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Kurzfassung

Um die Klimaziele des Kyoto-Protokolls in Europa erfullen zu kénnen, ist es notwen-
dig, den Aussto3 von Treibhausgasen wie Kohlenstoffdioxid (CO», dient als Referenz-
wert), Methan (CHy), Stickstoffmonoxid (N>O) und Stickstofftrifluorid (NF3) zu redu-
zieren. Auch im europaischen Stromerzeugungssektor existieren diesbezliglich noch
Einsparungs- und Substitutionspotentiale. Dadurch wurden in den letzten Jahren meh-
rere Initiativen gegrindet, die sich mit der Frage auseinandersetzen, in wie fern die so-
lare Stromerzeugung (Photovoltaik und CSP (Concentrated Solar Power)) im Mittleren
Osten und in Nordafrika zu einer nachhaltigeren Stromversorgung in Europa beitragen
kénnte. Doch aufgrund des arabischen Friihlings wurde es in letzter Zeit eher ruhig um
die Initiativen.

In dieser Arbeit werden die Auswirkungen der solaren Stromerzeugung in Nordafrika
auf die kontinentaleuropaischen Strommarktpreise im Grof3handel untersucht. Zuséatz-
lich werden auch die europaischen Ubertragungsnetze und deren Weiterentwicklung,
besonders im Mittelmeerraum, genauer analysiert. Dazu wird ein mit der algebraischen
Optimierungssprache GAMS programmiertes Fundamentalmodell verwendet. Es wer-
den zwei Modelle erklart: das eine ermittelt das betriebswirtschaftliche Optimum fir
den Ubertragungsnetzbetreiber bei gegebener Kraftwerksstruktur und kostenminima-
len Kraftwerkseinsatz (Variante 1) und das andere das volkswirtschaftliche Optimum
unter der Annahme, das Ubertragungsnetz sei eine ,Kupferplatte” (Variante 2). Fiir die
energiewirtschaftliche Praxis ist nur ersteres (Variante 1) relevant.

Das Gemischt Ganzzahlige Optimierungsmodell wird mit Daten aus dem Jahr 2012
validiert und anschlieBend erfolgen Analysen fir das Jahr 2030. Hierbei werden meh-
rere Szenarien untersucht. In Variante 1 wird mit der Annahme begonnen, dass die
geplanten Ubertragungsnetzausbauprojekte des ENTSO-E (Vereinigung der européi-
schen Ubertragungsnetzbetreiber) bis 2030 nicht umgesetzt werden kénnen. Im nachs-
ten Schritt werden die Einfliisse des kontinentaleuropaischen Ubertragungsnetzaus-
baus untersucht und schlussendlich wird auch die solare Stromerzeugung in Nord-
afrika mit Ubertragungsleitungen im Mittelmeer betrachtet. Dabei wird bei der solaren
Stromerzeugung zwischen Photovoltaik- und CSP-Anlagen anhand ihrer technischen
Eigenschaften unterschieden. Fir Variante 2 werden zwei Szenarien betrachtet: erste-
res befasst sich ebenfalls mit der Fragestellung, wie sich der Kraftwerkseinsatz verhalt,
wenn keine solaren Importe aus Nordafrika im Jahr 2030 méglich sind. Das zweite
Szenario berlcksichtigt eine installierte Leistung von 20 GW an Photovoltaikanlagen in
Nordafrika.

Die Modellergebnisse liefern einen deutlichen Hinweis darauf, dass die héchsten CO,-
Einsparungen mit installierten CSP-Anlagen im Mittleren Osten und Nordafrika erzielt
werden kénnen. Dieser Ausbau wiederum impliziert den Ubertragungsnetzausbau im
Mittelmeerraum, um den erzeugten Strom auch nach Europa importieren zu kénnen.
Auch auf die GroBhandelspreise der Strombdérsen werden sich die solaren Importe aus-
wirken. Die Marktpreisniveaus kénnen in manchen Regionen deutlich gesenkt werden.



Doch aufgrund der volatileren Stromerzeugung von Erneuerbaren Energietechnologi-
en mussen die flexiblen fossilen Kraftwerke gewisse Leistungskapazitaten in Reserve
halten, damit die Stabilitat des Netzbetriebs gewéhrleistet werden kann.



