so stark zur Durchleitung genutzt, wie zum Ab-
transport des offshore erzeugten Stroms (98 TWh) — der Nutzen der Netzinfrastruktur geht hier
also sehr weit lber den einer einfachen Anbindung von Offshore-Erzeugungsleistung ans Fest-
land hinaus. In dhnlichem AusmaR gilt dies fiir die britischen, niederlandischen, belgischen und
polnischen Hub-Anbindungen. Auch hier sind jeweils die Durchleitungen in vergleichbarer Héhe
zum erzeugten Windstrom. Die danische Hub-Netzinfrastruktur wird deutlich weniger zur
Durchleitung genutzt, die norwegische hingegen fast ausschlieRlich.
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Abbildung 3-11:  Stromerzeugung und Durchleitung der Offshore Hubs im ersten Vergleichs-
szenario (Variante ,,70 GW Offshore") 2040
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Ergebnisse der Strommarktsimulationen

In Abbildung 3-12 werden die Auswirkungen der hybriden Anbindungen in Form der Offshore-
Hubs auf einerseits die transnationalen Stromaustausche und andererseits die markbedingten
EE-Abregelungen® in den Nord- und Ostseeanrainerstaaten gezeigt. Dabei werden fiir jedes
Land (in Summe aus Onshore-Heimatnetz und Offshore-Hubs) die Differenzen der Netto-Im-
porte (dunkelgriin) und marktbedingten EE-Abregelung (griin) zum Ausgangsszenario (Variante
»,70 GW Offshore”) abgetragen. Es ist zu erkennen, dass die Hub-L6sung im Vergleich zum Aus-
gangsszenario zu moderat hoheren EE-Abregelungen in Deutschland, Belgien, den Niederlanden
und Polen fiihrt, wahrend diese in Danemark, GroBbritannien, Norwegen und Schweden teil-
weise stark abnehmen. Insgesamt nehmen die EE-Abregelungen in den Landern mit Hub-Betei-
ligungen deutlich ab. Der Grund fir die hohere EE-Abregelung in Deutschland, wo die EE-Abre-
gelung im Ausgangsszenario nahezu Null und im vorliegenden Szenario mit hybrider Anbindung
ca. 6 TWh betragt (und ausschlieBlich in den deutschen Offshore Hubs anfallt), liegt in der Be-
ricksichtigung der Netzrestriktionen im FBMC-Modell fiir die deutschen Offshore Hubs. Bei ra-
dialer Anbindung der deutschen Offshore Windpark an den Heimatmarkt (Ausgangsszenario)
wird die Netzanbindung an das Onshore-Netz ausschlieBlich zur Integration der Offshore Wind-
einspeisung in den Heimatmarkt genutzt. Im Szenario mit hybrider Anbindung stellt die Netzinf-
rastruktur der Offshore Hubs internationale Austauschkapazitat dar und muss nach den Regeln
des Flow-based-Modells internationale Handelsfliisse zulassen, wodurch Netzrestriktionen fir
den Abtransport des deutschen Offshore Windstroms entstehen — es kommt zu Abregelungen.

Kompensiert werden die gestiegenen (marktbedingten) EE-Abregelungen durch zusatzliche Net-
toimporte. In den Landern mit geringeren EE-Abregelungen hingegen sinken die Netto-Importe,
in Schweden und Norwegen gar im Verhaltnis 1:1 in Danemark und GroRbritannien weitestge-
hend.
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Abbildung 3-12:  Differenz der Netto-Importe und marktbedingten EE-Abregelung in Lédndern
mit Offshore-Hubs im ersten Vergleichsszenario im Vergleich zum Ausgangs-
szenario (Variante "70 GW Offshore") 2040

2 Es ist zu beachten, dass sich unterschiedliche EE-Abregelungen auch aus den Netzbetriebssimulationen ergeben kénnen, die fur
einen Gesamtvergleich der Szenarien relevant sind (s. Kapitel 4)
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Ergebnisse der Strommarktsimulationen

Variante "52,5 GW Offshore"

Die Erzeugungsmengen und Durchleitung in Variante ,52,5 GW Offshore” sind in Abbildung 3-13
fur die jeweiligen Hubs abgetragen. Aufgrund der geringeren Kapazitaten sowohl bei den Offs-
hore Windparks als auch bei den Netzkapazitaten fallen die Energiemengen bei Erzeugung und
Durchleitung niedriger aus als in der Variante ,, 70 GW Offshore”. Davon abstrahiert bleiben die
Kernaussaugen dieser Auswertung jedoch auch fir die ,52,5 GW Offshore” bestehen: die Hub-
Netzinfrastur wird sehr umfanglich auch fiir den Stromaustausch zwischen den Landern genutzt.
Auch hier sind die durchgeleiteten Strommengen in einigen Fallen groRer als die im jeweiligen
Hub erzeugten und abtransportierten Windstrommengen. Einzige Ausnahme bleibt Norwegen.
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* Baltic Energy Hub mit Standort in Danemark und Direktverbindung nach Deutschland.

Abbildung 3-13:  Stromerzeugung und Durchleitung der Offshore Hubs im ersten Vergleichs-
szenario (Variante "52,5 GW Offshore") 2040

In Abbildung 3-14 sind Differenzen der EE-Abregelung und der Nettoimporte fiir die Variante
»52,5 GW Offshore” im Vergleich zur ,,52,5 GW Offshore“-Variante des Ausgangsszenarios ab-
getragen. Auch bei dieser Auswertung bleiben die Aussagen strukturell identisch mit den Er-
kenntnissen bei der Variante ,70 GW Offshore”. Die zusatzliche Vernetzung in Nord- und Ostsee
flhrt auch bei langsamerem Ausbau der Offshore-Windenergie zu zusatzlichem internationalen
Stromhandel und verringert in Summe die Abregelung von EE-Strom in den Nord- und Ostsee-
anrainerstaaten.
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Abbildung 3-14:  Differenz der Netto-Importe und EE-Abregelung in Ldndern mit Offshore-
Hubs im ersten Vergleichsszenario im Vergleich zum Ausgangsszenario (Vari-
ante "52,5 GW Offshore") 2040

Variante "Niedrige VLS"

Abbildung 3-15 zeigt fiir jeden Hub die Stromerzeugung sowie die Stromdurchleitungen. Wie in
der Variante ,, 70 GW Offshore” (s. oben) wird auch hier die Netzinfrastruktur samtlicher Offs-
hore-Hubs nicht nur zum Abtransport des offshore erzeugten Windstroms genutzt, sondern
auch zur Durchleitung von Stromfliissen. Aufgrund der geringeren Volllaststunden in diesem
Szenario fallt der Anteil der Durchleitungen fir die deutschen Hubs noch einmal hoher aus als
in der Variante ,, 70 GW Offshore” mit hoherer Windstromerzeugung. Fiir die Hubs der anderen
Lander sind die Ergebnisse weitgehend deckungsgleich mit der Variante mit hohen VLS. Der Nut-
zen der Hub-Netzinfrastruktur geht auch hier sehr weit iber den der Anbindung von Offshore-
Erzeugungsleistung ans Festland hinaus.
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* Baltic Energy Hub mit Standort in Danemark und Direktverbindung nach Deutschland.

Abbildung 3-15:  Stromerzeugung und Durchleitung der Offshore Hubs im ersten Vergleichs-
szenario (Variante "Niedrige VLS") 2040
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Ergebnisse der Strommarktsimulationen

In Abbildung 3-16 sind die Differenzen der Netto-Importe und EE-Abregelung zum Ausgangssze-
nario (Variante , Niedrige VLS) dargestellt, um die Auswirkungen der hybriden Anbindungen auf
die beiden GroRen zu bewerten. Die Ergebnisse fallen sehr dahnlich aus, wie bei hybrider Anbin-
dung in der Variante ,,70 GW Offshore” (mit h6heren VLS). In Deutschland, Belgien, den Nieder-
landen und Polen kommt es zu (zuséatzlicher) EE-Abregelung, in Deutschland allerdings in deut-
lich geringerem Ausmal als in der Variante mit hohen VLS (BE, NL, PL vergleichbar). In Déne-
mark, GroRbritannien und Norwegen fallt die Abregelung noch etwas geringer aus als in der
Variante mit hohen VLS.
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Abbildung 3-16:  Differenz der Netto-Importe und EE-Abregelung in Lédndern mit Offshore-
Hubs im ersten Vergleichsszenario im Vergleich zum Ausgangsszenario (Vari-
ante "Niedrige VLS") 2040

3.3 Zweites Vergleichsszenario

Nachfolgend werden die Ergebnisse der Marktsimulationen fir die Varianten des zweiten Ver-
gleichsszenario dargelegt und erldutert. Beim zweiten Vergleichsszenario steht der zusatzliche
Ausbau von Wasserstoff-Elektrolyseuren im Fokus, der im Lichte des vorliegenden Untersu-
chungsgegenstandes als Alternative zu Netzausbau zur Integration von Offshore Windstrom be-
trachtet werden kann. Die Ergebnisse werden, wie bei den vorherigen Szenarien zunachst fiir
Deutschland und anschlieRend fiir das modellierte europaische Ausland dargelegt.

3.3.1 Deutschland

Installierte Leistung

Die installierte Leistung im zweiten Vergleichsszenario entspricht der Variante ,, 70 GW Offs-
hore” des Ausgangsszenarios. Fiir die entsprechenden Angaben siehe Abschnitt 3.1.1.

Stromverbrauch

Analog zum ersten Vergleichsszenario entsprechen die meisten Bestandteile des Stromver-
brauchs im zweiten Vergleichsszenario der Variante ,,70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios.
Eine Ausnahme bildet, neben den endogen modellierten PtH-E-Kessel, die H;-Elektrolyse auf-
grund der erhdhten Elektrolyse-Kapazitat in diesem Szenario. Die Stromverbrauche fir alle drei
Varianten des zweiten Vergleichsszenarios sowie zum Vergleich auch fiir die Variante , 70 GW
Offshore” aus dem Ausgangsszenario sind in Abbildung 3-17 dargestellt.
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Abbildung 3-17:  Stromverbrauch nach Verbrauchskategorien im zweiten Vergleichsszenario
in Deutschland 2040

Es ist zu erkennen, dass der Stromverbrauch der Wasserstoffelektrolyse in den Varianten ,Elekt-
rolyse an Land” und , Niedrige VLS” bei 76 TWhe und in der Variante ,Elektrolyse auf See” bei
49 TWh liegt. An dieser Stelle ist darauf hinzuweisen, dass die Verbrduche der Offshore-Elekt-
rolyseure (ca. 45 TWhe) nicht in der Summe von 49 TWhe enthalten sind, da diese direkt mit
den Offshore-Windenergieanlagen (und einer Pipeline) und nicht mit dem Stromsystem verbun-
den sind. Des Weiteren fallt auf, dass im zweiten Vergleichsszenario die Verbrauche von PtH-E-
Kesseln in allen Varianten niedriger ausfallen als in der Ausgangsrechnung. Dies liegt an den
héheren Stromverbrauchen der Elektrolyseurkapazitdten, die bei gleichbleibender Erzeugung
als zusatzliche Nachfrager auftreten und lber ihren Preiseffekt die Warmeerzeugung mit E-Kes-
seln unwirtschaftlicher machen.

Erzeugungsbilanz

Die Erzeugungsbilanzen der drei Varianten des zweiten Vergleichsszenarios sowie — zum Ver-
gleich — die der Variante ,70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios sind in Abbildung 3-18 res-
pektive Abbildung 3-19 aufgetragen.
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Abbildung 3-18:  Erzeugungsbilanz im zweiten Vergleichsszenario in Deutschland 2040
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Abbildung 3-19:  Erzeugungsbilanzen im zweiten Vergleichsszenario Deutschland 2040: Diffe-
renzen zur jeweiligen Variante des Ausgangsszenarios

Der zusatzliche Stromverbrauch fiir die Elektrolyse im Vergleich zur Ausgangsrechnung wird ins-
besondere durch héhere Importe gedeckt. So werden in der Variante ,Elektrolyse an Land” mit
92 TWhe insgesamt 40 TWhe netto mehr Strom importiert als in der Ausgangsrechnung. In der
Variante , Elektrolyse auf See” liegt der Wert der Netto-Importe mit insgesamt 104 TWh¢ noch
einmal 12 TWhe hoher, was dadurch die Offshore-Elektrolyseure sowie die dazugehoérige Wind-
stromerzeugungsleistung, die nicht ans restliche Stromnetz angebunden sind, zu erklaren ist.
Unter anderem fillt dort (offshore) durch die windleistungsseitige Uberbauung (12 GWe Wind-
leistung fiir 10 GW. Elektrolyseurleistung) in Stunden mit Spitzenerzeugung Abregelung statt.
Weiterhin stellt die Direktanbindung der Offshore-Elektrolyseure an die Offshore-Windparks
aus der Perspektive des deutschen (Gesamt-) Stromsystems eine zusatzliche Restriktion fir die
Verteilung des erzeugten Stroms zu den Verbrauchern dar, die stromsystemische Ineffizienzen
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bedingt.’® Dies fiihrt dazu, dass mehr Importstrom zur Deckung der Inldndischen Nachfrage be-
notigt wird. In der Variante ,Niedrige VLS” sind die Netto-Importe nach Deutschland, bedingt
durch das geringere Energiedargebot mit 119 TWhe im Variantenvergleich am héchsten.

Ein deutlich kleinerer Teil des zusatzlichen Stromverbrauchs wird durch eine héhere Stromer-
zeugung aus Erdgas gedeckt. Diese liegt in der Variante ,,Elektrolyse an Land“ 2 TWhe hoher, in
Variante ,Elektrolyse auf See”“ 9 TWhe héher und in der Variante ,Niedrige VLS 11 TWhe hoher
als in der Ausgangsrechnung. Die Erzeugung aus erneuerbaren Energien ist in den Varianten
»Elektrolyse an Land“ und ,,Elektrolyse auf See” genauso hoch wie in der Ausgangsrechnung. Der
Unterschied in der Offshore-Erzeugung der Variante , Elektrolyse auf See” zu den anderen bei-
den Rechnungen ist dadurch zu erklaren, dass 49 TWhe, aus 12 GW. Windleistung, die in dieser
Variante direkt an die Offshore-Elektrolyseure angebunden sind, nicht ins Stromnetz eingespeist
werden.

CO,-Emissionen

Die maximalen3! CO-Emissionen der Stromerzeugung in Deutschland im zweiten Vergleichssze-
nario sind der nachfolgenden Tabelle zu entnehmen.

Ausgangsszenarlo

EIektronse an Land 96,6 -0,5

Elektrolyse auf See 98,4 +1,3
Niedrige VLS 99,0 +0,3

Tabelle 3-6: Maximale CO,-Emissionen im zweiten Vergleichsszenario fiir Deutschland

Strompreise

Die Strompreiskennzahlen der Szenario-Varianten sind in der nachfolgenden Tabelle 3-7 als Dif-
ferenzen zum Ausgangsszenario angegeben. Zunachst verursachen die Elektrolyseure an Land
wie auf See zusatzliche Stromnachfrage, wodurch die Strompreise im Mittel in allen drei Varian-
ten steigen.

Dariiber hinaus entfalten die zusatzlichen Elektrolyseurkapazitaten dampfende Effekte, sowohl
in Bezug auf Preisausschlage nach unten als auch auf hohe Preise. In vergleichsweise giinstigen
Stunden erzeugen die Elektrolyseure Wasserstoff und heben das Strompreisniveau an. So liegen
das 25%-Quantil sowie der Median der Strompreise in den Rechnungen des zweiten Vergleichs-
szenarios deutlich Gber den Werten der Variante ,, 70 GW Offshore” des zweiten Vergleichssze-
narios. Dieser Effekt ist in der Rechnung mit Offshore-Elektrolyseuren wesentlich starker, da
Offshore-Kapazitat ausschlieRlich fir die Elektrolyse bereitsteht und nicht am Strommarkt teil-
nimmt. In den eher teuren Stunden stellen die Elektrolyseure als flexible Verbraucher ihren Be-
trieb ein, weshalb das 75%-Quantil in den Vergleichsrechnungen nicht wesentlich von der Aus-
gangsrechnung abweicht. In der teuersten Stunde wirken die zusatzlichen Elektrolyseure preis-
dampfend. Grund dafiir ist eine veranderte Optimierung der Ubrigen Flexibilitditen im Markt
(Pumpspeicher, Batteriespeicher, etc.) im Zusammenspiel mit dem zusatzlichen Flexibilitatspo-
tenzial der Elektrolyseure, die in diesen Stunden einen héheren Beitrag auf der Angebotsseite

30 |n der Variante , Elektrolyse an Land” kann im Marktmodell jeder Verbraucher innerhalb derselben Gebotszone zu exakt identi-
schen Bedingungen mit Strom beliefert werden. In der Variante ,Elektrolyse auf See“ hingegen kdnnen die Offshore Elektrolyseure
ausschlieflich durch die direkt verbundenen Windparks beliefert werden, die ausschlieBlich die Offshore-Elektrolyseure prioritar
gegenuber der restlichen Nachfrage behandeln missen.