Abstract

To meet the climate targets of the Kyoto Protocol in Europe, it's necessary to reduce the
emissions of greenhouse gases such as carbon dioxide (CO,, serves as a reference
value), methane (CHy), nitrous oxide (N-O) and nitrogen trifluoride (NF3). Also in the
European electricity generation sector there exist corresponding saving and substitution
potentials. As a result, several initiatives have been established in recent years dealing
with the question, how far solar electricity generation based on Photovoltaic and CSP
(Concentrated Solar Power) in the Middle East and Northern Africa could contribute to
a more sustainable electricity supply in Europe. Due to the Arab Spring, it was rather
quiet about the initiatives.

In this thesis, the impact of solar electricity generation in Northern Africa on the Con-
tinental European wholesale electricity market prices is investigated. Additionally, the
European transmission networks and their further development, particularly in the Me-
diterranean area, are analysed in detail. A fundamental market model is used for the
analysis, which is programmed with the algebraic modelling language GAMS. Two mo-
dels are explained: the first one determines the profit maximizing optimum for the trans-
mission grid operator for a given power plant portfolio and cost-minimizing power plant
dispatch (Variant 1) and the second one the welfare maximizing optimum based on the
assumption that the transmission grid is a "copper plate” (Variant 2). Only the first one
is relevant for practice in energy economics.

The Mixed-Integer Optimization Model is evaluated with data from 2012 and then some
scenario analyses for the year 2030 are made. Therefore, several scenarios will be
examined. Variant 1 starts with the assumption, that the planned expansion projects of
the transmission network from ENTSO-E (European Network of Transmission System
Operators for Electricity) can’t be implemented until 2030. In the next step, the influence
of the Continental European transmission network expansion is examined. Finally, solar
electricity generation in Northern Africa and the transmission lines in the Mediterranean
area are considered. A distinction is made between Photovoltaic and CSP plants based
on their technical properties. For Variant 2 two scenarios are considered: the first one
also deals with the question on the power plant dispatch in case of no solar imports
from Northern Africa in 2030. The second scenario considers an installed capacity of
20 GW of photovoltaic systems in Northern Africa.

The results of the model provide a clear indication that the highest CO, savings can be
achieved with installed CSP plants in the Middle East and Northern Africa. This implies
the expansion of the transmission network in the Mediterranean region in order to ena-
ble the imports of solar electricity generation to Europe. The solar imports, furthermore,
affect the wholesale prices of the electricity exchanges. The wholesale electricity pri-
ce levels can be significantly decreased in some regions. However, due to the volatile
electricity generation of renewable energy technologies the flexible fossil power plants
are expected to maintain a certain reserve capacity in order to guarantee stability in
transmission network operation.
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1 EINLEITUNG

1. Einleitung

1.1. Motivation

Auf der Klimakonferenz in Doha, Katar haben die Vertragsstaaten des Kyoto-Protokolls
eine 2. Verpflichtungsperiode von 2013-2020 beschlossen. Um die Treibhausgase zu
minimieren, ist es erforderlich, den Ausbau erneuerbarer Energietechnologien voran
zu treiben. Damit kann eine nachhaltige Elektrizitdtsversorgung in Europa zu grof3en
Teilen auf heimischen erneuerbaren Quellen aufgebaut werden. Dieser Ausbau impli-
ziert gewisse Anforderungen an das Ubertragungsnetz, zum Beispiel in der Nordsee
missen die Offshore-Windparks mit dem Festland verbunden werden, um die erzeugte
Energie zu den Verbraucherzentren liefern zu kénnen. Des Weiteren wird schon seit
Jahren Uber Importe von Solarstrom aus dem Mittleren Osten (englisch: Middle East
ME) und Nordafrika (NA) diskutiert. Ein ausgewogener Mix erneuerbarer Ressourcen
und flexibler fossiler Regelkapazitat erlaubt eine sichere Stromversorgung nach Bedarf,
ohne die fossilen Energiequellen und die Umwelt tber ein vertragliches Maf3 hinaus zu
beanspruchen. Die Nutzung fossiler Energiequellen fiir den Spitzenbedarf wird ihren
Verbrauch auf ein kompatibles Maf3 reduzieren. Fossile Brennstoffe werden in Zukunft
vorrangig fUr die Sicherung von Leistung und Regelkapazitat eingesetzt, wahrend er-
neuerbare Quellen zur Minderung ihres Verbrauchs dienen.

Es gibt zwei Initiativen, die fir die zuklnftige Energieversorgung Europas und des
Mittleren Ostens und Nordafrika (MENA) von groBer Bedeutung sein kdnnten: Die
am 13. Juli 2008 gegrindete ,Union fur das Mittelmeer” (UfM) mit ihrem Mittelmeer-
Solarplan (MSP) und die Desertec-Industrie-Initiative (Dii), vorgestellt im Jahr 2009.
Hinzu kommt seit 2010 die in ,Medgrid” umbenannte , Transgreen-Initiative” zur Analy-
se der technischen, 6konomischen und institutionellen Machbarkeit eines Stromnetzes
zwischen Europa und Nordafrika.

1.2. Fragestellung und Ansatz

Im Rahmen der Diplomarbeit werden nicht nur unterschiedliche Ausbauszenarien des
Ubertragungsnetzes im Mittelmeerraum fiir das Jahr 2030 analysiert, sondern auch der
Einfluss von solaren Importen aus Nordafrika. Dazu wurde ein Fundamentalmodell mit
der algebraischen Modellierungssprache GAMS (General Algebraic Modeling System)
erstellt. Bei der Ermittlung des kostenminimalen Kraftwerkseinsatzplanes werden zwei
Ziele verfolgt, einerseits die Suche nach dem betriebswirtschaftlichen Optimum (Vari-
ante 1) und andererseits das Ldsen des volkswirtschaftlichen Optimums (Variante 2).

Ein zentraler Fokus liegt auf den solaren Importen aus dem Mittleren Osten und Nord-
afrika. Es wird analysiert, welche Auswirkungen die Importe auf die kontinentaleuropéi-
schen Preise haben. Wie schon oben erwdhnt, wurden bereits mehrere Initiativen ge-
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grundet, die sich mit den Ausbauprojekten von Solarenergie in den nordafrikanischen
Staaten beschaftigen.
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Abbildung 1.1.: Einteilung in Regionen

In dieser Arbeit wird der UCTE-Bereich in vier Regionen aufgeteilt (siehe Abbildung
1.1). Iltalien stellt den Mittelpunkt des finf Punkte Systems dar. Somit werden ausge-
hend von ltalien die Ubertragungskapazitdten und Auswirkungen der Importe betrach-
tet.

1.3. Aufbau

Das nachste Kapitel beschaftigt sich mit den energiewirtschaftlichen Hintergriinden und
wie die derzeitige Lage der Ubertragungsleitungen im Mittelmeerraum aussieht. Aber
auch die Entwicklung der nordischen Interconnectoren wird kurz beleuchtet.

Im dritten Kapitel wird das zugrundeliegende Fundamentalmodell erklart und die Mo-
dellannahmen erldutert. Des Weiteren werden zwei Varianten des Fundamentalmodells
flr die spateren Analysen beschrieben. Die ganzzahligen Optimierungsprobleme der
beiden Varianten werden mit der algebraischen Modellierungssprache GAMS program-
miert.

Im Anschluss wird im vierten Kapitel das beschriebene Modell mit Daten aus dem Jahr
2012 validiert. Danach folgt die Analyse und Auswertung der Modellergebnisse der Si-
mulationen (beide Varianten) des Jahres 2030. Es werden die regionalen Erzeugungs-
profile, die stiindlichen Grenzkosten, die Auslastung des Ubertragungsnetzes und die
Engpassrenditen betrachtet.

Das nachfolgende Kapitel beschaftigt sich mit der Gegentiberstellung und Synthese der
Simulationsergebnisse des Analysejahres 2030.

Das abschlieBende sechste Kapitel beschéftigt sich mit den Schlussfolgerungen, die
aus dieser Arbeit gezogen werden kénnen.
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2. Hintergrund

Wahrend vor allem die Griindung der privatwirtschaftlichen Desertec-Industrie-Initiative
groBe mediale Wellen geschlagen hat, ist es in Zeiten der Finanzkrise und des Arabi-
schen Frihlings um die Strom-aus-der-Wuste-Initiativen ruhiger geworden. Das Ziel
von Desertec ist es, Strom aus Wind- und Solarenergie in den Wistengebieten der
arabischen Staaten zu produzieren. Diese Energie soll dann lokal genutzt und nach
Europa exportiert werden.