31 Bei Unterstellung vollstandiger Abwesenheit von Wasserstoff in der Stromerzeugung.
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bzw. Nachfrageflexibilitat leisten kbnnen. So liegt das Strompreismaximum in der Variante
,Elektrolyse an Land” rd. 84 €,01/MWh und in der Variante ,Elektrolyse auf See” rd.
75 €2021/MWh niedriger als in der Ausgangsrechnung. In der Variante , Niedrige VLS”.

Strompreiskennzahlen fiir Deutschland 2040 im zweiten Vergleichssze
Differenzen zum Ausgangsszenario

Tabelle 3-7:  Strompreiskennzahlen im zweiten Vergleichsszenario Deutschland 2040: Diffe-
renzen zum Ausgangsszenario

3.3.2 Europa

Installierte Leistung

Die installierte Leistung im zweiten Vergleichsszenario ist unverandert zur Variante ,, 70 GW Offs-
hore”. Fiir die entsprechenden Angaben siehe Abschnitt 3.1.2.

Stromverbrauch

Der Stromverbrauch im europdischen Ausland wird von den zusatzlichen Elektrolyseurkapazita-
ten in Deutschland kaum beriihrt. Die exogen festgelegten Verbrauchskategorien bleiben ge-
mak den Annahmen unverandert. Der Verbrauch von E-Kesseln liegt in den Rechnungen des
zweiten Vergleichsszenarios minimal unterhalb der Variante ,,70 GW Offshore” des Ausgangs-
szenarios. Die Summen des Stromverbrauchs entsprechen den Summen der Erzeugungsbilanzen
in Abbildung 3-20.

Erzeugungsbilanz

Da die Rahmenannahmen fiir das europaische Ausland unverandert zur Referenz im Ausgangs-
szenario sind, sind die Veranderungen in der Erzeugungsbilanz im zweiten Vergleichsszenario
auf Effekte der zusatzlichen Elektrolysekapazitat in Deutschland zurlickzufiihren. Die Ergebnisse
sind dazu in Abbildung 3-20 in absoluten Zahlen und in Abbildung 3-21 als Differenzen zu den
Varianten des Ausgangsszenarios abgebildet.

32 Die Varianten ,Elektrolyse an Land“ und ,Elektrolyse auf See” werden mit dem Ausgangsszenario in der Variante ,, 70 GW Off-
shore” verglichen, die Variante ,Niedrige VLS” mit der Variante ,Niedrige VLS”.
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Abbildung 3-20:  Erzeugungsbilanz im zweiten Vergleichsszenario in Europa (ohne DE) 2040
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Abbildung 3-21:  Erzeugungsbilanzen im zweiten Vergleichsszenario fiir Europa (ohne DE)
2040: Differenzen zur jeweiligen Variante des Ausgangsszenarios

In Deutschland werden aufgrund des Strombedarfs fir diese zusatzlichen Kapazitaten im Ver-
gleich zur Ausgangsrechnung grofRere Mengen Strom importiert. Dies spiegelt sich in der Erzeu-
gungsbilanz des europaischen Auslands wider, die den zusatzlichen Importbedarf Deutschland
decken. So steigen die Nettoexporte von 57 TWhe in der Ausgangsrechnung auf 92 TWhe in der
Variante ,Elektrolyse an Land”, auf 103 TWhg in der Variante , Elektrolyse auf See”. Da die in-
stallierte Leistung des Kraftwerksparks sowie der EE-Technologien annahmegemaR unverandert
bleibt, wird der zusatzliche Stromverbrauch durch hohere Einsatzzeiten der steuerbaren kon-
ventionellen Kraftwerke gedeckt. So erhoéht sich die Stromerzeugung aus der Kernenergie im
europdischen Ausland in der Variante ,,Elektrolyse an Land” von 325 TWhg auf 341 TWhe und
auf 344 TWh in der Variante ,Elektrolyse auf See”. Die Stromerzeugung aus Erdgas/H2 erhdht
sich von 294 TWhe auf 305 TWhe (Elektrolyse an Land) bzw. 312 TWh, (Elektrolyse auf See). Die
Variante , Niedrige VLS” setzt auf die Variante , Elektrolyse an Land” auf. Hier ist ebenfalls eine
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héhere Erzeugung aus Kernenergie und Erdgas zu beobachten, die lGiber das Niveau der ,Elekt-
rolyse an Land” hinausgeht, jedoch nicht ganz so ausgepragt ist wie in der Variante , Elektrolyse
auf See”.

CO,-Emissionen

Die maximalen3® CO,-Emissionen der Stromerzeugung im modellierten Ausland (Europa) im
zweiten Vergleichsszenario sind der nachfolgenden Tabelle zu entnehmen.

Diff
me m
Ausga ngsszenarlo

EIektronse an Land +5,3

Elektrolyse auf See 228 +8,0
Niedrige VLS 229 +3,5

Tabelle 3-8: Maximale CO-Emissionen im zweiten Vergleichsszenario fiir Europa (ohne DE)

33 Bei Unterstellung vollstandiger Abwesenheit von Wasserstoff in der Stromerzeugung.
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4 Ergebnisse der Netzbetriebssimulationen

In diesem Kapitel werden die Ergebnisse der Netzbetriebssimulationen (Redispatch) dargestellt.
Diese umfassen die ermittelten Redispatchvolumen zur Behebung von Engpdssen im deutschen
Ubertragungsnetz (fiir die Ubertragungsnetze im Ausland wird durch den vorab ermittelten
Netzausbau (siehe Abschnitt 2.2) Engpassfreiheit unterstellt). Fir die Darstellung der Redis-
patchvolumen wird zwischen den erforderlichen Leistungserhéhungen und Leistungsreduktio-
nen der thermischen Kraftwerke sowie notwendigen Abregelungen von EE-Anlagen differen-
ziert. Da fiir die Netzbetriebssimulation eine Bilanzneutralitatsbedingung im betrachteten Mo-
dellgebiet gilt, entspricht die Summe aus Leistungsreduktionen der thermischen Kraftwerke und
den EE-Abregelungen den insgesamt erforderlichen Leistungserhohungen der thermischen An-
lagen. Zusatzlich werden fir einige der betrachteten Varianten die raumlichen Verteilungen von
Engpassen im deutschen Ubertragungsnetz und der zur Behebung dieser Engpésse eingesetzten
Redispatchpotenziale gezeigt. In diesen Abbildungen zur raumlichen Verteilung finden sich auch
Angaben zu den Kosten, die das Engpassmanagement in der jeweiligen Variante verursacht.

Im Folgenden werden in Abschnitt 4.1 zunachst die Varianten des Ausgangsszenarios miteinan-
der verglichen. AnschlieBend werden in Abschnitt 4.2 und Abschnitt 4.3 die Ergebnisse der Va-
rianten des ersten und zweiten Vergleichsszenarios dargestellt. Dabei wird auch ein Vergleich
zur entsprechenden Variante im Ausgangsszenario vorgenommen. Die Auswirkungen eines
netzorientierten Einsatzes von Elektrolyseuren im Redispatch werden in Abschnitt 4.4 aufge-
zeigt.

4.1 Ausgangsszenario

Das Ausgangsszenario, mit einer radialen Anbindung von Offshore-Windparks und dedizierten
Interkonnektoren zu Nachbarlandern, dient als Vergleichsbasis fiir die untersuchten Offshore-
Netztopologien. In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse dieses Szenarios fiir die unter-
schiedlichen untersuchten Ausbaupfade fiir die Leistungen der Offshore-Windenergieanlagen
(,70 GW Offshore” und , 52,5 GW Offshore”) und anschlieend der Variante ,Niedrige VLS“ dar-
gestellt.

4.1.1 Variante, 70 GW Offshore” und ,52,5 GW Offshore”

In Abbildung 4-1 sind die Redispatchvolumen der Varianten ,, 70 GW Offshore” und , 52,5 GW
Offshore” des Ausgangszenarios dargestellt.
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Abbildung 4-1: Redispatchvolumen der Varianten ,70 GW Offshore” und ,,52,5 GW Offs-
hore” des Ausgangszenarios im Vergleich

In der Variante ,, 70 GW Offshore” ist ein Redispatchbedarf (Leistungserhéhung) von insgesamt
14,3 TWh zu erkennen. Im Gegenzug werden thermische Kraftwerke in einem Umfang von
3,2 TWh heruntergefahren und EE-Anlagen in einem Umfang von 11,1 TWh abgeregelt. In der
Variante ,,52,5 GW Offshore” reduziert sich das Redispatchvolumen (Leistungserhéhung) auf

7,8 TWh.

Zwar ist die Summe der Windeinspeisung aus Offshore- und Onshore-Windenergieanlagen im
Vergleich der beiden Varianten nahezu identisch. In beiden Varianten tibersteigt die Summe der
installierten Leistung von Onshore- und Offshore-Windenenergieanlagen 160 GW (siehe Be-
schreibung zum Abtausch von Offshore- und Offshore-Windenergie in Abschnitt 2.4). Durch den
Unterschied der geografischen Verteilung der Offshore- und Onshore-Windenergieanlagen
ergibt sich jedoch ein deutlich héheres Redispatchvolumen in der Variante ,, 70 GW Offshore”.

Die Regelungen des Redispatchs sehen entsprechend heutigen regulatorischen Rahmenbedin-
gungen eine nachrangige Abregelung von EE-Anlagen vor (vergleiche Abschnitt 2.2). Dennoch
ist insbesondere in der Variante ,,70 GW Offshore” ein verhaltnismaRig hoher Anteil des negati-
ven Redispatchbedarfs durch EE-Abregelung zu beobachten. Dies ist darauf zuriickzufihren,
dass in vielen Netznutzungssituationen hohe Netzbelastungen aus hohen Windeinspeisungen
resultieren. Gleichzeitig tritt in diesen Stunden haufig eine niedrige oder sogar negative Residu-
allast und daher ein geringer Einsatz thermischer Kraftwerke auf. Dadurch sind die Potenziale
zum Herunterfahren thermischer Kraftwerke in vielen dieser Stunden begrenzt, sodass eine Ab-
regelung von EE erforderlich ist.

In Abbildung 4-2 ist die raumliche Verteilung von Engpadssen und Redispatchvolumen im deut-
schen Ubertragungsnetz der Varianten , 70 GW Offshore” und ,,52,5 GW Offshore” des Aus-
gangszenarios sowie die Redispatchkosten* dargestellt.

In beiden Varianten sind Engpasse auf Nord-Siid- und West-Ost-Verbindungen vorzufinden. Die
Richtung der Engpasse ist dadurch zu erkennen, dass das Hochfahren der Kraftwerke, dass am

34 Fir die Kostenbewertung der erforderlichen Redispatchvolumen werden die spezifischen stiindlichen Kosten fiir eine Leistungs-
erhdhung oder Leistungsreduktion einzelner Kraftwerke explizit beriicksichtigt. EE-Abregelungen werden pauschal mit 90 EUR pro
MWh bewertet.
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Ende des Engpasses erforderlich ist, iberwiegend im Stiden und im Osten stattfindet. Im Gegen-
zug dazu werden Windenergieanlagen im Norden Deutschlands (Anfang des Engpasses), insbe-
sondere an der Nordsee, abgeregelt und thermische Kraftwerke im Westen (Belgien) herunter-
gefahren. Die Abregelung von Offshore-Windenergieanlagen ist hier am jeweiligen Netzver-
kntpfungspunkt dargestellt. Im Vergleich der beiden Varianten sticht insbesondere die deutlich
hohere kiistennahe EE-Abregelung von Offshore-Windenergieanlagen in der Variante ,, 70 GW
Offshore” hervor. Dafiir steigt die Abregelung von Onshore-Windenenergieanlagen (nicht kis-
tennah) in der Variante ,,52,5 GW Offshore” leicht, insgesamt allerdings in einem deutlich gerin-
geren Umfang, an.

Ausgangsszenario Ausgangsszenario
»70 GW Offshore” »,52,5 GW Offshore”
A e

AR

RD Volumen: 7,8 TWh

RD Kosten: 2,3 Mrd. €/a RD Kosten: 1,1 Mrd. €/a

Engpassenergie der betroffenen Leitungen in GWh:
1-10 == 11-100 101-1000 == 1001-5000

Standorte:
therm. KW: ° therm. KW: ® EE-Abregelung
Leistungserhéhung Leistungsreduktion

. 200 GWh ® 1000 GWh
Abbildung 4-2: Rédumliche Verteilung von Engpdssen und Redispatchvolumen im deutschen

Ubertragungsnetz der Varianten ,,70 GW Offshore” und , 52,5 GW Offshore”
des Ausgangszenarios im Vergleich

4.1.2 Variante ,Niedrige VLS“

In Abbildung 4-3 sind die Redispatchvolumen der Varianten ,,70 GW Offshore” und , Niedrige
VLS“ des Ausgangszenarios dargestellt.
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Abbildung 4-3: Redispatchvolumen der Varianten ,,70 GW Offshore” und , Niedrige VLS” des
Ausgangszenarios im Vergleich

Durch die Reduktion der VLS von 4.000 h auf 3.400 h (siehe auch Herleitung in Abschnitt 2.4)
reduziert sich das Redispatchvolumen um 40 % von 14,3 TWh auf 8,3 TWh. In der Variante
»Niedrige VLS” wird die geringere Stromerzeugung aus Offshore-Windenergieanlagen im Um-
fang von ca. 40 TWh durch zusatzliche Importe in Hohe von ca. 30 TWh und zusatzlicher Erzeu-
gung aus Erdgas von ca. 10 TWh kompensiert (siehe auch Abschnitt 3.1.1). Insbesondere der Ab-
tausch von Offshore-Einspeisung (im Norden) mit der Einspeisung von Erdgas-Kraftwerken, die
nicht liberwiegend im Norden stattfindet, wirkt sich fiir die Engpésse im deutschen Ubertra-
gungsnetz entlastend aus. Der relative Anteil der EE-Abregelung am negativen Redispatch liegt
mit etwa 80 % in beiden Varianten auf demselben Niveau.

4.2 Erstes Vergleichsszenario

In diesem Abschnitt wird gezeigt, wie sich eine teilweise hybride Anbindung von Offshore-Wind-
parks, wie sie im ersten Vergleichsszenario untersucht wird, auf die Integration des dort erzeug-
ten Stroms in das europidische Ubertragungsnetz auswirkt. Hierzu werden die Ergebnisse der
Netzbetriebssimulation des ersten Vergleichsszenarios mit denen des Ausgangsszenarios vergli-
chen. Zunachst wird nachfolgend ein Vergleich der Varianten ,, 70 GW Offshore” und der Refe-
renzberechnungen , Referenz Heimatmarkt” und ,Referenz Vernetzung” vorgenommen. An-
schlieBend erfolgt die Einordnung der Varianten, ,,52,5 GW Offshore” und ,Niedrige VLS” (siehe
auch Ubersicht liber betrachtete Varianten in Abschnitt 2.6).

4.2.1 Variante "70 GW Offshore" und Referenzberechnungen

Die Redispatchvolumen der Varianten ,, 70 GW Offshore”, ,Referenz Heimatmarkt“ und , Refe-
renz Vernetzung” sind im Vergleich zur Variante ,,70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios in
Abbildung 4-4 dargestellt. Zusatzlich zu den Redispatchvolumen der thermischen Kraftwerke
und der netzbedingten EE-Abregelung ist die Zunahme der marktbedingten EE-Abregelung in
Deutschland dargestellt, da diese zur Interpretation der Ergebnisse hilfreich erscheint (es ist da-
von auszugehen, dass zusatzliche marktbasierte Abregelung die Redispatchbedarfe tendenziell
verringern kann).

Es ist zu erkennen, dass eine hybride Anbindung von Offshore-Windenergieanlagen und damit
einhergehende Vernetzung liber den Nord- und Ostseeraum die Redispatchbedarfe deutlich re-
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duzieren kann. In der Variante ,, 70 GW Offshore” sinken diese auf ca. 30 % der im Ausgangssze-
nario in dieser Variante erforderlichen Bedarfe (von 14,3 TWh auf 4,5 TWh). Entsprechend der
angenommenen Netztopologie (siehe Abschnitt 2.5) sind in dieser Variante im ersten Ver-
gleichsszenario 26 GW installierte Leistung von Offshore-Windanlagen hybrid in den Gebotszo-
nen des Nordsee-Hubs 1 und Nordsee-Hubs 2 angeschlossen. In der Marktsimulation unterliegt
der Austausch der Hub-OBZ mit der deutschen Gebotszone Netzrestriktionen im flow-based
market coupling (FBMC). Daher kann eine wohlfahrtssteigernde Abregelung der Einspeisung von
Offshore-Windenergieanlagen auch schon im Markt stattfinden. Die marktbedingte Offshore-
Abregelung in Deutschland steigt daher hier um 6,5 TWh. Hingegen verringert sich die im Redis-
patch zusatzlich erforderliche EE-Abregelung im Vergleich zum Ausgangsszenario um 7,4 TWh,
sodass sich der Gesamt-Umfang der EE-Abregelungen in etwa auf einem vergleichbaren Niveau
befindet.

20
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10

2 zus. marktbedingte EE-

14,3 Abregelung in DE im Vgl.
5 zum Ausgangsszenario
EE-Abregelung
0 o

7 therm., KW:
Leistungsreduktion

=

-10 &
H therm. KW:
15 Leistungserhéhung
-20
70 GW 70 GW Referenz Referenz
Offshore Offshore Heimatmarkt Vernetzung
Ausgangsszenario Erstes VglSz.

Abbildung 4-4: Redispatchvolumen der Varianten ,,70 GW Offshore”, , Referenz Heimat-
markt” und , Referenz Vernetzung” im Vergleich zur Variante ,,70 GW Offs-
hore” des Ausgangsszenarios

In der Variante ,,Referenz Heimatmarkt” wird abweichend von der Parametrierung der Variante
»70 GW Offshore” fir die hybrid angebundenen Offshore-Windparks keine OBZ angenommen,
sondern eine Zuordnung zur deutschen Gebotszone (Heimatmarktmodell) unterstellt. Dies fiihrt
zu hoheren Redispatchvolumen als in der Variante mit OBZ (12 TWh gegentiber 4,5 TWh). Dies
ist unter anderem darauf zurlickzufiihren, dass in dieser Variante die Einspeisung der hybrid
angebundenen Offshore-Windparks nicht den Netzrestriktionen im FBMC unterliegt. Auch in der
»,Referenz Heimatmarkt” sind jedoch geringere Bedarfe als im Ausgangsszenario (14,3 TWh) zu
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erkennen. In der Variante ,,Referenz Vernetzung” ist die gesamte Offshore-Leistung, wie im Aus-
gangsszenario, radial in der deutschen Gebotszone angeschlossen und es werden zusatzlich (pa-
rallele) Interkonnektoren angenommen. Durch die erhéhten Handelskapazitdten, die in zuséatz-
lichen Einspeisungen im Norden Deutschland (Importe) resultieren kdnnen, steigt das Redis-
patchvolumen gegeniiber Ausgangsszenario leicht um 0,5 TWh auf insgesamt 14,8 TWh an.

4.2.2 Variante "52,5 GW Offshore" und "Niedrige VLS

Abbildung 4-5 zeigt die erforderlichen Redispatchvolumen der Varianten , 52,5 GW Offshore”
und ,Niedrige VLS” des ersten Vergleichsszenarios im Vergleich zu der jeweils entsprechenden
Variante im Ausgangsszenario. Wie auch in der Variante ,, 70 GW Offshore” wird ein Teil der in-
stallierten Offshore-Leistung in Offshore-Hubs und somit in eigenen Gebotszonen (OBZ) veror-
tet. In der Variante ,52,5 GW Offshore” sind in Deutschland insgesamt 20 GW der Offshore-
Leistung in Nordsee-Hubs angeschlossen, wahrend in der Variante , Niedrige VLS” (entsprechend
der Variante , 70 GW Offshore) 26 GW der Offshore-Leistung hybrid angebunden sind. Die Aus-
tausche der Offshore-Hubs mit der deutschen Gebotszone unterliegen auch in diesen beiden
Varianten den Netzrestriktionen im FBMC. Somit steigt in beiden Varianten die marktbedingte
EE-Abregelung um 4,7 TWh bzw. um 2,3 TWh an. Im Gegenzug sinkt hierdurch in beiden Varian-
ten das Redispatchvolumen deutlich auf 2,7 TWh in der Variante ,,52,5 GW Offshore” und auf
4,0 TWh in der Variante ,Niedrige VLS".

10
TWh
6
4 28 8,3 W zus. marktbgdingt.e EE-
: Abregelung in DE im Vgl.
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Abbildung 4-5: Redispatchvolumen der Varianten ,,52,5 GW Offshore” und , Niedrige VLS“
des ersten Vergleichsszenarios im Vergleich zum Ausgangsszenarios

4.3 Zweites Vergleichsszenario
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In diesem Abschnitt wird gezeigt, wie sich eine Erh6hung der Elektrolyseurskapazitat in Deutsch-
land auf die Engpésse im deutschen Ubertragungsnetz und damit auf die erforderlichen Redis-
patchbedarfe auswirkt. Hierzu werden die Ergebnisse der Netzbetriebssimulation des zweiten
Vergleichsszenarios mit denen des Ausgangsszenarios verglichen. Zunachst wird ein Vergleich
der Varianten , Elektrolyse auf See” und ,Elektrolyse an Land” vorgenommen. AnschlieRend er-
folgt die Einordnung der Variante ,Niedrige VLS“ (siehe auch Ubersicht {iber betrachtete Vari-
anten in Abschnitt 2.6)

4.3.1 Variante ,Elektrolyse auf See” und ,Elektrolyse an Land”

Die Ergebnisse der Varianten ,Elektrolyse auf See” und ,Elektrolyse an Land“ sind im Vergleich
zum Ausgangsszenario in Abbildung 4-6 dargestellt. Es zeigt sich, dass die zusatzlichen Elektro-
lysekapazitdten unabhangig von der Annahme zu ihrer Platzierung auf See oder an Land die Re-
dispatchbedarfe deutlich reduzieren konnen. In der Variante ,Elektrolyse an Land” reduzieren
sich die Redispatchbedarfe auf 8,2 TWh und fallen damit knapp 40 % geringer als die Bedarfe im
Ausgangsszenario aus . In der Variante ,Elektrolyse auf See”, in der von den zusatzlichen
17,5 GW Elektrolyseleistung 10 GW auf See verortet werden, reduzieren sich die Bedarfe sogar
noch weiter auf 4,3 TWh (minus 10 TWh oder 70 % gegenliber Ausgangsszenario). Grund hierfir
ist insbesondere die Annahme, dass in dieser Variante Offshore-Windparks mit einer installier-
ten Leistung von 12 GW direkt den Elektrolyseuren zugeordnet sind und keine Anbindung dieser
Windparks an das Stromnetz erfolgt (sondern per Elektrolyse an eine Wasserstoff-Pipeline).
Dadurch verringern sich die Netzbelastungen auch gegeniiber der Variante ,Elektrolyse an
Land“ deutlich.
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Abbildung 4-6: Redispatchvolumen der Varianten , Elektrolyseure auf See” und , Elektroly-
seure an Land” im Vergleich zur Variante ,70 GW Offshore” des Ausgangs-
szenarios

Abbildung 4-7 zeigt die raumliche Verteilung von Engpassen und Redispatchvolumen im deut-
schen Ubertragungsnetz der Varianten , Elektrolyse auf See” und ,Elektrolyse an Land“ im Ver-
gleich zur Variante ,, 70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios. In beiden Varianten des zweiten
Vergleichsszenarios verbleiben EE-Abregelungen insbesondere an den Netzanschlusspunkten
der Offshore-Windenergieanlagen. Das Herunterfahren von thermischen Kraftwerken findet
Uberwiegend in Belgien (aus Darstellungsgriinden auflerhalb der hier gezeigten Kartenaus-
schnitte) statt.
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In der Variante ,Elektrolyseure auf See” missen ca. 12 GW weniger Leistung von Offshore-
Windenergieanlagen bzw. 50 TWh weniger Offshore-Einspeisung in das deutsche Ubertragungs-
netz integriert werden. Zusatzlich erhéht sich auch die Verbraucherleistung durch zusatzliche
7,5 GW Elektrolyseure an Land. Die resultierende zuséatzliche Nachfrage in Hohe von ca. 20 TWh
ist insbesondere im Norden Deutschlands angesiedelt, da die Verteilung der zusatzlichen Leis-
tung der Elektrolyseure proportional zur installierten Elektrolyse-Leistung des Ausgangsszena-
rios angenommen wird. Die geringere Einspeisung aus Offshore-Windenergieanlagen in
Deutschland und die hohere Stromnachfrage der Elektrolyseure an Land wird durch zusatzliche
Importe und eine héhere Stromerzeugung aus thermischen Kraftwerken gedeckt. Dieser Effekt
wirkt sich insgesamt entlastend fiir die Nord-Siid- und West-Ost-Engpasse im Ubertragungsnetz
aus.

Im Vergleich zum Ausgangsszenario sind in der Variante ,Elektrolyse an Land” in Deutschland
zusatzlich 17,5 GW Elektrolyseure an Land installiert. Deren Verteilung entspricht analog zur Va-
riante ,Elektrolyseure auf See” der Verteilung der installierten Elektrolyse-Leistung im Aus-
gangsszenario. Die zusatzliche Stromnachfrage der Elektrolyseure wird auch hier Gberwiegend
durch zusatzliche Importe gedeckt, wodurch Nord-Siid und West-Ost Engpasse entlastet wer-
den. Zwar korreliert der Einsatz der Onshore-Elektrolyseure durch einen marktorientierten Ein-
satz grundsatzlich mit den Zeitpunkten einer hohen Offshore-Einspeisung, dennoch ist das Re-
dispatchvolumen um ca. 4 TWh hoher als in der Variante ,,Elektrolyse auf See”. Grund dafiir ist,
dass die Elektrolyseure auf See annahmebedingt die vollstéandige Einspeisung der angeschlosse-
nen Offshore-Windparks (mit Ausnahme der ,,liberbauten” Leistung, siehe Variantenbeschrei-
bung in Abschnitt 2.6) aufnehmen und damit hohere Volllaststunden aufweisen als die Elektro-
lyseure an Land.
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Ausgangsszenario Zweites Vergleichsszenario Zweites Vergleichsszenario
,70 GW Offshore” ,Elektrolyse auf See” »Elektrolyse an Land“

e

RD Volumen: 4,3 TWh RD Volumen: 8,2 TWh

RD Kosten: 2,3 Mrd. €/a RD Kosten: 0,6 Mrd. €/a RD Kosten: 1,4 Mrd. €/a
Engpassenergie der betroffenen Leitungen in GWh:
1-10 == 11-100 101-1000 == 1001-5000
Standorte:
therm. KW: S therm. KW: ® EE-Abregelung
Leistungserhdohung Leistungsreduktion
« 200 GWh @ 1000 GWh
Abbildung 4-7: Réumliche Verteilung von Engpdssen und Redispatchvolumen im deutschen

Ubertragungsnetz der Varianten , Elektrolyse auf See” und ,Elektrolyse an
Land” im Vergleich zur Variante ,,70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios

4.3.2 Variante ,Niedrige VLS” im Vergleich zum Ausgangsszenario

Abbildung 4-8 stellt die Redispatchvolumen der Variante ,Niedrige VLS des zweiten Vergleichs-
szenarios im Vergleich zur Variante , Niedrige VLS” des Ausgangsszenarios. Zur weiteren Einord-
nung ist in dieser Abbildung auch das bereits in Abschnitt 4.3.1 gezeigte Ergebnis der Variante
»Elektrolyseure an Land” aufgenommen, auf dem die Variante , Niedrige VLS” im zweiten Ver-
gleichsszenario beruht. Es ist zundchst zu erkennen, dass geringere Volllaststunden der Offs-
hore-Windenergieanlagen im Ausgangsszenario (linke Saule) und die zusatzlichen 17,5 GW
Elektrolyseure an Land im zweiten Vergleichsszenario (mittlere Sdule) das Redispatchvolumen
im Vergleich zur Variante ,70 GW Offshore” des Ausgangsszenario (Abschnitt 4.1.1) in derselben
Hohe (ca. 6 TWh) reduzieren kénnen. Durch die Kombination von geringeren Volllaststunden
und einer gleichzeitig hoheren Leistung an Elektrolyseuren an Land im zweiten Vergleichsszena-
rio (rechte Saule) sinkt das Redispatchvolumen weiter, jedoch verhaltnismaRig schwacher, um
ca. 1 TWh auf 7,2 TWh.
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Abbildung 4-8: Redispatchvolumen der Varianten , Elektrolyseure an Land” und , Niedrige

VLS im Vergleich zur Variante , Niedrige VLS” des Ausgangsszenarios

Abbildung 4-9 zeigt die raumliche Verteilung von Engpassen und Redispatchvolumen im deut-
schen Ubertragungsnetz in den Varianten ,Elektrolyseure an Land” und ,,Niedrige VLS” im Ver-
gleich zur Variante ,Niedrige VLS” des Ausgangsszenarios.

In allen drei gezeigten Varianten werden an denselben Standorten Redispatchpotenziale ge-
nutzt. Die Ergebnisse unterscheiden sich jedoch in der Hohe des erforderlichen Redispatchvolu-
mens an einzelnen Standorten. Im Vergleich der Varianten ,Elektrolyse an Land” des zweiten
Vergleichsszenarios und , Niedrige VLS” des Ausgangsszenarios ist zu erkennen, dass eine gerin-
gere Einspeisung von Offshore-Windenergie aufgrund der geringeren VLS einen vergleichbaren
Effekt zu im Norden Deutschlands allokierten hoheren Elektrolyseurs-Kapazitdten hat. Durch
eine Kombination der beiden Varianten (,,Niedrige VLS” im zweiten Vergleichsszenario) kann das
Redispatchvolumen wie bereits in Abbildung 4-8 gezeigt, weiter gesenkt werden. Die Redis-
patchkosten sinken analog von 1,4 Mrd. EUR/a in den Varianten ,Elektrolyse an Land” des zwei-
ten Vergleichsszenarios und , Niedrige VLS” des Ausgangsszenarios auf 1,2 Mrd. EUR/a in der
Variante ,Niedrige VLS” des zweiten Vergleichsszenarios.
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Ausgangsszenario Zweites Vergleichsszenario Zweites Vergleichsszenario
»,Niedrige VLS »Elektrolyse an Land“ »,Niedrige VLS“
X X7 X7

B N

RD Volumen: 8,3 TWh

ey ot

RD Volumen: 8,2 TWh RD Volumen: 7,2 TWh

RD Kosten: 1,4 Mrd. €/a RD Kosten: 1,4 Mrd. €/a RD Kosten: 1,2 Mrd. €/a
Engpassenergie der betroffenen Leitungen in GWh:
1-10 == 11-100 101-1000 == 1001-5000
Standorte:
therm. KW: therm. KW: ® EE-Abregelung
Leistungserhdhung Leistungsreduktion
« 200 GWh @ 1000 GWh
Abbildung 4-9: Réumliche Verteilung von Engpdssen und Redispatchvolumen im deutschen

Ubertragungsnetz der Varianten , Elektrolyseure an Land“ und , Niedrige VLS
im Vergleich zur Variante ,,Niedrige VLS” des Ausgangsszenarios

4.4 Sensitivitdt netzorientierter Einsatz von Elektrolyseuren

Ein netzorientierter Einsatz von Elektrolyseuren in der Netzbetriebssimulation bietet zusatzli-
ches Redispatchpotenzial und erhéht damit die Flexibilitdt im Einspeisemanagement. Neben ei-
ner Senkung der Elektrolyseursnachfrage als Alternative zum Hochfahren thermischer Kraft-
werke (und dadurch etwaige Kosteneinsparungen) kommt dabei auch eine Lasterh6hung durch
die Elektrolyseure in Frage, wodurch potenziell die Notwendigkeit fiir EE-Abregelungen verrin-
gert werden kann. Bei den folgenden Betrachtungen wird die aus dem Marktmodell resultie-
rende Verflgbarkeit der Elektrolyseurskapazitaten beriicksichtigt. Im Vergleich der Ergebnisse
mit und ohne netzorientierten Einsatz der Elektrolyseure bleiben die Marktergebnisse der je-
weils betrachteten Variante unverdndert.

4.4.1 Variante , 70 GW Offshore” im Ausgangsszenario

Abbildung 4-10 zeigt die Ergebnisse der Variante ,,70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios im
Vergleich mit und ohne Elektrolyseureinsatz im Redispatch.
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20
TWh 4,7 Elektrolyse:
10 Leistungserhéhung
14,3 112
5 ) Elektrolyse:
32 S Leistungsreduktion
-5 EE-Abregelung

-15 ///// 4.4 7 therm. KW:

-20 Leistungsreduktion

70 GW Offshore Sens. Elektrolyseure: 70 GW ® therm. KW:

Offshore Leistungserh6hung

Ausgangsszenario

Abbildung 4-10:  Redispatchvolumen der Varianten ,, 70 GW Offshore” und , Sens. Elektroly-
seure: 70 GW Offshore” des Ausgangszenarios im Vergleich

Das Redispatchvolumen steigt durch den netzorientierten Einsatz der Elektrolyseure von
14,3 TWh auf 15,9 TWh (Leistungserhdhung der Einspeisung von thermischen Kraftwerken und
Leistungsverringerung der Nachfrage von Elektrolyseuren) leicht an. Jedoch kann hierdurch die
erforderliche EE-Abregelung um 2,3 TWh verringert werden. Im Redispatch wird eine Lasterho-
hung von Elektrolyseuren einer EE-Abregelung vorgezogen. Somit werden auch Elektrolyseure
mit einer geringeren Wirkung zur Behebung von Engpassen eingesetzt und das Redispatchvolu-
men steigt an.