Der Mittelmeer-Solarplan sieht vor, bis zum Jahr 2020 20 Gigawatt (GW) - eine Men-
ge, die etwa der Kapazitat von 15 groBBen Kohlekraftwerken entspricht - an neuen er-
neuerbaren Energiekapazitaten aufzubauen, wahrend sich die Desertec-Initiative als
langfristiges Ziel auf die Fahnen geschrieben hat, im Jahr 2050 15 Prozent des euro-
paischen Strombedarfs mit Strom aus den Wiisten zu decken. Studien des Deutschen
Zentrums fOr Luft- und Raumfahrt (DLR) zeigen, dass dieses Ziel technisch und wirt-
schaftlich realisierbar ist und ékonomische sowie 6kologische Vorteile fur alle Partner
bietet.

Um die erneuerbare Energie von den Erzeugungsregionen zu den Lastzentren in Euro-
pa transportieren zu kénnen, werden neue Netzinfrastrukturen in Form von Seekabeln
im Mittelmeerraum benétigt. Zur Zeit existiert nur eine doppelte 1,4 GW Wechselstrom-
leitung, die Afrika mit Europa Gber die Stra3e von Gibraltar verbindet. Das ist fur groBere
Importmengen nicht ausreichend.

Neue Leitungen werden den europaischen Markt fir erneuerbare Elektrizitat aus dem
Siiden &ffnen. Bessere Ubertragungsnetze werden die Stabilitat und Zuverl&ssigkeit
des Energiesystems starken und einen groBen Elektrizitaitsmarkt im Siden kreieren,
um die Energienachfrage zum bestmdglichen Preis zu decken.

Die Initiative Medgrid hat auf ihrer Website einen Auszug ihrer betrachteten Ausbauplé-
ne im Mittelmeerraum veréffentlicht (siehe Abbildung 2.1).

OUTLINE PLAN OF
TRANS-MEDITERRANEAN
POWER LINES

Local
distribution

Transmission
lines

Abbildung 2.1.: Auszug der von Medgrid geplanten Ubertragungsleitungen

Aper nicht nur im Mittelmeerraum wird der Ausbau bendtigt, sondern auch die konti-
nentaleuropaischen Ubertragungsnetze mussen saniert und ausgebaut werden. Dazu
hat die Vereinigung der europaischen Ubertragungsnetzbetreiber, European Network
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Of Transmission System Operators For Electricity (ENTSO-E), den Ten-year Network
Development Plan (TYNDP) verfasst, welcher auf die nationalen Investitionspléne auf-
baut und die Mitglieder und Stakeholder auf mdgliche Engpasse im System aufmerk-
sam machen. Details dazu sind z.B. auf der ENTSO-E Website (www.entsoe.eu) zu
finden.

Situation in der Nordsee - Offshore

Im Norden Europas sind die Ubertragungsnetzausbauplane in der Entwicklung be-
reits viel weiter fortgeschritten, als im Mittelmeerbereich. Die meisten der gebauten
Offshore-Windparks liegen sehr nahe an den Kiisten und wurden bereits einzeln in die
regionalen Netze beziehungsweise im europdischen Netz integriert.

Zuklnftige Offshore-Windparks werden jedoch noch gréBere Kapazitadten umfassen
und mehr als 200 km vom Festland entfernt liegen. Speziell fir diese Windanlagen
kdnnte eine Biindelung der Energie bereits im Meer effizienter sein, als jeweils separa-
te Verbindungen zum Festland. Dieses so genannte Hub-Verbindungssystem kann die
Kosten, Raumnutzung und Auswirkungen auf die Umwelt erheblich reduzieren.

Mit diesen weiteren Ausbauszenarien in Nordeuropa beschéftigte sich das Offshore-
Grid Projekt (www.offshoregrid.eu). 2011 wurde der Endbericht der eingehenden Ana-
lyse vom OffshoreGrid Projekt verdffentlicht. Es wurde untersucht, wie ein kosteneffi-
zientes Ubertragungsnetz in der Nordsee und im Baltischen Meer implementiert wer-
den konnte. Das ist ein grof3er Meilenstein in der Entwicklung eines zuverlassigen ver-
maschten Energiesystems in Europa, welches auch die Integrierung von steigenden
Anteilen erneuerbarer Energien ermdglicht. Die Ergebnisse des Endberichtes kdnnten
ein koordiniertes Vorgehen bei der Planung von Offshore-Windenergieanlagen im Mit-
telmeerraum hervorrufen.