In Abbildung 4-11 ist die rdumliche Verteilung von Engpadssen und Redispatchvolumen im deut-
schen Ubertragungsnetz der Varianten ,, 70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios im Vergleich
zur Sensitivitat Elektrolyseure im Redispatch fiir dieselbe Variante dargestellt. Fir die raumliche
Allokation der Elektrolyseure sei auf Abschnitt 2.4 verwiesen.

Das negative und positive Redispatchpotenzial der Elektrolyseure wird durch den im Markt be-
stimmten Einsatz und deren Leistungsgrenzen festgelegt. Lasterhdhungen der Elektrolyseure
finden (als Alternative zu Abregelungen) lGberwiegend an den Netzanschlusspunkten der Offs-
hore-Windenergieanlagen statt. Das Potenzial zur Lasterhdhung der Elektrolyseure reicht in vie-
len Netznutzungsfallen jedoch nicht aus, um EE-Abregelungen vollstandig zu verhindern und es
erfolgen weiterhin 8,8 TWh EE-Abregelungen (siehe auch Abbildung 4-10). Resultiert aus dem
Marktmodell zu einem Zeitpunkt eine Nachfrage der Elektrolyseure, kann im Redispatch eine
Lastsenkung vorgenommen werden, die das das Hochfahren von thermischen Kraftwerken ver-
meiden kann. Dieses Verhalten ist aufgrund der West-Ost Engpasse (iberwiegend in Ostdeutsch-
land (am Ende des Engpasses) zu beobachten. Durch den Einsatz der Elektrolyseure bzw. durch
deren Leistungsreduktion kann der Bedarf fir das Hochfahren thermischer Kraftwerke um
3,1 TWh verringert werden.

Durch den Einsatz der Elektrolyseure im Redispatch verringert sich die Strommenge, die zur
Wasserstofferzeugung eingesetzt wird, um insgesamt 0,3 TWh (vergleiche Lasterhéhung und
Lastsenkung der Elektrolyseure in Abbildung 4-10). Es wird angenommen, dass hieraus ein ho-
herer Wasserstoff-Import resultiert. Die dadurch entstehenden Kosten sind in den angegebenen
Redispatchkosten mit einer pauschalen Abschatzung fiir die Wasserstoff-Importkosten beriick-
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sichtigt (weitere Informationen hierzu kénnen dem detaillierten Kostenvergleich in Ab-
schnitt 5.1 entnommen werden). Dennoch sinken die Kosten des Redispatchs durch den Einsatz
der Elektrolyseure von 2,3 Mrd. EUR/a auf 1,9 Mrd. EUR/a.

Ausgangsszenario Ausgangsszenario
,70 GW Offshore” »Sensitivitat Elektrolyseure 70 GW Offshore”

TN A

RD Volumen: 14,3 TWh

RD Volumen: 15,9 TWh

RD Kosten: 2,3 Mrd. €/a RD Kosten: 1,9 Mrd. €/a
Engpassenergie der betroffenen Leitungen in GWh:
1-10 == 11-100 101-1000 = 1001-5000
Standorte:
therm. KW: therm. KW: ® EE-Abregelung
® . . ® ) .
Leistungserhéhung Leistungsreduktion
Elektrolyse: ° Elektrolyse:
Leistungsreduktion Leistungserhéhung
. 200 GWh e 1000 GWh

Abbildung 4-11:  Rdumliche Verteilung von Engpdéissen und Redispatchvolumen im deutschen
Ubertragungsnetz der Varianten ,,70 GW Offshore” und ,Sens. Elektroly-
seure: 70 GW Offshore” des Ausgangszenarios im Vergleich

4.4.2 Variante , 70 GW Offshore” im ersten Vergleichsszenario

In Abbildung 4-12 sind die Redispatchvolumen der Variante , 70 GW Offshore” des ersten Ver-
gleichsszenarios mit und ohne Berlicksichtigung eines flexiblen Einsatzes der Elektrolyseure im
Redispatch dargestellt. Es ist zu erkennen, dass das Redispatchvolumen von 4,5 TWh (ohne netz-
orientierten Einsatz) auf in Summe ca. 5 TWh (thermische Kraftwerke und Elektrolyse) ansteigt.
Allerdings fallt der Bedarf fiir eine Leistungserhéhung der thermischen Kraftwerke in der Vari-
ante mit netzorientiertem Einsatz um 1,1 TWh geringer aus. Durch die Berlicksichtigung von
Elektrolyseuren im Redispatch kann zusatzlich ca. 1,6 TWh Windstrom im Vergleich zur Variante
,70 GW Offshore” des ersten Vergleichsszenarios in das deutsche Ubertragungsnetz integriert
werden (geringere Abregelung). Hierflr wird im Redispatch die Stromnachfrage der Elektroly-
seure um 2,5 TWh erhoht, wahrend im Gegenzug die Stromnachfrage der Elektrolyseure um
insgesamt 1,6 TWh verringert wird oder thermische Kraftwerke ihre Erzeugung erhéhen. Hier-
durch ergibt sich in Summe eine um 0,9 TWh héhere Stromnachfrage zur Herstellung von Was-
serstoff. Die Redispatchkosten inklusive der eingesparten Wasserstoffimporte sinken dabei von
0,8 Mrd. EUR/a auf 0,4 Mrd. EUR/a. Die rdumliche Verteilung des Redispatchvolumens der
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Elektrolyseure im deutschen Ubertragungsnetz ist wie in der Variante ,70 GW Offshore” des
Ausgangsszenarios durch West-Ost Engpasse gepragt. Bei Nord-Siid Engpassen bestehen auf-
grund der geringen Elektrolyseurs-Leistungen im Siden Deutschlands, kaum positive Redis-
patchpotenziale durch Elektrolyseure sidlich der Engpasse.

6
TWh Elektrolyse:
Leistungserhéhung
2
Elektrolyse:
0 Leistungsreduktion
2 ~ EE-Abregelung
-4 -2,5
7 therm. KW:
-6 Leistungsreduktion
70 GW Offshore Sens. Elektrolyseure: 70 GW ® therm. KW:
Offshore

Leistungserhéhung
Erstes VglSz.

Abbildung 4-12:  Redispatchvolumen der Sensitivitdit Elektrolyseure der Variante ,,70 GW Offs-
hore” im Vergleich zur Variante ,,70 GW Offshore”

4.4.3 Variante ,Elektrolyseure auf See” im zweiten Vergleichsszenario

In Abbildung 4-13 sind die Redispatchvolumen der Variante , Elektrolyse auf See” des zweiten
Vergleichsszenarios mit und ohne Berlicksichtigung eines flexiblen Einsatzes der Elektrolyseure
im Redispatch dargestellt.

5
TW'; 1.8 Elektrolyse:
’ Leistungserhdhun
5 43 8 8
1 2,6 Elektrolyse:
0 Leistungsreduktion

~ EE-Abregelung

-3 // 18

-4 // ’ ~ therm. KW:

-5 Leistungsreduktion
Elektrolyse auf See Sens. Elektrolyseure: ® therm. KW:

Elektrolyse auf See Lelstungserhdhung

Zweites VglSz.

Abbildung 4-13:  Redispatchvolumen der Sensitivitéit Elektrolyseure der Variante , Elektrolyse
auf See”im Vergleich zur Variante , Elektrolyse auf See”

Es ist zu erkennen, dass das Redispatchvolumen leicht von 4,3 TWh (ohne netzorientierten Ein-
satz) auf in Summe 4,4 TWh (thermische Kraftwerke und Elektrolyse) ansteigt. Allerdings fallt
der Bedarf fir eine Leistungserhohung der thermischen Kraftwerke in der Variante mit netzori-
entiertem Einsatz um 1,7 TWh deutlich geringer aus. Durch die Berlicksichtigung von Elektroly-
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seuren im Redispatch kann zusatzlich ca. 1,1 TWh Windstrom im Vergleich zur Variante , Elekt-
rolyse auf See” des zweiten Vergleichsszenarios in das deutsche Ubertragungsnetz integriert
werden (geringere Abregelung). Hierflr wird im Redispatch die Stromnachfrage der Elektroly-
seure um 1,8 TWh erh6ht, wahrend an anderen Standorten oder zu anderen Zeitpunkten die
Stromnachfrage der Elektrolyseure um ebenfalls 1,8 TWh verringert wird. Die Redispatchkosten
sinken dabei von 0,6 Mrd. EUR/a auf 0,3 Mrd. EUR/a. Die raumliche Verteilung des Redispatch-
volumens der Elektrolyseure im deutschen Ubertragungsnetz ist wie in der Variante ,, 70 GW
Offshore” des Ausgangsszenarios durch West-Ost Engpdsse gepragt. Bei Nord-Siid Engpassen
bestehen aufgrund der geringen Elektrolyseurs-Leistungen im Stiden Deutschlands kaum posi-
tive Redispatchpotenziale durch Elektrolyseure stidlich der Engpasse.

4.4.4 Variante ,Elektrolyseure an Land” im zweiten Vergleichsszenario

Der Vergleich der Redispatchvolumen mit und ohne netzorientierten Einsatz der Elektrolyseure
der Variante ,Elektrolyse an Land” des zweiten Vergleichsszenarios ist in Abbildung 4-14 darge-

stellt.
10
TWh Elektrolyse:
2 Leistungserhéhung
2 Elektrolyse:
0 Leistungsreduktion
-2 © EE-
4 . ~ EE-Abregelung
6 -4,2
-8 _ 7 therm. KW:
-10 Leistungsreduktion
Elektrolyse an Land Sens. Elektrolyseure:

Elektrol Land M therm. KW:
ektrolyse an Lan Leistungserhéhung

Zweites VglSz.

Abbildung 4-14:  Redispatchvolumen der Sensitivitét Elektrolyseure der Variante , Elektrolyse
an Land” im Vergleich zur Variante , Elektrolyse an Land”

In dieser Variante ist im Vergleich aller Varianten die hochste Elektrolyseurs-Kapazitat an das
deutsche Ubertragungsnetz angeschlossen. Folglich ergeben sich im Vergleich zu den bisher ge-
zeigten Varianten der Sensitivitat die hochsten Potenziale eines flexiblen Einsatzes der Elektro-
lyseure im Redispatch. Auch hier steigt das insgesamt erforderliche Redispatchvolumen leicht
von 8,2 TWh (ohne netzorientierten Einsatz) auf 8,6 TWh (thermische Kraftwerke und Elektroly-
seure) an. Allerdings fallt der Bedarf fiir eine Leistungserhohung der thermischen Kraftwerke in
der Variante mit netzorientiertem Einsatz um 3,8 TWh deutlich geringer aus. Das Volumen der
Lasterhéhung der Elektrolyseure betrdgt (ebenso wie die durchgefiihrten Lastsenkungen)
4,2 TWh. Hierdurch kénnen EE-Abregelungen in einem Umfang von 3,1 TWh und das Herunter-
fahren thermischer Kraftwerke in Hohe von 0,7 TWh vermieden werden. Die Redispatchkosten
sinken von 1,4 Mrd. EUR/a auf 0,6 Mrd. EUR/a. Wie auch in den Sensitivititen der Variante
»70 GW Offshore” des Ausgangsszenarios und der Variante , Elektrolyse auf See” des zweiten
Vergleichsszenarios, ergeben durch die Berlicksichtigung der Elektrolyseure im Redispatch eine
analoge raumliche Verteilung der Redispatchvolumen (siehe Abbildung 4-11).
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5 Bewertung und Handlungsempfehlungen

In diesem Kapitel wird auf Basis der bis hier gezeigten Ergebnisse der betrachteten Szenariova-
rianten und Sensitivitdten eine umfassende und multikriterielle Bewertung (Abschnitt 5.1) der
in den drei Szenarien ,, Ausgangsszenario”, ,Erstes Vergleichsszenario” und ,,zweites Vergleichs-
szenario” betrachteten Offshore-Netzkonzepte vorgenommen. AnschlieBRend werden in Ab-
schnitt 5.2 unter Bericksichtigung der Erkenntnisse der Bewertung konkrete Handlungsempfeh-
lungen und Hinweise, welche Schritte zum Verfolgen der unterschiedlichen Entwicklungsrich-
tungen notwendig und sinnvoll erscheinen, abgeleitet.

5.1 Bewertung der Szenariovarianten und Sensitivitaten

Zur Bewertung der Szenariovarianten und Sensitivitaten werden diese anhand verschiedener
Bewertungskriterien miteinander verglichen. Dazu wird zwischen den folgenden Themenberei-
chen unterschieden, um die Unterschiede zwischen den Szenarien und etwaige Nutzen oder
Hindernisse einzuordnen:

» Kostendifferenzen

= Beitrdage zur Umsetzung der Energiewende und zum Klimaschutz
= Betrieb des Offshore-Netzes

* Nutzen durch SDL aus Offshore-Netzanlagen

= Auswirkungen auf Flachenbedarfe und Raumplanung

= Zukunftsfahigkeit

= Versorgungssicherheit

» Koordinationsaufwand und Umsetzbarkeit

Kostendifferenzen

Bei der Interpretation der nachfolgenden Ergebnisse ist zu beachten, dass fir die Bewertung der Kos-
ten, vor allem mit Blick auf das Energieversorgungssystem 2040 Unsicherheiten beziiglich einiger Pa-
rameter bestehen, die durch geeignete Abschadtzungen und Annahmen gefillt werden miissen, um
einen Vergleich vornehmen zu kénnen. Hohe Unsicherheiten finden sich insbesondere bei der Ab-
schatzung der Importkosten fiir griinen Wasserstoff. Daher wird an dieser Stelle darauf hingewiesen,
dass die hier ausgewiesenen Kostendifferenzen eine grundsatzliche Einordnung fiir die Unterschiede
zwischen den Szenarien und Varianten ermoglichen, jedoch keinesfalls als sich in der Realitdt im Jahr
2040 tatsachlich einstellende Kostenunterschiede zu verstehen sind.

In diesem Abschnitt werden die fir die untersuchten Szenarien und Varianten ausgewerteten
Kostendifferenzen der Positionen ,Stromnachfragedeckung”, ,Stromnetzinfrastruktur Offs-
hore”, ,,Engpassmanagement im Stromnetz“, ,Wasserstoffinfrastruktur” und ,,Wasserstoffnach-
fragedeckung” dargestellt. Verglichen werden dabei jeweils eine Variante und die sich ergeben-
den Kostendifferenzen zwischen den Szenarien, fiir die diese Variante betrachtet wurde, und
die direkt auf die Unterschiede zwischen den betrachteten Offshore-Netzkonzepten zuriickzu-
fiihren sind. Ein Uberblick iiber alle betrachteten Szenarien und Varianten kann Tabelle 2-3 in
Abschnitt 2.6 entnommen werden. Als Referenz in den Tabellen wird dabei das Ausgangsszena-
rio in der betrachteten Variante verwendet, so dass die Kostendifferenzen sich jeweils auf dieses
Szenario beziehen (und entsprechend in der ersten Spalte fir das Ausgangsszenario mit 0 EUR/a
angegeben sind). Die angegebenen Kosten stellen jahrliche (ggf. annualisierte) Kosten dar.
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Um die Vorgehensweise fiir die Ermittlung von Kostendifferenzen transparent darzustellen, wer-
den die getroffenen Annahmen nachfolgend kurz dargestellt. Weitere Einordnungen zu den je-
weils ausgewiesenen Unterschieden werden auch bei den daraus etwaig abgeleiteten Erkennt-
nissen gegeben.

Erlduterung zu der nachfolgenden Kostenauswertung und den getroffenen Annahmen

Zum Vergleich fur die Kosten der ,,Stromnachfragedeckung” werden die Differenzen zwischen
den Summen der variablen Kosten zur Deckung der Stromnachfrage im gesamten betrachteten
Modellbereich ausgewiesen. Dazu wurden die variablen Einsatzkosten je Stunde fiir samtliche
Erzeugungs- und nachfrageseitigen Flexibilitdtstechnologien aus den Simulationsldufen ausge-
wertet. Aufgrund des in diesem Projekt gewahlten Modellierungsansatzes sind bei allen Strom-
marktsimulationsrechnungen samtliche Kapazitaten fir das modellierte Zieljahr 2040 gesetzt
(siehe Abschnitt 2.4), d. h. es findet keine Optimierung und Anpassung der Kapazitaten durch
etwaige Investitionen oder Stilllegungen statt. Vor diesem Hintergrund flieBen somit weder jahr-
lich fixe Betriebs- und Wartungskosten noch Investitionskosten in die Auswertung der Kosten
der Stromnachfragedeckung ein. Bei einer optimalen Anpassung auch der Kapazitdten an das
jeweilige Szenario kdnnten sich somit geringere Kostendifferenzen ergeben als hier ausgewie-
sen.

Fir die ,, Stromnetzinfrastruktur Offshore” ergeben sich die Differenzen zum einen aus den Kos-
tenschatzungen fir die zusatzliche Vernetzung (Interkonnektoren im ersten Vergleichsszenario)
und zum anderen aus der reduzierten Anbindung von Offshore-Windparks im zweiten Ver-
gleichsszenario. Fiir die Bewertung der Interkonnektoren werden geschatzte Langen fir die ent-
sprechenden Interkonnektor-Verbindungen (auf Basis der Lage der betrachteten Windparks und
Hubs) sowie spezifische Kostenansatze in Anlehnung an den Netzentwicklungsplan 2035 (2021)
verwendet. Zusatzlich werden an allen relevanten Einspeisungs- und Entnahmepunkten fiir das
vollstandig vermaschte und durchverbundene Offshore-Netz Konverterstationen unterstellt. Als
spezifische Investitionskosten fiir Stromnetzinfrastruktur Offshore werden in dieser Studie
4,0 Mio. EUR pro Kilometer je 2-GW-System verwendet. HGU-Konverter werden mit
750 Mio. EUR pro GW (2 Stationen) bewertet. Zur Ermittlung von jahrlichen Kosten, die in den
Kostentabellen aufgefiihrt sind, werden die Investitionen unter Annahme einer Nutzungsdauer
von 50 Jahren und einem Zinssatz i. H. v. 7 % annualisiert. Zusatzlich werden Betriebskosten mit
0,1 % der Investitionskoten angenommen.

Im zweiten Vergleichsszenario werden in der Variante Elektrolyse auf See 12 GW der Offshore-
Windparks nicht an das Stromsystem angeschlossen, sondern der Gber Elektrolyseure produ-
zierte Wasserstoff wird tber eine Pipeline (Annahme: Pipeline mit einem Durchmesser von 48
Zoll kann gesamte Wasserstoffproduktion der Elektrolyseure (10 GWe|) abtransportieren, zusatz-
lich ist 36 MW Kompressor-Leistung erforderlich). Die Kosteneinsparung fiir die reduzierte
Stromnetzinfrastruktur Offshore wird ebenfalls mithilfe der o. g. Annahmen bewertet. Die Kos-
ten der Pipeline werden in den folgenden Tabellen in der Zeile ,,Wasserstoffinfrastruktur” dar-
gestellt. Fur die Bewertung der Wasserstoffinfrastruktur werden in dieser Studie spezifische In-
vestitionskosten von 2,75 Mio. EUR pro Kilometer Pipeline zzgl. 25 % Aufschlag, da es sich um
eine Offshore-Pipeline handelt (also insgesamt ca. 3,44 Mio. EUR pro Kilometer), angenommen.
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Die Kosten fiir einen Kompressor-Neubau werden mit 3,4 Mio. EUR pro MW beziffert.3 Zur Er-
mittlung von jahrlichen Kosten werden die Investitionskosten unter Annahme einer Nutzungs-
dauer von 40 Jahren und einem Zinssatz i. H. v. 7 % annualisiert. Zusatzlich werden Betriebskos-
ten mit 5 % der Investitionen angenommen.

Der im zweiten Vergleichsszenario durch die zusatzlich angenommenen Elektrolyseleistungen
produzierte Wasserstoff wird fiir den Kostenvergleich ebenfalls unter der Position ,,Wasserstoff-
nachfragedeckung” bewertet. Daflir werden in Anlehnung an entsprechende Studien fiir das
Jahr 2040 geschatzte Importkosten verwendet, die in dieser Studie mit 80 EUR pro MWh bezif-
fert werden.3® Bei der Interpretation dieses Kostenwerts und der dariiber abgeleiteten Ergeb-
nisse ist zu berlicksichtigen, dass es sich um eine Annahme handelt, die Unsicherheiten unter-
liegt und daher nur als grobe Orientierung zur Kostenbewertung gelten kann.

Zudem ist bei allen Kostenvergleichen zu berticksichtigen, dass die Kostenunterschiede nicht nur
stark von den getroffenen Annahmen zur Systementwicklung abhangig sind, sondern auch le-
diglich fir einen Zeitpunkt (2040) ausgewiesen werden, der zwar eine weit fortgeschrittene,
aber noch nicht abgeschlossene Energiewende widerspiegelt.

Des Weiteren erfolgt die Betrachtung von Kostenunterschieden auf Gesamtsystemebene. Aus
Sicht einzelner Akteure oder Entitdaten konnen sich dennoch gesamtsystemisch teurere Varian-
ten als vorteilhaft erweisen. Derartige Probleme missten ggf. z. B. durch grenziiberschreitende
Kostenaufteilungsregeln adressiert werden.

Kostendifferenzen Variante "70 GW Offshore"

Zunachst werden in Tabelle 5-1 die Ergebnisse der Szenarien fiir die Variante ,,70 GW Offshore”
verglichen und dazu Kostenwirkungen einer hoheren Vernetzung (mit und ohne hybride Anbin-
dung) im ersten Vergleichsszenario sowie zusatzlicher Elektrolysekapazitiaten (auf See und an
Land) im zweiten Vergleichsszenario bewertet.

Anhand der dargestellten Kostendifferenzen lasst sich ableiten, dass sowohl die zusatzliche Ver-
netzung im ersten Vergleichsszenario (inklusive ,Referenz Heimatmarkt“) als auch die zusatzli-
chen Elektrolysekapazitaten im zweiten Vergleichsszenario gegenliber dem Ausgangsszenario
zu Kostensenkungen/Wohlfahrtssteigerungen in gleicher GréRenordnung fiihren kdnnen. Dem-
gegeniber ergeben sich fir das erste Vergleichsszenario in der Variante , Referenz Vernetzung”
im Vergleich zum Ausgangsszenario hohere Kosten.

35Quelle: Guidehouse (2021) - European Hydrogen Backbone. Analysing future demand, supply, and transport of hydrogen. Brdndle,
Gregor; Schénfisch, Max; Schulte, Simon (2020), Estimating Long-Term Global Supply Costs for Low-Carbon Hydrogen, EWI Working
Paper No. 20/04.

36 5. vorherige FuBnote; mittlere Importkosten bei Pipelinetransport nach Deutschland aus der MENA-Region sowie Osteuropa.
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Kostendifferenz Erstes Erstes Zweites Zweites
zum Ausgangs-
szenario ,,70 GW

Vgl.Sz. Vgl.Sz. Vgl.Sz. Vgl.Sz.
Referenz Referenz Elektro- Elektro-
Offshore” Heimat- Vernet- lyse an lyse auf
[Mrd. EUR/a] markt zung Land See

Stromnachfrage-

-3,2
deckung
Stromnetzinfra-
struktur Offshore 0 +19 +19 o ) Lo
Engpassmanage- 0 45 -0,3 +0,2 -1,0 -1,7
ment Stromnetz
Wasserstoffinfra- 0 ) : ; . +0,1
struktur

Ausgangs- Erstes
szenario Vgl.Sz.

Wasserstoffnach- 0 ) ) i 2,8 38

fragedeckung

Summe Differenz 0 -2,8 -2,0 +1,3 -2,9 -4,4
Tabelle 5-1: Kostenvergleich der relevanten Systemkosten im Szenarienvergleich fiir Varian-

ten ,, 70 GW Offshore” (Angaben in Mrd. EUR/a)

Unter den hier getroffenen Annahmen bringt die Vernetzung unter Nutzung hybrider Anbindun-
gen Vorteile gegentiber dem Ausgangsszenario (Einsparung von 2,8 Mrd. EUR/a) und auch ge-
genlber einer Vernetzung ohne Integration der Offshore-Anbindungen (Zusatzkosten von
1,3 Mrd. EUR/a gegenliber Ausgangsszenario) bietet. Die Unterschiede zwischen den Varianten
»70 GW Offshore” und ,,Referenz Vernetzung” des ersten Vergleichsszenarios setzen sich hier
insbesondere zusammen aus geringeren Kosten fir die Offshore-Stromnetzinfrastruktur (in der
Variante ,Referenz Vernetzung” missten zusatzliche Interkonnektoren parallel zu den Anbin-
dungsleitungen inklusive HGU-Konverterstationen errichtet werden) und geringeren Kosten fiir
das Engpassmanagement im Stromnetz, wihrend die Kosten flr die Stromnachfragedeckung
nahezu gleich sind. Die Unterschiede in den Kosten fir das Engpassmanagement lassen sich zum
einen durch die zusatzlichen Import- und Exportkapazitdten in der , Referenz Vernetzung” erkla-
ren, die zu Netzengpassen flihren kdnnen. Zum anderen werden die Netzengpasse im ersten
Vergleichsszenario mit hybriden Anbindungen und entsprechenden OBZ auch dadurch verrin-
gert, dass die Einspeisung der Offshore-Windenergieanlagen durch die Netzrestriktionen des
Flow-Based-Modells begrenzt werden und dies ggf. zu Abregelungen fiihrt, die in einigen Stun-
den auch die Netzbelastungen verringern. Fiir die Kosten der Stromnetzinfrastruktur ist zu be-
ricksichtigen, dass die mit vergleichsweise grofen Unsicherheiten behaftete Kostenposition
»Stromnetzinfrastruktur Offshore” im ersten Vergleichsszenario erhebliche Auswirkung auf die
Vorteilhaftigkeit der Szenarien hat.

Im zweiten Vergleichsszenario flihrt die zuséatzliche Elektrolyse (und damit geringere verfligbare
EE-Strommenge fiir sonstige Stromnachfrage) zu einem Anstieg der Kosten fiir die Stromnach-
fragedeckung. Dieser Effekt ist bei Annahme von zuséatzlicher Elektrolyse auf See (und damit
verringerter im Stromsystem angeschlossener Offshore-Windenergie) starker, als wenn zuséatz-
liche Elektrolyse nur an Land angenommen wird. Diese Kostenzunahme wird jedoch durch die
reduzierten Kosten fiir die Stromnetzinfrastruktur Offshore und durch geringere Kosten fiir Eng-
passmanagement im Stromnetz kompensiert.?’ Die gréRte Kostenanderung fiir beide dargestell-
ten Varianten des zweiten Vergleichsszenarios ergibt sich bei der Wasserstoffnachfragedeckung

37 Inwieweit und fiir wie lange dieser Effekt in der Realitdt relevant ist, hdngt u. a. vom erreichbaren oder angestrebten Ausbauzu-
stand des Stromnetzes ab.

~N

0 %Ffaunmfel; )Guidehouse b.,.,..’%..g consentec



Bewertung und Handlungsempfehlungen

(durch zusatzlich produzierte Wasserstoffmengen werden Importkosten verringert). Diese Kos-
tendanderung liegt in etwa in der GroRenordnung des gesamten Kostenvorteils der Szenarien,
sodass sich hier festhalten lasst, dass die absolute Hohe der Vorteilhaftigkeit maRgeblich von
dieser mit Unsicherheiten behafteten GroRe abhangt.

Kostendifferenzen Variante "52,5 GW Offshore"

In Tabelle 5-2 ist fur die Variante ,,52,5 GW Offshore” ein Vergleich der entsprechenden Rech-
nung fir das Ausgangsszenario und das erste Vergleichsszenario dargestellt.

Kostendifferenz zum Ausgangssze-
nario ,,52,5 GW Offshore* Ausgangsszenario Erstes Vgl.Sz.
[Mrd. EUR/a]

Stromnachfragedeckung -2,5

Stromnetzinfrastruktur Offshore +1,4
Engpassmanagement Stromnetz -0,7

Wasserstoffinfrastruktur -

Wasserstoffnachfragedeckung 0
Summe Differenz 0 -2,2

Tabelle 5-2: Kostenvergleich der relevanten Systemkosten im Szenarienvergleich fiir Variante
,52,5 GW Offshore”

Es ist zu erkennen, dass auch in der Variante ,,52,5 GW Offshore” eine Vernetzung wie im ersten
Vergleichsszenario zu Kostenvorteilen im Gesamtsystem fiihren kann. Die zuséatzlichen Kosten
fiir die Stromnetzinfrastruktur Offshore, die durch die etwas geringere Vernetzung auch niedri-
ger ausfallen als in der Variante ,70 GW Offshore”, werden gegeniiber dem Ausgangsszenario
durch die verringerten Kosten der Stromnachfragedeckung und des Engpassmanagements im
Stromnetz lUberkompensiert, sodass sich insgesamt ein Kostenvorteil durch die Vernetzung
ergibt. Diese fallt in absoluter Hohe erwartungsgemal jedoch etwas geringer aus als in der Va-
riante ,70 GW Offshore”.

Kostendifferenzen Variante "Niedrige VLS"

Tabelle 5-3 zeigt die Kostendifferenzen (gegeniiber Ausgangsszenario) der Variante , Niedrige
VLS“ fur das erste Vergleichsszenario sowie das zweite Vergleichsszenario in der Auspragung
Elektrolyse an Land.
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Kostendifferenz zum Ausgangs-
szenario ,Niedrige VLS“
[Mrd. EUR/a]

Stromnachfragedeckung -2,4

Zweites Vgl.Sz.
Erstes Vgl.Sz. Elektrolyse an

Ausgangs-

szenario
Land

Stromnetzinfrastruktur Offshore +1,9 -
Engpassmanagement Stromnetz -0,7 -0,2

Wasserstoffinfrastruktur = =

Wasserstoffnachfragedeckung 0 - -2,8
Summe Differenz 0 -1,2 -2,1
Tabelle 5-3: Kostenvergleich der relevanten Systemkosten im Szenarienvergleich fiir Varian-

ten ,Niedrige VLS”

Es ist analog zu der Variante ,,70 GW Offshore”, die bis auf die héheren VLS der Offshore-Wind-
anlagen sonst dieselbe Parametrierung enthalt, zu erkennen, dass beide Vergleichsszenarien
Kostenvorteile gegenliber dem Ausgangsszenario (hier ebenfalls mit niedrigen VLS) bieten. Wah-
rend fir das erste Vergleichsszenario in diesem Vergleich nur etwa 40 % der Kosteneinsparun-
gen des Vergleichs der ,,70 GW Offshore“-Varianten zu erkennen sind , verringern sich die Kos-
teneinsparungen im zweiten Vergleichsszenario etwas geringer auf ca. 70 % der Kostenvorteile
in der,, 70 GW Offshore“-Variante. Hierbei ist zu beachten, dass die absoluten Kostendifferenzen
sich auf das Ausgangsszenario in der Variante ,Niedrige VLS” beziehen und somit nicht direkt
mit der Variante ,70 GW Offshore” verglichen werden kénnen.

Kostendifferenzen fiir Sensitivitdten zum netzorientierten Elektrolyseeinsatz

Als weitere Auswertung fiir die Kostendifferenzen ist in Tabelle 5-4 ein Uberblick iiber die be-
trachteten Sensitivitdten mit einem netzorientierten Einsatz der Elektrolyseure im Engpassma-
nagement dargestellt. Um die Auswirkungen des netzorientierten Elektrolyseeinsatzes auch fir
das Ausgangsszenario beziffern zu kénnen, ist hier abweichend zu den bisherigen Tabellen als
Referenz nicht das Ausgangsszenario in der Auspragung der Sensitivitdt, sondern in der Variante
,70 GW Offshore” ohne netzorientierten Einsatz der Elektrolyse gewahlt.

Es ist zu erkennen, dass im Ausgangsszenario etwa 0,4 Mrd. EUR/a Kosten eingespart werden
kénnen, wenn die Elektrolyseure im Einspeisemanagement netzdienlich eingesetzt werden. Da-
bei ist zu beachten, dass die Kostendifferenzen fiir das Engpassmanagement bereits die Kosten-
veranderungen durch eine Anderung der erzeugten Wasserstoffmengen enthalten, die sich aus
einem veranderten Einsatz der Elektrolyseure ergeben kann (flr alle oben dargestellten Szena-
rien). In derselben GroRenordnung liegt auch die zusatzliche Kosteneinsparung fiir die hier dar-
gestellten Ausprdagungen des ersten und zweiten Vergleichsszenarios. Auch in diesen Spalten
verandern sich gegeniiber den Kostendifferenzen fiir Variante ,,70 GW Offshore”) nur die Kosten
fir das Engpassmanagement. Am hdchsten fillt die weitere Kostensenkung (um -0,7 Mrd. EUR/a
gegenilber den bereits in der Variante ,,70 GW Offshore” verzeichneten -1,0 Mrd. EUR/a, siehe
auch Tabelle 5-1) dabei erwartungskonform im zweiten Vergleichsszenario ,Elektrolyse an
Land“ aus, da dort die hochste Elektrolysekapazitat verfiigbar ist. Flir das erste Vergleichsszena-
rio und zweite Vergleichsszenario ,Elektrolyse auf See” liegt die weitere Kostensenkung bei -0,3
Mrd. EUR/a und damit in vergleichbarer H6he zur Reduktion im Ausgangsszenario. Grundsatz-
lich ist zur Einordnung der Kostenwirkung eines netzdienlichen Einsatzes der Elektrolyseure zu
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bericksichtigen, dass das Ausgangsniveau der Redispatchvolumen (in TWh) z. B. im zweiten Ver-
gleichsszenario ,,Elektrolyse auf See” auch ohne netzdienlichen Einsatz bereits deutlich geringer
sind als die des Ausgangsszenario. Dies fihrt dazu, dass trotz gegeniiber dem Ausgangsszenario
erhohter Elektrolyseleistung an Land, ein zum Ausgangsszenario vergleichbares Potenzial zur
Kostenreduktion besteht.