Effekte von Ubertragungsnetzerweiterungen im
MittelImeerraum

Zunéachst sei angeflhrt, wie die Europaische Union eine Verbindungsleitung definiert
([10], Artikel 2 (1)):

,Verbindungsleitung” bezeichnet eine Ubertragungsleitung, die eine Gren-
ze zwischen Mitgliedstaaten Uberquert oder (berspannt und die nationa-
len Ubertragungsnetze der Mitgliedstaaten verbindet.

und Engpésse werden so definiert:

~,Engpass” ist eine Situation, in der eine Verbindung zwischen nationalen
Ubertragungsnetzen wegen unzureichender Kapazitét der Verbindungs-
leitungen und/oder der betreffenden nationalen Ubertragungsnetze nicht
alle Stromfliisse im Rahmen des von den Marktteilnehmern gewiinschten
internationalen Handels bewéltigen kann.
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Laut TYNDP 2012 konnten Uber 100 Engpasse im europédischen Stromnetz bis Ende
des Jahrzehnts identifiziert werden, die unter anderem aus der vermehrten Integrierung
erneuerbarer Energietechnologien resultieren. Ein gutes Beispiel dafir ist die Nord-
Sid Verbindung in Deutschland, um die groBen Kapazitaten an windreichen Tagen von
Nord- nach Stddeutschland transportieren zu kébnnen, werden stabile Hochspannungs-
netze und hohe Kapazitaten benétigt. Ziele des TYNDP sind die Sicherstellung eines
transparenten Ubertragungsnetzes und die Unterstiitzung von Projektentscheidungen
auf regionaler und internationaler Ebene.

Um Auswirkungen von Ubertragungsnetzausbauten analysieren zu kdnnen, kann ein
Fundamentalmodell verwendet werden. Bei diesen Modellen handelt es sich aufgrund
der Kraftwerkseinheiten zumeist um ein Ganzzahliges Optimierungssystem. Die Ziel-
funktion flr die 6konomische Kraftwerkseinsatzplanung kann auf zwei Arten definiert
werden:

e Minimierung der gesamten Erzeugungskosten: Unter der Annahme, dass die vor-
gegebene Last gedeckt werden muss, werden die gesamten variablen Stromer-
zeugungskosten minimiert. Kosten in dem Sinne beinhalten sowohl direkte Kosten
als auch Opportunitatskosten, z.B. fiir CO,-Zertifikate.

e Maximierung der Gewinnspannen der Gro3handelspreise: Diese Formulierung
wird meist von Produzenten mit kleinen Marktanteilen gewahlt, um mittelfristig
die Erzeugungseinnahmen durch den Handel am Terminmarkt zu optimieren und
abzusichern.

Die mathematische Beschreibung der Kraftwerkscharakteristiken ist in beiden Defini-
tionen ahnlich, jedoch die Zielfunktion ist anders. In dieser Arbeit wird die Minimierung
der gesamten Erzeugungskosten als Zielfunktion gewéhlt. Des Weiteren wurden zwei
Varianten von Optimierungssystemen modelliert. Die erste Variante minimiert unter ge-
gebenen Ubertragungskapazititen die Stromerzeugungskosten. Variante 2 hingegen
berechnet die fiktiven Ubertragungskapazitaten, die notwendig waren, um die Erzeu-
gungskosten auf ein Minimum zu reduzieren. In Variante 1 wird somit das betriebs-
wirtschaftliche Optimum ermittelt und in der zweiten das volkswirtschaftliche Optimum.
Worum es sich dabei genau handelt wird im nachsten Kapitel noch n&her erlautert.