Kostendifferenz Ausgangs-
zum Ausgangs- szenario
szenario ,70 GW (0. netz-
Offshore” orientierte
[Mrd. EUR/a] Elektrolyse)

deckung
struktur Offshore

Zweites Zweites

Ausgangs- Erstes Vgl.-Sz. Vgl.-Sz.
szenario Vgl.Sz. Elektrolyse | Elektrolyse

an Land auf See

nt Stromnetz
Wasserstoffinfra-
struktur

Wasserstoffnach-
fragedeckung
Summe Differenz 0 -0,4 -3,2

Tabelle 5-4: Kostenvergleich der relevanten Systemkosten im Szenarienvergleich fiir die Sen-

sitivitdten mit netzorientiertem Elektrolyseeinsatz

(* die Kosten fiir das Engpassmanagement enthalten auch die Kostenverdnderungen durch eine netzbedingte
Anderung der erzeugten Wasserstoffmengen, die sich aus einem verdnderten Einsatz der Elektrolyseure im
Engpassmanagement ergeben kann)

Beitrdge zur Umsetzung der Energiewende und zum Klimaschutz

Mithilfe dieses Kriteriums soll bewertet werden, ob und in welcher Weise die betrachteten Offs-
hore-Netzkonzepte sich auf die Erreichung der Ziele der Energiewende sowie der Klimaschutz-
ziele Deutschlands und der Europdischen Union auswirken konnen. Diese Bewertung ist zwei-
fellos nicht vollstandig objektiv durchfiihrbar und u. a. von indirekten Auswirkungen abhangig,
die Uiber die Themenstellung der vorliegenden Studie hinausgehen. Nachfolgende Uberlegungen
sind deshalb nicht als umfassende und abschlieRende Bewertung zu verstehen.

Die hohere Vernetzung im ersten Vergleichsszenario sowie die zusatzlichen Elektrolysekapazita-
ten im zweiten Vergleichsszenario fordern die Integration hoher Mengen an erneuerbaren
Energien in das Energiesystem, die fiir die Erreichung der Klimaschutzziele maligeblich sein wer-
den. Dies gilt insbesondere im ersten Vergleichsszenario sowohl fiir Deutschland als auch fir
das Ausland. Insbesondere sinkt das Risiko von Abregelungen auf europaischer Ebene, was die
Moglichkeiten der Erreichung von Ausbau- und Einspeisezielen sowie der tatsdachlichen Nutzung
der aus Erneuerbaren Energien produzierten Strommengen stark verbessert.3® In Deutschland
ist zwischen den Szenarien teilweise ein Abtausch von marktbasierter und netzbasierter Abre-
gelung zu erkennen. Weil eine hohere Vernetzung im ersten Vergleichsszenario jedoch Importe
und Exporte sonst in Deutschland um im Ausland abgeregelter Strommengen erméglicht, sinkt

38 Dabei ist zu beachten, dass die installierten EE-Leistungen im Ausland (iber alle Szenarien hinweg vorgegeben wurden. Abhangig
von den Méglichkeiten zur Systemintegration wére auch denkbar, dass in einzelnen Landern des Betrachtungsbereichs weniger EE-
Kapazitdaten gebaut wiirden, wenn die Integration des Stroms aus diesen Anlagen nicht oder nur unvollstandig gewdahrleistet ist.
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im Saldo das Abregelungsrisiko mit steigender Vernetzung. Tabelle 5-5 zeigt einen Vergleich der
EE-Abregelungen, die sich sowohl markt- als auch netzseitig in den verschiedenen Szenarien er-
geben. Dargestellt sind fiir die gezeigten Varianten jeweils die Differenzen zum Ausgangsszena-
rio in der Variante ,, 70 GW Offshore”.

EE-Abregelung: Erstes Vgl.- Zweites Vgl.- | Zweites Vgl.-
Differenz zum Aus- Sz. Sz. Sz.
gangssz. ,,70 GW 70 GW Offs- . Elektrolyse Elektrolyse
H t kt V t
Offshore” [TWh] hore eimatmar ernetzung an Land auf See

Deutschland

Ausland (Markt) -60,8 -66,8 -75,2 -2,9 -3,1

Erstes Vgl.- Erstes Vgl.-
Sz. Referenz Sz. Referenz

Redispatch 7.4 0,7 +2,7 -5,4 -8,8
Gesamt
Summe 61,7 -64,7 -70,0 -8,3 -11,9

Differenz

Tabelle 5-5: EE-Abregelungen im Szenarienvergleich fir Varianten ,, 70 GW Offshore” [TWh]

Die zusatzliche Vernetzung im ersten Vergleichsszenario verringert die erforderlichen EE-Abre-
gelungen in Deutschland und im Ausland deutlich (insgesamt etwa 60 bis 70 TWh Reduktion
gegeniber dem Ausgangsszenario). Dieser Effekt ist unabhéngig davon, ob die hybride Offshore-
Anbindung mit OBZ oder im Heimatmarktmodell ausgestaltet wird oder ob die Vernetzung pa-
rallel zur Offshore-Anbindung erfolgt. Im zweiten Vergleichsszenario werden die Abregelungen
ebenfalls reduziert. Sowohl in der Variante ,Elektrolyse an Land“ als auch in der Variante ,Elekt-
rolyse auf See” fallt die Reduktion mit 8 TWh bis 12 TWh jedoch deutlich geringer aus als im
ersten Vergleichsszenario.

Bei etwaigen weiteren Untersuchungen der Beitrage von Offshore-Windenergie und unter-
schiedlichen Optionen zur Netzintegration bzw. zu unterschiedlichen Netzkonzepten sind auch
die CO,-Emissionen der Stromerzeugung im betrachteten System ein relevantes Kriterium fir
den Fortschritt in Bezug auf Klimaschutzziele und die Erreichung von Klimaneutralitat bis 2045.
Zur Einordnung der Auswirkungen der verschiedenen Szenarien auf die Gesamtemissionen sind
diese in der nachfolgenden Tabelle 5-6 dargestellt. Auch hier sind analog zu den Darstellungen
fiir die EE-Abregelungen die Differenzen zum Ausgangsszenario in der Variante , 70 GW Offs-
hore” gezeigt.

CO2-Emissio-
nen: Differenz Zweites Vgl.- | Zweites Vgl.-
zum Aus-

Erstes Vgl.-Sz. | Erstes Vgl.-Sz. | Erstes Vgl.-Sz.
70 GW Offs- Referenz Referenz
hore Heimatmarkt Vernetzung

Sz. Sz.
Elektrolyse Elektrolyse
an Land auf See

gangssz. ,,70
GW Offshore”
[Mio. t/a]

Deutschland
Ausland
Gesamt

summe -15,2 -14,2 -15,2 +2,7 +8,7
Differenz

Tabelle 5-6: CO,-Emissionen im Szenarienvergleich fiir Varianten ,,70 GW Offshore” [Mio. t.]

In den Varianten des ersten Vergleichsszenarios kénnen durch die zusatzliche Vernetzung und
die bessere Integrierbarkeit der moglichen EE-Erzeugung die CO,-Emissionen verringert werden.
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Dabei liegen die Einsparungen sowohl in der Auspragung mit OBZ als auch mit Heimatmarktmo-
dell oder in der Variante ,Referenz Vernetzung” bei etwa 15 Mio. Tonnen jahrlich eingesparter
Emissionen im Gesamtsystem. Wahrend das zweite Vergleichsszenario in der Variante ,Elektro-
lyse an Land” in Summe geringfligig hohere Emissionen aufweist als das Ausgangsszenario (+2,7
Mio. Tonnen CO,/a), erhdhen sich die Emissionen fur die Variante ,,Elektrolyse auf See” um 8,7
Mio Tonnen CO,/a. Dies ist darauf zurlickzufuhren, dass in dieser Variante weniger emissions-
freie Offshore-Erzeugung an das Stromnetz angeschlossen wird, was durch den Einsatz von
nicht-emissionsfreien Erzeugungstechnologien kompensiert werden muss, um die sonst gleiche
Stromnachfrage zu decken.

Mogliche Auswirkungen ergeben sich auch aus den unterschiedlichen Erléschancen fir Offs-
hore-Windparks, die an hybride Offshore-Anbindungen angeschlossen sind. Dabei erscheint die
Erreichung von Ausbauzielen (wie z. B. den fiir Deutschland im WindSeeG beschriebenen
70 GW Leistung von Offshore-Windenergieanlagen bis 2045) bei der Anwendung von OBZ unter
Umstanden schwieriger erreichbar als beim Heimatmarktmodell. Dies liegt insbesondere daran,
dass das OBZ-Modell fiir Offshore-Parks in der deutschen AWZ niedrigere Erlése durch systema-
tisch niedrigere Preisniveaus bedeuten konnte (wohingegen die Volatilitat im Vergleich zum
deutschen Marktpreis aber geringer zu erwarten ware, d. h. das Risiko fiir den Anlagenbetreiber
sinkt, es besteht allerdings ein absolut niedrigeres Preisniveau). Zusatzlich bestlinde, wie bereits
in den Ergebnissen des ersten Vergleichsszenarios aufgezeigt, das Risiko einer marktbasierten
Abregelung, die anders als netzbasierte Abregelungen nicht vergitet wird. Die Refinanzierung
der Kosten fiir die Offshore-Windparks wiirde somit grundsatzlich schwieriger und kdnnte einen
zusatzlichen Forderbedarf bzw. eine Anpassung des Fordersystems erfordern . Dabei ist jedoch
zu bericksichtigen, dass im Rahmen einer moglichen Vernetzung voraussichtlich auch nur Teile
der in der Nord- und Ostsee installierten Leistungen hybrid angebunden und mit OBZ in den
Markt integriert wiirden, sodass das Risiko fiir die Erreichung von Energiewende und Klima-
schutzzielen hier auch nur einen Teil der Kapazitaten betrafe.

Betrieb des Offshore-Netzes

Mit diesem Kriterium soll untersucht werden, welche Konsequenzen die unterschiedlichen Netz-
konzepte fir den sicheren Betrieb des Offshore-Netzes haben. Zunachst lasst sich hierzu fest-
halten, dass Betrieb und Management des Offshore-Netzes im Ausgangsszenario und im zwei-
ten Vergleichsszenario grundsatzlich dhnlich zu bewerten sind. In einer vernetzten Struktur, wie
im ersten Vergleichsszenario, wird der Betrieb des Offshore-Netzes aber deutlich komplexer.
Neben der internationalen Koordination zwischen verschiedenen Ubertragungsnetzbetreibern
ist auch die technische Umsetzung ein wichtiges Element (z. B. missen fiir ein vernetztes Offs-
hore-Netz die HGU-Konverter zueinander kompatibel sein etc.). Dies bedeutet, dass nicht nur
im Betrieb, in dem zusatzlich zum bereits bestehenden Stromnetz eine Vielzahl zusatzlicher Be-
triebsmittel gesteuert werden muss (wofiir aber grundsatzlich bestehende Prozesse verwendet
werden kdnnen), sondern bereits in der Planung die Komplexitdt erhéht wird.

Durch Vermaschung ohne hybride Anbindung, wie sie im ersten Vergleichsszenario ,Referenz
Vernetzung” untersucht wurde, entsteht ein hoheres Risiko fiir Engpasse. Die hybride Anbin-
dung von Offshore-Windparks hingegen verringert das Risiko — hier auch unabhangig von der
Frage, ob eine OBZ oder das Heimatmarktmodell Anwendung findet. Zusatzlich wird durch eine
Vernetzung jedoch in jedem betrachteten Fall die Redundanz gegeniiber Ausfallen von Offs-
hore-Anbindungen erhoht, auch wenn durch einen Ausfall einer hybriden Anbindungsleitung
(mit Interkonnektorfunktion) neben der Offshore-Einspeisung ggf. auch Importe wegfallen kon-
nen. Bei einem parallelen Betrieb von Offshore-Anbindungsleitung und Interkonnektor ist dieses
gemeinsame Risiko nicht gegeben, wobei generell im Vergleich zum Ausgangsszenario fir eine
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hohere Vernetzung davon auszugehen ist, dass die Schaffung von Redundanzen einen héheren
Effekt hat als die Wirkung eines Ausfalls von hybriden Anbindungen.

Nutzen durch SDL aus Offshore-Netzanlagen

Der Ausbau der Offshore-Windenergie tragt zusammen mit dem Ausbau anderer erneuerbarer
Erzeugungstechnologien dazu bei, dass zunehmend keine oder nur geringe Kapazitaten thermi-
scher Kraftwerke Strom in das Netz einspeisen. Da diese Kraftwerke derzeit auch den Grol3teil
der erforderlichen Systemdienstleistungen bereitstellen, miissen perspektivisch andere Erzeu-
gungstechnologien und Netzbetriebsmittel diese Aufgabe (ibernehmen. Zudem steigt bei einem
hohen Anteil fluktuierender Erzeugung aus Offshore-Windenergie und hohen Transportdistan-
zen zwischen Erzeugungs- und Verbrauchszentren der Bedarf an Systemdienstleistungen. An-
hand dieses Kriteriums soll daher untersucht werden, ob zwischen den betrachteten Szenarien
unterschiede fur die etwaige Bereitstellung von Systemdienstleistungen durch Offshore-Wind-
energie und -Netzanlagen (z. B. durch netzbildende Umrichter) bestehen. Denkbar ist u. a. die
Erbringung von Momentanreserve, Blind- und Kurzschlussleistung sowie (in Verbindung mit
Speicherung oder dargebotsabhangig) Schwarzstartfahigkeit.

Die Ergebnisse einer Literaturanalyse®, die in Tabelle 5-7 dargestellt sind, verdeutlichen, dass
Offshore-Windenergie perspektivisch einen bedeutenden Beitrag zu Bereitstellung von Sys-
temdienstleistungen leisten kann.