Das Modell ermittelt nicht nur die stindlichen Erzeugungsprofile, sondern berechnet
auch die stiindlichen kurzfristigen Grenzkosten (SRMC), die sich aufgrund des regio-
nalen Kraftwerkseinsatzes ergeben. Dabei setzt das aktivierte Kraftwerk mit den héchs-
ten kurzfristigen marginalen Kosten den Marktpreis. Somit kénnen Riickschlisse aus
den Veranderungen der Ubertragungsnetzkapazitaten auf die Strompreise geschlos-
sen werden. Die unterschiedlichen Preisniveaus in den Regionen beeinflussen auch
die Einnahmen der einzelnen Ubertragungsnetzbetreiber. Je hher die Preisdifferenzen
in zwei betrachteten Landern ist, desto héhere Engpassrenditen kann der Betreiber er-
wirtschaften. Solche Ergebnisse kénnen bei der Entscheidungsfindung neuer Projekte
sehr hilfreich sein.
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3. Fundamentalmodell

[3] Unter dem Marktpreis versteht man den Gleichgewichtspreis (der sogenannte ,Mar-
ket Clearing Price”), also den Schnittpunkt der Angebotskurve mit der Nachfragekurve
(siehe Abbildung 3.1). Mit Fundamentalmodellen lassen sich zwar keine Marktpreispro-
gnosen erstellen, aber sie werden unter anderem dazu verwendet, Handelsstrategien
zu entwickeln oder dienen der Entscheidungsfindung beziglich Investitionen und Aqui-
sitionen.

Nachfragekurve

Angebotskurve

Preis

------------------------ ' <— Market Clearing Price

Kapazitat
Abbildung 3.1.: Kumulierte Angebots- und Nachfragekurve

Die nachfolgende Abbildung 3.2 zeigt einige der wichtigsten Preistreiber in Strom-
mérkten. In diesem Zuge méchte ich noch Engpéasse beziiglich des Ubertragungs-
netzes zwischen einzelnen Bilanzgruppen besonders hervorheben, wodurch sich auch
wesentliche Unterschiede im Preisniveau ergeben. Da die interregionalen Stromflisse
nicht nur die Nachfrage sondern auch das Angebot beeinflussen.

Den wichtigsten Preistreiber bildet die Zusammensetzung des Erzeugungssystems.
Denn die langfristige Entwicklung eines Erzeugungssystems wird durch diverse Fak-
toren, wie zum Beispiel Ressourcenverfligbarkeit, Lastentwicklung, Erzeugungskosten,
Marktstruktur und Energiepolitik beeinflusst. In einem existierendem System kann die
Angebotskurve durch die Marktstruktur und durch das Verhalten einzelner Markiteil-
nehmer gesteuert werden. Unter der Annahme eines vollkommenen Marktes bieten
alle Marktteilnehmer Elektrizitat zu den kurzfristigen Grenzkosten (SRMC) an.
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Abbildung 3.2.: Preistreiber in Strommarkten

3.1. Modellannahmen

Folgende Annahmen werden flr das Modell getroffen:

- unelastische Nachfrage

als reprasentative Monate fur die 4 Jahreszeiten pro Analysejahr werden Marz

(Frdhling), Juni (Sommer), September (Herbst) und Dezember (Winter) betrach-

tet, d.h. insgesamt 2928 Stunden je Analysejahr

pro Analysejahr werden die CO»-Preise und Brennstoffkosten konstant gehalten

um die Altersstruktur der thermischen Kraftwerke zu berlicksichtigen werden je

drei Kraftwerkseinheiten fiir Gas, Steinkohle (Coal) und Braunkohle (Lignite) pro

Region generiert

- die Mindesterzeugung der Kraftwerke wird mit 5 % der maximalen Kapazitat fest-
gelegt

- die Ramp Raten (Gradient der Erh6hung bzw. Verminderung) werden mit 10 %
der Differenz von maximaler Kapazitat und Mindesterzeugung angenommen

Um den Rechenaufwand gering zu halten, wird der gesamte UCTE-Bereich in 4 Re-
gionen eingeteilt. Die nordafrikanischen Staaten werden in der Region MENA zusam-
mengefasst, wobei dieser nur als Angebotsknoten und nicht als Nachfrageknoten im
Weiteren berlcksichtigt wird.

Die Zusammenfassung der europaischen Staaten zu Regionen impliziert einen opti-
malen Ausbau der Ubertragungsleitungen zwischen den einzelnen Staaten. Also eine
vorherrschende ,fiktive Kupferplatte” innerhalb der Regionen, welche aber derzeit noch
nicht zur Ganze gegeben ist. In den zusammengefassten Staaten pro Region gibt es
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aber aufgrund geringer Engpasse innerhalb der Region de facto diesselben Grof3han-
delspreisniveaus. Dadurch kann von einer einheitlichen Marktregion gesprochen wer-
den. Diese Tatsache ist jedoch vernachlassigbar, da sich diese Arbeit im wesentlichen
mit der zentralen Verknlpfung bezlglich ltalien, wobei ltalien den Mittelpunkt darstellt
(siehe Abbildung 1.1), beschaftigt und den Ausbau des Ubertragungsnetzes im Mittel-
meerraum.