3 dena et al. (2014) - Systemdienstleistungen 2030, verflgbar unter: https://www.dena.de/fileadmin/dena/Doku-
mente/Pdf/9094_dena-Studie_Systemdienstleistungen_2030.pdf; dena et al. - Netzstudie Il (2010), verfugbar unter:
https://www.dena.de/fileadmin/dena/Dokumente/Pdf/9106_Studie_dena-Netzstudie_Il_deutsch.PDF; Fraunhofer IWES et al -
Capabilities and costs for ancillary services provision by wind power plants, verfiigbar unter: https://backend.orbit.dtu.dk/ws/por-
talfiles/portal/71169605/Capabilities_and_costs_for_ancillary.pdf; Guidehouse et al. (2022) - SINTEG-Synthesebericht 2, verfliigbar
unter: https://www.sinteg.de/fileadmin/media/Ergebnisberichte/SF2_Flexibilitaetsmechanismen/20220502-SINTEG-SyF2_bf.pdf
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Systemdienstleistung technische Eignung zur | moglicher langfristiger | alternative Bereitstellung
Bereitstellung der SDL | Beitrag zur Deckung des | mit Netzbetriebsmitteln

durch Offshore-WEA SDL-Bedarfs

Frequenzhaltung

* Momentanreserve + (mit netzbildenden Um- ++
richtern)
* Regelleistung ++ ++

Spannungshaltung

* Blindleistungsbereit- ++ + VSC-HGU, SVC, STATCOM
stellung
* Kurzschlussstrom + (0} Rotierende Phasenschie-
ber

Versorgungswiederaufbau

* Schwarzstartfahigkeit 0 0

* Netzaufbau-Unterstiit- + 0
zung

Betriebsfiihrung

* Engpassmanagement ++ ++

Legende ++ techn. Eignung nachge- ++dauerhaft hoher Beitrag

wiesen . . .
+ zeitweiser oder mittlerer

+ perspektivisch moglich Beitrag

O Eignung wird diskutiert O Beitrag noch unklar

Tabelle 5-7: Technische Eignung und méglicher langfristiger Beitrag von Offshore-Windener-
gie sowie Offshore-Netzanlagen zur Deckung des Blindleistungsbedarfs

Insbesondere im Bereich der Frequenzhaltung kann in Zeiten der Einspeisung von (Offshore-)
Windenergie kiinftig ein hoher Beitrag zur Deckung des Bedarfs an Regelleistung und Moment-
anreserve (bei geeigneter technischer Auslegung) erzielt werden. Die technische Eignung der
Anlagen zur Regelleistungsbereitstellung wurde bereits im Rahmen von Pilotprojekten demons-
triert. Flr die Bereitstellung von Momentanreserve ist eine Weiterentwicklung und Nutzung von
netzbildenden Umrichtern notwendig. Blindleistung wird bereits heute von Windenergieanla-
gen bereitgestellt. Der Anteil an der Bedarfsdeckung durch Offshore-Windenergie wird fiir diese
SDL jedoch durch die Transportmoglichkeiten und den lokalen Bedarf von Blindleistung be-
schrankt. Einspeiseabhangig und in begrenztem Umfang kénnen Windenergieanlagen auch
Kurzschlussstrom bereitstellen. Technische Weiterentwicklungen der Umrichter kdnnen den An-
teil perspektivisch erh6hen. Zudem bietet die Nutzung von Netzbetriebsmitteln eine Alternative
zum Bezug der Systemdienstleistung Spannungshaltung aus den Erzeugungsanlagen selbst. Im
Bereich Versorgungswiederaufbau bestehen derzeit die gréRten Unsicherheiten, ob und in wel-
chem Umfang Offshore-Windenergie einen Beitrag leisten kann. Die dargebotsabhdngige Ein-
speisung stellt hierbei eine grolRe Herausforderung fiir die Netzfiihrung durch WEA dar.
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Grundsatzlich lasst sich im Szenarienvergleich fir dieses Bewertungskriterium festhalten, dass
die Méglichkeiten der Bereitstellung von SDL in allen betrachteten Szenarien vorhanden ist.
Zudem kann auf Grundlage des unterstellten Offshore-Windausbaus ein vergleichbares Niveau
der SDL-Bereitstellung erzielt werden. Eine Ausnahme stellt das zweite Vergleichsszenario mit
Elektrolyse auf See dar, in dem 12 GW Offshore-Windanlagen nicht an das Stromsystem ange-
bunden werden und somit auch weniger Konverterleistung zur Verfligung steht, die ggf. SDL
bereitstellen konnten. Da z. B. in der Auspragung ,,70 GW Offshore” auch in dieser Variante noch
immer 58 GW an das Stromsystem angeschlossen sind, diirfte die grundsatzliche Moglichkeit
zur Bereitstellung von SDL nach wie vor in nennenswertem Umfang gegeben sein. Zudem wird
auch der Bedarf an SDL teilweise durch den Transportbedarf im Ubertragungsnetz getrieben, so
dass eine geringere Einspeisung in das Stromnetz auch zu reduziertem SDL-Bedarf fiihren
kdnnte.

Die Szenariovariante ,Referenz Vernetzung” im ersten Vergleichsszenario, die aus Kostensicht
gegenlber allen anderen Szenarien nachteilig ist (+1,3 Mrd. EUR/a ggli. Ausgangsszenario),
wirde fir die Bereitstellung durch die zusatzlichen Interkonnektoren im Vergleich zu den ande-
ren Szenarien ggf. Nutzen stiften: durch die zusatzliche Vernetzung ohne hybride Nutzung der
Offshore-Anbindungsleitungen wiirde (auf dem deutschen Festland) eine erhohte Konverter-
leistungi. H. v. 20 GW bereitstehen. Auch im Ausland wiirden in dieser Ausprdagung héhere Leis-
tungen von HGU-Konverter bereitstehen. Allerdings kann sich in diesem Szenario ggf. auch der
Transportbedarf tiber das (deutsche) Ubertragungsnetz und damit der Bedarf an SDL erhéhen.

Zusammenfassend erscheinen die Auswirkungen auf SDL wenig entscheidungsrelevant fir die
Abwagung zwischen den verschiedenen Szenarien.

Auswirkungen auf Flichenbedarfe und Raumplanung

Mit den verschiedenen Offshore-Netzkonzepten und Anschlussleistungen der Offshore-Netzan-
schlisse/Interkonnektoren ergeben sich unterschiedliche Auswirkungen auf Flichenbedarfe
und Raumplanung. Daher sollen mit diesem Bewertungskriterium die Auswirkungen in den ver-
schiedenen Netzkonzepten zumindest grob betrachtet und die moglichen Konsequenzen aufbe-
reitet werden. In den Varianten des ersten Vergleichsszenarios werden neben den Anbindungen
von Offshore-Windparks an das Festland auch Verbindungsleitungen zwischen den Windparks
oder den AWZ verschiedener Anrainerstaaten angenommen. Da allerdings die Verfugbarkeit
der Trassenkorridore im Kiistenmeer (im Gegensatz zur sonstigen AWZ) in Bezug auf Flachen-
bedarfe und Raumplanung deutlich kritischer ist, wird nachfolgend insbesondere auf die Bedarfe
fiir derartige Trassen eingegangen.

Dabei ist ein Anschluss von Offshore-Windenergieanlagen mit einer insgesamt installierten Leis-
tung von 70 GW bereits im WindSeeG festgehalten. Entsprechende Flachenbedarfe und Auswir-
kungen auf die Raumplanung sind in vorliegenden Raumordnungspldanen und Flachenentwick-
lungspldanen berlicksichtigt oder diese Beriicksichtigung wird in naher Zukunft erfolgen. Nach-
folgend wird deshalb davon ausgegangen, dass ein Anschluss von 70 GW Offshore-Leistung tiber
radiale Anbindungen wie im Ausgangsszenario grundsatzlich moglich ist. Allerdings ist dabei zu
beriicksichtigen, dass die Flachenverfiigbarkeiten im Kistenmeer auch hier voraussichtlich
schon knapp sind. Insofern kénnten sich zusatzliche Flachenbedarfe als kritisch erweisen bzw.
verringerte Flachenbedarfe die Umsetzung vereinfachen. Damit ergeben sich insbesondere fir
zwei der betrachteten Szenariovarianten aus der Perspektive der Flachenbedarfe relevante Aus-
wirkungen.
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Im ersten Vergleichsszenario in der Variante ,, Referenz Vernetzung” werden die zusatzlichen In-
terkonnektoren nicht iber die sowieso bestehenden Anbindungsleitungen der Offshore-Wind-
parks an das Festland angebunden, sondern es werden zusatzliche Leitungen errichtet, die da-
mit auch zusatzlichen Flachenbedarf im Kiistenmeer aufweisen. Diese Auspragung scheint unter
Berlicksichtigung der sowieso bereits knapp bemessenen Flachen fiir Trassenkorridore in der
deutschen AWZ und vor allem im Kistenmeer dulRerst kritisch, so dass eine Umsetzbarkeit die-
ser Variante als eher fraglich einzustufen ist.

Im zweiten Vergleichsszenario in der Variante , Elektrolyse auf See” werden 12 GW Stromnetz-
anbindungen durch 10 GW Elektrolyse auf See und eine Wasserstoff-Pipeline ersetzt. Hier wird
die Errichtung der Elektrolyseure zusatzlichen Flachenbedarf in der Nahe der dort angebunde-
nen Offshore-Windparks erzeugen. Entsprechend aktuellen Studien wirde je 2 GW Wind-Leis-
tung mit vier Elektrolyseplattformen geplant und somit mehr Bedarf fiir Plattformen bestehen
als bei elektrischer Anbindung, bei der fiir den Anschluss an das Stromnetz nur eine Konverter-
plattform je 2 GW Windleistung benétigt wiirde®. Da die Plattformen jedoch voraussichtlich auf
den fiir die Offshore-Windparks ausgewiesenen Flachen errichtet wiirden, wiirde kein zusatzli-
cher Flachenbedarf oder Bedarf fir das Ausweisen neuer Flachen bestehen. Im Hinblick auf die
Anbindung an das Wasserstoffnetz wird eine Wasserstoff-Pipeline mit einem Durchmesser von
48 Zoll, die fiir den Transport des erzeugten Wasserstoffs an Land angenommen wird, auf den
ca. 200 Kilometern vom Offshore-Windpark oder Elektrolyseur zum Festland wesentlich gerin-
gere Flachenbedarfe aufweisen als 12 GW Stromanbindung (entspricht sechs 2 GW-Systemen).
Somit erscheint diese Variante allein mit Blick auf die Flachenbedarfe und Raumplanungskrite-
rien einen Vorteil zu bieten.

In allen anderen Szenariovarianten ist zumindest im Kiistenmeer von ahnlichen Flachenbedar-
fen auszugehen, da z. B. eine hybride Vernetzung nicht zu zusatzlichen Netzanschliissen fiihrt.
Ggf. ergeben sich durch die Vernetzung Bedarfe fiir zusatzliche Trassenkorridore in der AWZ, die
aber weniger kritisch zu beurteilen sind als die Flachensituation im Kiistenmeer.

Die Aussagen gelten auch fiir die Varianten ,52,5 GW Offshore”. Diese weisen zwar in 2040 ge-
ringere installierte Offshore-Leistungen auf. Da die langfristigen Ausbauziele jedoch gemaR
WindSeeG auch in dieser Variante erreicht werden missten, wirden sich ebenfalls langfristig
dieselben Flachenbedarfe ergeben.

Zukunftsfahigkeit

Auch wenn der Fokus der Untersuchungen auf dem Jahr 2040 liegt, ist bei der Bewertung der
verschiedenen Ausbaukonzepte der weitere Verlauf der Energiewende (ber 2040 hinaus und
die Erreichung von Klimaneutralitat zu bedenken. Dieses Bewertungskriterium soll dazu beitra-
gen zu beurteilen, wie die untersuchten Szenarien fiir die Dekarbonisierung des Energiesystems
aus heutiger Sicht notwendige und effiziente Losungsansatze unterstiitzen oder eher behindern.

Mit Blick auf Zukunftsfahigkeit wird hier vor allem ein Vergleich mit den Zielen und Bedarfen der
Langfristszenarien herangezogen. Dort scheint im Rahmen der Optimierung des gesamten Ener-
giesystems mit Blick auf die Zukunft insbesondere die Vernetzung von Markten und die Schaf-
fung von Flexibilitdaten ein sinnvolles Instrument, um die Ziele zu erreichen und die Dekarboni-
sierung des Energiesystems zu unterstiitzen. Auch bei der Untersuchung der hier verglichenen
Szenarien wurde gezeigt, dass aus Gesamtkostensicht fiir die hier angenommenen energiewirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen eine starkere Vernetzung ebenso wie ein verstarkter Zubau

40 Siehe AFRY - Vergleich von Systemvarianten zur Wasserstoffbereitstellung aus Offshore-Windkraft (2022); Prognos et al. - Wirt-
schaftlichkeitsbetrachtung der Wasserstofferzeugung aus Offshore-Windstrom (2020).
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von Elektrolysekapazitdten sinnvoll erscheinen. Dabei ist zu beachten, dass das Ausgangsszena-
rio in den grundsatzlichen energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen auf dem Szenario TN-
Strom der Langfristszenarien basiert, die installierte Leistung der Offshore-Windenergie (und im
Abtausch dazu auch der Onshore-Windenergie) jedoch gezielt angepasst wurde. Zusatzlich ent-
sprechen auch die angenommenen Handelskapazitdten und Interkonnektoren nicht den opti-
mierten Kapazitaten aus dem Betrachtungsjahr 2040 des Szenarios TN-Strom, sondern den An-
gaben aus dem TYNDP 2020 fiir das Jahr 2040. Diese Vorgehensweise ermdoglicht zum einen die
Prafung (und im konkreten Fall auch Bestatigung) der Vorteilhaftigkeit Gber den aktuellen Pla-
nungsstand hinausgehender grenziiberschreitender Transportkapazitaten in einem solchen Sys-
tem. Zum anderen leitet sich daraus aber auch klar ab, dass mit Blick auf die langfristigen Be-
darfe und die Zukunftsfahigkeit des gesamten Energiesystems fiir das Betrachtungsjahr 2040
das erste Vergleichsszenario (und tlw. das zweite Vergleichsszenario) Vorteile gegenliber dem
Ausgangsszenario bieten.

Versorgungssicherheit

Mithilfe dieses Kriteriums sollen die unterschiedlichen Auswirkungen der Netzkonfigurationen
in den untersuchten Szenarien auf die Versorgungssicherheit und insbesondere die Angemes-
senheit der Ressourcen bewertet werden. Die Gewahrleistung von Versorgungssicherheit in ei-
nem von erneuerbaren Energien dominierten Stromversorgungssystem wird durch zusatzliche
grenziiberschreitende Vernetzung (insbesondere auch unterschiedlicher Wetterrdume) verbes-
sert oder zumindest vereinfacht. Im Gegensatz dazu kann ein steigender Anteil der Offshore-
Windenergie an der Gesamtstromerzeugung respektive ein Ausfall von Offshore-Netzanbindun-
gen negative Auswirkungen auf die Gesamtstabilitdt des Stromversorgungssystems haben (z. B.
Frequenzeinbriiche im Drehstromnetz bei einem Ausfall von Offshore-Netzkomponenten und
daraus resultierendem Erzeugungsdefizit).

Mit Blick auf die betrachteten Szenarien kdnnte insbesondere im ersten Vergleichsszenario
durch die angenommene Netzkonfiguration ein zusatzlicher Beitrag zur Gewahrleistung der
Versorgungssicherheit geleistet werden. Dies resultiert insbesondere aus der Vernetzung un-
terschiedlicher Wetterrdume, u. A. durch die Einbindung von NO und UK (ber Nordsee-Hub 1,
mit signifikanten Transportkapazitdten, die die Nutzung grenziiberschreitender Ausgleichsef-
fekte ermoglicht. Ein weiterer Beitrag kann darin bestehen, dass (wie bereits im Unterpunkt
»Betrieb des Offshore-Stromnetzes” erldutert) die zusatzliche Redundanz durch die Vernetzung
das Risiko von negativen Auswirkungen auf die Gesamtstabilitdt des Stromversorgungssystems
bei Ausfallen einzelner Interkonnektoren oder Offshore-Anbindungssystemen verringert.

Koordinationsaufwand und Umsetzbarkeit

Die Ausfiihrungen zu den o. g. Bewertungskriterien zeigen bereits, dass mit zunehmender Ver-
netzung ein deutlicher Koordinationsaufwand einhergeht und damit das erste Vergleichsszena-
rio in dieser Hinsicht aufwandiger erscheint. Auch die 6konomischen Wirkungen steigender Ver-
netzung kdnnen zumindest Herausforderungen fiir die internationale Zusammenarbeit bedeu-
ten. Da ein Wohlfahrtsgewinn auf Systemebene nicht zwangslaufig auch eine Verbesserung aus
der Perspektive einzelner Lander bzw. besonders relevanter Gruppen innerhalb dieser Lander
bedeutet, wird eine steigende Vernetzung vermutlich nur dann realisierbar sein, wenn gleich-
zeitig auf europaischer oder multilateraler Ebene ein — vermutlich schwierig zu verhandelnder —
Mechanismus zur Kosten- und Nutzenteilung vereinbart wird. Beispielhaft ist (zumindest ohne
eine als gerecht empfundene Kosten-/Nutzenteilung) eine etwaige Preisangleichung durch star-
kere Vernetzung aus Sicht von Landern mit heute niedrigeren Preisen moéglicherweise nicht er-
strebenswert, da sich dadurch ggf. héhere Preise in diesen Landern ergeben kdnnte. Aktuelle

-
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Diskussionen z. B. in Norwegen Uber den Preiseffekt von Interkonnektoren zeigen, dass derar-
tige Effekte flr die 6ffentliche Meinungsbildung in einem Land relevant sein kénnen.

Im zweiten Vergleichsszenario ist zu berticksichtigen, dass hier teilweise héhere Stromimporte
zur zuséatzlichen Deckung von Elektrolyseursnachfragen (92/99 TWh Importe im zweiten Ver-
gleichsszenario vs. 52 TWh im Ausgangsszenario) notwendig werden, sich auf der anderen Seite
wiederum die Wasserstoff-Importe verringern. Aus der Perspektive der Umsetzbarkeit konnte
das problematisch sein, da im Vergleich zum Wasserstoff-Transport der Aufwand zur Umsetzung
(energetisch vergleichbarer) zusatzlicher grenziiberschreitender Stromtransporte hoher er-
scheint. So ist der Abtausch von mehreren Stromleitungen durch eine, zudem in der Regel un-
terirdisch verlaufende, Wasserstoff-Pipeline mdglich. Dartiber hinaus waren zumindest bei Erd-
gas-Pipelines in der Vergangenheit deutlich weniger Akzeptanzprobleme zu beobachten als bei
Stromleitungen. Es ist daher nicht auszuschlieRen, dass das zweite Vergleichsszenario Nachteile
beziiglich der schnellen Umsetzbarkeit bringen kénnte. Diese Feststellung konnte die Frage auf-
werfen, ob es nicht vorteilhafter sein konnte —im Falle eines grundsatzlich moéglichen Abtauschs
— Strom moglichst verbrauchsnah zu produzieren und Wasserstoff zu importieren.