Aufteilung der Staaten in Regionen:

IT - Italien

ESPT - Spanien und Portugal

SEE - Slowenien, Griechenland, Bulgarien, Kroatien, Ruménien, Serbien, Albani-
en, Montenegro, Mazedonien, Bosnien-Herzegowina

CE - (")sterreich, Frankreich, Schweiz, Deutschland, Belgien, Luxemburg, Nieder-
lande, Tschechien, Slowakei, Polen, Ungarn, Danemark (West)

e MENA - Nordafrika

Die Aggregation der Kraftwerkskapazitaten (Quelle: EEG-Datenbank, APG Scenario
Green Landerdaten, inkl. Sterbedaten fir Gas-, Steinkohle- und Braunkohlekraftwerke)
der einzelnen Technologien zu den Regionen ergibt nachfolgende Ausbaupfade (exis-
tierende Wasserkraftwerke unterliegen nicht der Sterberate):

2012 2014 2016 2018 2020 2022 2024 2026 2028 2030

GW
150
!

50

M Laufwasser W PHS W Gas B Steinkohle M Braunkohle
Nuklear B Andere EE Wind PV W Andere konv.

Abbildung 3.3.: Ausbaupfad der Kapazitaten in Italien

Wie in Abbildung 3.3 ersichtlich, sind Gaskraftwerke die vorherrschende Technologie
in Italien. Die installierte Kapazitat betragt 2012 44 GW und wird bis 2030 auf 64 GW
ansteigen. Die Erneuerbaren Energietechnologien werden 2030 auf knapp 92 GW ge-
schéatzt und machen somit 55 % der gesamten installierten Leistung aus. Besonders
Photovoltaikanlagen werden vermehrt ausgebaut.

Auf der iberischen Halbinsel (Abbildung 3.4) bietet sich ein etwas anderes Bild. Dort
liegt der Anteil an Erneuerbaren Technologien bereits 2012 bei rund 50 % der installier-
ten Leistung und wird 2030 auf cirka 68 % geschatzt. In dieser Region Uberwiegt die
Windenergie.

In Abbildung 3.5 ist ein leichter Riickgang der Braunkohlekraftwerke in Stidosteuropa
erkennbar. Wie in den bereits betrachteten Regionen werden auch dort Investitionen in
Wind- und Photovoltaikanlagen getétigt, womit Slidosteuropa 2030 einen Anteil von in
etwa 57 % Erneuerbarer Energie vorweisen kann.
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Abbildung 3.4.: Ausbaupfad der Kapazitaten der iberischen Halbinsel
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Abbildung 3.5.: Ausbaupfad der Kapazitaten in Stdosteuropa
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Abbildung 3.6.: Ausbaupfad der Kapazitaten in Zentraleuropa

In West- und Zentraleuropa ist deutlich erkennbar, dass 2012 die Nukleartechnologie
einen grof3en Teil der installierten Kapazitat ausmacht. Aber der Anteil an Erneuerba-
ren Energien fir 2030 wird auf 54 % prognostiziert. Im Gegenzug werden Braun- und
Steinkohlekraftwerke, aber auch Kernkraft- und andere konventionelle Kraftwerke ver-
ringert.
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3.2. Variante 1: Kostenminimale Kraftwerkseinsatzplanung

Die kostenminimale Kraftwerkseinsatzplanung bedeutet im Wesentlichen, dass in je-
der Stunde jene Kraftwerke aktiviert werden, welche die geringsten Kosten (Start-,
Brennstoff-, CO,- und sonstige Wartungs- und Instandhaltungskosten) verursachen,
damit die benétigte Strommenge erzeugt werden kann und somit keine Engpéasse ent-
stehen. Uber den gesamten Optimierungshorizont darf auch keine der Nebenbedingun-
gen verletzt werden, wie zum Beispiel die Ramp-Up/-Down Raten, die Mindestlauf- und
stillstandszeiten, die Energieinhalte der Speicherkraftwerke sowie andere Rahmenbe-
dingungen.