5.2 Ableitung von Handlungsempfehlungen

Aufgrund des konzeptionellen Charakters dieser Studie, in der grundsatzliche Auswirkungen der un-
terschiedlichen Netztopologien untersucht und verglichen werden sollen, kdnnen daraus abgeleitet
keine detaillierten Aussagen zu einzelnen Projekten oder exakt anzustrebenden Interkonnektor- oder
Elektrolysekapazitaten etc. getroffen werden. Um konkrete Auspragungen der Offshore-Netzkonfigu-
rationen zu planen, sind vertiefte Analysen erforderlich. Das bedeutet, dass z. B. zusatzliche Vernet-
zungsszenarien, auch unter Berlicksichtigung weiterer Zieljahre sowie konkrete Offshore-Netzkonfi-
gurationen und Ausprdgungen zusatzlicher Elektrolyseleistungen bewertet werden mussen, um de-
taillierte Erkenntnisse abzuleiten.

Die nachfolgend dargestellten Handlungsempfehlungen sollen daher eine erste Orientierung auf
grundsatzlicher Ebene bieten und aufzeigen, welche Schritte kurzfristig anzugehen sind, um etwaig
vorteilhaften Offshore-Netzkonfigurationen den Weg zu ebnen. Sie sind hingegen nicht als vollstandi-
ger Ablaufplan fir die Umsetzung einer konkreten Variante zu verstehen.

Als wesentliches Ergebnis der Studie ist eine grenziiberschreitende Vernetzung, wie sie im ers-
ten Vergleichsszenario untersucht wurde, insbesondere bei einem sehr hohen Ausbaugrad der
Offshore-Windenergie im Nord- und Ostseeraum grundsatzlich erstrebenswert. Gerade im Be-
reich der deutschen Nordseekiste stellt sich die Realisierung der Anbindungsleitungen von Offs-
hore-Windenergieanlagen und Interkonnektoren als hybride Anbindungen aus 6konomischer
und raumplanerischer Sicht als sinnvoll dar. Aus diesem Grund sollte die hybride Auslegung von
Offshore-Netzanschliissen sowohl planerisch mitgedacht als auch regulatorisch und politisch
vorbereitet werden. Ziel sollte dabei sein, Festlegungen zu erreichen, die Planungssicherheit fiir
Akteure schaffen und damit auch die Erreichung von Klimaschutzzielen, Zukunftsfahigkeit und
den Zielmengen des EE-Ausbaus gewahrleisten kdnnen. Zu den Akteuren zdhlen dabei aus heu-
tiger Sicht nicht nur die Ubertragungsnetzbetreiber, die fiir den Netzausbau verantwortlich sind,
sondern auch die Projektierer und Anlagenbetreiber von Offshore-Windenergieanlagen sowie
Interessensparteien im Bereich der internationalen Zusammenarbeit (insbesondere Nord- und
Ostseeanrainer).

Auch fiir die Integration zusatzlicher Elektrolysekapazitaten entsprechend der Umsetzung im
zweiten Vergleichsszenario konnten die Analysen im Rahmen der Studie einen denkbaren Nut-
zen aufzeigen. Da jedoch insbesondere die 6konomische Vorteilhaftigkeit maRgeblich von den
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Annahmen hinsichtlich der Wasserstoff-Importkosten abhangen, unterliegt dieses Szenario
deutlich starkeren Unsicherheiten als das erste Vergleichsszenario. Daher — und aufgrund der
speziellen Herausforderungen und Koordinationsbedarfe— wird fiir die weiteren Darstellungen
auf erforderliche Schritte zur Erreichung zusatzlicher grenziiberschreitender Vernetzung mit ggf.
hybrider Anbindung von Offshore-Windenergieanlagen abgezielt. Im Folgenden werden also
Handlungsempfehlungen abgeleitet, die unter Berlicksichtigung der obenstehenden Ausfiihrun-
gen zur Bewertung der drei Szenarien den grundsatzlichen Weg fiir sinnvolle Auspragungen ei-
nes in grollen Teilen von EE-Einspeisungen — und insbesondere von Offshore-Windenergie — ge-
pragten Systems gestalten kénnen. Die Empfehlungen sind nach den Themenfeldern , EU-Koor-
dination”, ,,Netzplanung” und ,,Raumplanung” differenziert.

EU-Koordination

Fir die Umsetzbarkeit eines Szenarios mit hybriden Offshore-Anbindungen und grenziiber-
schreitender Vernetzung ist eine enge grenziiberschreitende Koordination insbesondere auf EU-
Ebene unabdingbar. Insbesondere bei der Umsetzung von hybriden Netzanschliissen und der
Planung von multilateraler Vernetzung ist eine enge Abstimmung und Verbindlichkeit auf Sea-
Basin-Ebene erforderlich, d. h. es sollten neben den im Nord- und Ostseeraum beteiligten EU27-
Staaten moglichst auch weitere Anrainerstaaten wie UK oder NO in die Prozesse eingebunden
werden. Dabei kdnnten die Regionalgruppen North Seas Energy Cooperation (NSEC) und der
Baltic Energy Market Interconnection Plan (BEMIP) eine prominente Rolle spielen, allerdings
missten die bisherigen Dialogformate starker durch konkrete Umsetzungsaktivitaten erganzt
werden. Eine groRe Bedeutung kommt in dieser Abstimmung nicht nur planerischen, sondern
auch regulatorischen Fragen zu. Gleichzeitig ist bereits absehbar, dass dabei erhebliche Diskus-
sions- und Abstimmungsbedarfe anfallen werden. Nicht zuletzt herrscht hier Handlungsdruck,
weil Klarheit zum internationalen Rahmen als Voraussetzung fiir nationale Schritte erforderlich
ist.

In Bezug auf planerische Fragen erscheint eine integrierte Erzeugungs- und Netzplanung auf Sea
Basin Ebene, die fiir alle Beteiligten relative Sicherheit und erhéhte Verbindlichkeit Giber ange-
strebte Offshore-Erzeugungskapazitaten, deren Anschlusssituation und die angestrebten grenz-
Uberschreitenden Verbindungsleitungen schafft, erstrebenswert. Ein solch integrierter und ver-
bindlicher Offshore-Plan kénnte dann z. B. in nationalen Netzentwicklungsplanen berticksichtigt
werden und wiirde die Kohdrenz von Offshore- und Onshore-Netzentwicklung sicherstellen. Ne-
ben den Stromnetzen sollte eine verstarkte Koordination auch im Zusammenhang mit dem Aus-
bau eines Wasserstoffnetzes angestrebt werden. Vorgelagert zur Erzeugungs- und Netzplanung
auf EU- und Sea-Basin-Ebene sollte aber eine Klarung der regulatorischen Fragen (s. u.) erfolgen.
Denn fortbestehende Unsicherheiten z. B. zu den 6konomischen Folgen der Offshore-Vernet-
zung kénnen die Kooperationsbereitschaft der beteiligten Akteure ggf. verringern. Ebenfalls er-
scheint es sinnvoll, vorgelagert raumplanerische Randbedingungen in allen beteiligten Landern
zu klaren, so dass sichergestellt ist, dass die Ergebnisse der integrierten Erzeugungs- und Netz-
planung auch raumplanerisch umgesetzt werden kdnnen. In Deutschland bestehen bereits sehr
detaillierte Raumordnungs- und Planungsprozesse fiir Kiistenmeer und AWZ, deren Ergebnisse
auch in grenziberschreitenden Planungsprozessen genutzt werden kdnnten. Allerdings ist der
Planungsstand nicht in allen Anrainerstaaten von Nord- und Ostsee vergleichbar fortgeschritten.

In Bezug auf regulatorische Fragen der EU-Koordination ist insbesondere das Marktdesign fur
hybride Offshore-Projekte ein relevanter Aspekt. Aus aktueller Sicht scheint die Umsetzung von
OBZ auf EU-Ebene préferiert (bzw. die Umsetzung des Heimatmarktmodells keine realistische
Perspektive zu sein) und systemisch gut begriindbar. Soweit diesbezlglich grundsatzliche Einig-
keit besteht, sollte das Modell der OBZ dann aber auch klar ausgestaltet und rechtlich verankert
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werden, um Planungssicherheit fir die relevanten Akteure zu schaffen, eine angemessene Be-
ricksichtigung in nationalen Férdersystemen zu ermdglichen, aber auch eine Anpassung von
Prozessen z. B. im grenziiberschreitenden Engpassmanagement und Market Coupling sicherzu-
stellen. Eine wesentliche dabei zu klarende Frage betrifft die Governance fiir OBZ, wo z. B. As-
pekte der regulatorischen Aufsicht und der Betriebsverantwortung zu klaren sind. Eine Moglich-
keit zur Vermeidung von Konflikten konnte dabei darin bestehen, bei OBZ zwischen multinatio-
nalen ,Verbindungs“-Zonen ohne angeschlossene Netzkunden und unter nationaler Aufsicht
stehenden Erzeugungs- und Verbrauchszonen zu unterscheiden. Ein zweiter wesentlicher As-
pekt betrifft Fragen rund um Kostenteilung (CBCA) und Cross-Border-Finanzierungsmoglichkei-
ten fiir hybride Offshore-Projekte. Kostenteilungsregeln werden dabei nach aller Voraussicht
notwendig sein, um (u. a. unter Beriicksichtigung zu erwartender Strompreiseffekte durch Ver-
netzung und Auswirkungen auf Forderkosten fiir Offshore-Windenergie) eine aus Sicht aller Ko-
operationspartner vorteilhafte Verteilung von Kosten und Nutzen zu erreichen und Anreize zu
schaffen, damit relevante Akteure sich im bevorzugten oder gewtlinschten Konzept engagieren.
Angesichts der Herausforderungen bei der Abstimmung von Kostenteilungsregeln sollte auch
geprift werden, inwiefern ein europaisches Finanzierungsinstrument sinnvoll sein kann, um den
Aufbau von Offshore-Vernetzung zu unterstiitzen.

Fiir eine zeitgerechte und sinnvolle Umsetzung von Offshore-Netzkonfigurationen ist somit eine
gegenlber heute verstarkte internationale/europaische Koordination im Bereich des Ausbaus
der Offshore-Windenergie zentral. Da die Vernetzung kiinftig nicht mehr — wie bei bisher beste-
henden hybriden Projekten — ausschlieRlich bilateral stattfindet und damit erheblich komplexer
wird, muss eine solche Koordination moglichst friihzeitig stattfinden. Nur dann kénnen langfris-
tige Vernetzungsziele in der in vielen Landern, u. a. Deutschland, nun bevorstehenden Phase des
dynamischen Ausbaus der Offshore-Erzeugung bereits effizient beriicksichtigt werden. Aller-
dings darf der Fortgang der europdischen Koordination nicht dazu fiihren, dass eine bi- oder mul-
tilaterale Vernetzung unterbleibt. Deutschland hat ein grofies Interesse daran, in diesem Bereich
die Planungen auch auf nationaler Ebene voranzutreiben.

Netzplanung

Mit Blick auf die Netzplanung stellt sich zunachst die Frage, wie kiinftig das Verhaltnis zwischen
nationaler und internationaler Netzplanung ausgestaltet sein soll. Bei einer verstarkten inter-
nationalen Vernetzung mit hybrider Anbindung von Offshore-Windparks steigt die Dringlichkeit
zur Beantwortung dieser Fragestellung, insbesondere um friihzeitig mogliche Randbedingungen
und Freiheitsgrade abzukldren, die Ubertragungsnetzbetreiber und Regulierungsbehérden in
den nationalen Entwicklungsplanen beriicksichtigen sollten.

Grundsatzlich ist auch auf nationaler Ebene zu bewerten, welche Konsequenzen das Verfolgen
eines bestimmten Offshore-Netzkonzeptes fiir die Ausgestaltung der Offshore-Anbindungen
hatte. Eine etwaige Vernetzung sollte daher moglichst auch in den nationalen Netzentwick-
lungsplanen beriicksichtigt werden. Wahrend die Anforderungen bisher eindeutig darauf abziel-
ten, den Abtransport der Offshore-Windenergie mit radialen Anbindungen zu erméglichen, wiir-
den sich bei alternativen Offshore-Netzkonzepten mit seeseitiger Vermaschung und/oder Elekt-
rolyse neue Anforderungen ergeben. Kiinftig sollte beriicksichtigt werden, wie sich diese Anfor-
derungen auf die Bedarfe und auf die Planungshorizonte und Planungskoordination auswirken.
Auch hier ist eine zeitgerechte Vorausplanung sinnvoll, und es sollte angestrebt werden, eine
etwaig gewlinschte Vernetzung auch frihzeitig in den Entwicklungsplanen, wie zum Beispiel im
NEP (der im NEP2037 auch bereits Szenarien mit 70 GW Offshore-Leistung in 2045 enthilt, aber
eine Offshore-Vernetzung nicht direkt beriicksichtigt), zu untersuchen und zu beriicksichtigen.
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Perspektivisch ware wiinschenswert, dass die Ergebnisse einer grenziiberschreitenden koordi-
nierten und verbindlichen Offshore-Netzplanung in nationalen Netzentwicklungsplanen als
Randbedingung zu berlicksichtigen sind. Bis zum Vorliegen einer solchen Planung ist zumindest
zu diskutieren, wie die grundsatzlich zu erwartende Offshore-Vernetzung in nationalen Netzent-
wicklungsplanen angemessen reflektiert wird.

Bei der Abstimmung zwischen internationalen und nationalen Entwicklungsplanen sind auch
technologische Fragen, die bei einer verstarkten Vernetzung aufgeworfen werden, zeitnah zu
klaren. Dazu zahlen z. B. das Zusammenspiel unterschiedlicher Konverter oder Festlegungen zu
Konzepten fiir den Offshore-Netzbetrieb. Im Detail wird die Entwicklung konkreter technischer
Standards fir Offshore-Netze und hybride Offshore-Assets notwendig werden. Um diesbezlig-
lich keine Zeit zu verlieren, sollten zeitnah entsprechende Prozesse aufgesetzt und Verantwort-
lichkeiten geklart werden.

Raumplanung

Eine besondere Herausforderung bei der Umsetzung von international koordinierter und ge-
planter Offshore-Vernetzung stellt die Verknipfung mit der Raumplanung dar. Dabe:i ist sicher-
zustellen, dass eine aus energiewirtschaftlicher Sicht sinnvolle und z. B. in einem integrierten
Offshore-Netzplan verankerte Offshore-Vernetzung auch raumplanerisch umsetzbar ist, ohne
dass aus nationalen raumplanerischen Vorbehalten eine mangelnde Verbindlichkeit der Planung
insgesamt und damit u. a. Unsicherheiten fiir alle Akteure, deren Planungen auf dem integrier-
ten Offshore-Netzplan aufbauen, entstehen. Auch heute werden die nationalen Raumordnungs-
plane europaisch konsultiert und abgestimmt.

Eine Moglichkeit, Raumplanungen zu Gunsten der Windenergie auf See in anderen Mitgliedstaa-
ten anzureizen, konnte eine Erstklarung der Implikationen eines Offshore-Netzes auf die
Raumplanung sein. Diese ist sinnvollerweise vor der international koordinierten Offshore-Netz-
planung anzugehen, also vor der Festlegung des anzustrebenden Konzeptes oder gar konkreter
Kapazitdten und einzelner Projekte. Uber diesen ersten Schritt sind zunichst raumplanerische
Randbedingungen zu definieren, die neben Flachenbedarfen fiir die Vernetzung, kiinstliche In-
seln, Plattformen etc. und Trassenbedarfen fir Interkonnektoren auch die Identifikation und
den Umgang mit potenziellen Nutzungskonflikten umfassen. Um sich verandernde Anforderun-
gen und Herausforderungen im internationalen Planungsprozess zu berlcksichtigen, kénnte
eine regelmaRige Wiederholung dieses Schritts sinnvoll sein.

Um die Festlegungen einer international koordinierten Offshore-Netzplanung (s. 0.) umzuset-
zen, ist eine angestrebte Vernetzung schlieBlich von allen betroffenen Landern in ihrer Raum-
planung fiir die AWZ zu beriicksichtigen. Dies beinhaltet insbesondere die Bericksichtigung in
Fortschreibungen von Raumordnungsplanen, Flachenentwicklungsplanen und Flachenvorent-
wicklungen.

Nur wenige Anrainerstaaten verfligen Gber derart detaillierte und fortgeschrittene Planungspro-
zesse wie es in Deutschland der Fall ist. Aus diesem Grund sollte die Erstklarung der Implikatio-
nen als Voraussetzung fir die international koordinierte Offshore-Netzplanung zligig angegan-
gen werden.

-
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