Wie in jeder Modellierung kénnen natirlich nicht alle technischen Details in einem Mo-
dell erfasst werden, aber im folgenden wird versucht, die Wirklichkeit so gut als méglich
abzubilden.

Da jede Kraftwerkseinheit eine binére Variable darstellt, ergibt sich ein Gemischt Ganz-
zahliges Optimierungsmodell (MIP - Mixed Integer Programming) mit linearen Neben-
bedingungen.

Bei Variante 1 handelt es sich um ein Optimierungsmodell, das versucht, ein betriebs-
wirtschaftliches Optimum zu finden (d.h. die Engpassrendite wird maximiert). Wobei
man unter der Engpassrendite den Gewinn des Ubertragungsnetzbetreibers (TSO =
Transmission System Operator) durch das Betreiben einer Ubertragungsleitung ver-
steht (siehe Abbildung 3.7). Sie setzt sich zusammen aus der Differenz der Preisnive-
aus der betrachteten Markte und der Ubertragungskapazitat.

Engpassrendite = |pg — pp| - K

Betriebswirtscha ftliches Optimum = max Engpassrendite

Preis [€/MWh]

/ Wohlfahrtsverluste

- Engpassrendite / —

;;;;;;;;;;;;;;;

NEK A AWFA : :
0 K Kl‘l’lEX
< —_
Import Export

Abbildung 3.7.: Netto-Exportkurven zweier Mérkte [5]

3.2.1. Indizes, Parameter und Variablen

Um die Lesbarkeit der Formeln zu erleichtern werden alle Indizes und Parameter kursiv
geschrieben.
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Indizes:
h=~h1,...,h2928... Stunde
r=IT,ESPT,SEE,CE,MENA =rl... Region
kw, ... Kraftwerkseinheit
Parameter:

AnfEInh ... Anfangsstand des Speichers in Prozent (Quelle: E-Control)
Marz = 45 %, Juni = 50 %, September = 92 %, Dezember = 80 %

EndEInh ... Endstand des Speichers in Prozent
Marz = 32 %, Juni = 75 %, September = 90 %, Dezember = 70 %

Ccos - .. CO2-Kosten in EUR pro t CO2 (Quelle: EEX)
SRMC kg, - - - kurzfristigen Grenzkosten der Erzeugung
StartCost, jy, - - - Startkosten
NTC,,; ... Net Transfer Capacity von Region r nach r1
primEprice, jy, - - - Primare Energiepreis
PCapy jy, -- - maximale Leistung

MinStable, j, - .. Mindestleistung
Emissy g, Ef frkw, - - Emissionsfaktor bzw. Wirkungsgrad
RampRate, j, - .. maximale Leistungséanderung
MinLfzy g, , MinStz, jy,, - .. Mindestlaufzeit bzw. -stillstandszeit
PumpEf f., TurbEf f, ... Pumpen- und Turbineneffizienz
PumpCap, TurbCap ... maximale Pump- bzw. Turbinierleistung
Emin, Emax ... minimaler bzw. maximaler Speicherinhalt

Positive Variablen:

Py kw. n - - - Leistung konventioneller Kraftwerke
RoR,, ... Leistungsprofil Laufkraft
LAST,., ... Nachfrage zur Stunde h in der Region r
WIND,. j, . .. Windeinspeisung
PV, ... PV-Einspeisung
ExPreis,, . .. Exportpreise
Export,. .1 , € [0, NTC, 1] . ..

)

] ... Exportmenge von r nach r1
Elnhalt, , € [Emin, Emax] ... Energieinhalt des Reservoirs
PHSTurb, j, € [0, TurbCap] ... Turbinierleistung

PHSPump,.;, € [0, PumpCap] ... Pumpleistung

]

CStarty gw,.» € [0, RampRate, iy, ] - . . Startleistung

Binare Variable:

KWOn, g, 5 € {0,1} ... KW Ein/Aus

11
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3.2.2. Zielfunktion

Das Ziel einer 6konomischen Kraftwerkseinsatzplanung ist die Minimierung der Erzeu-
gungskosten. Im Modell werden zwei Komponenten von Kosten betrachtet: die kurz-
fristigen Grenzkosten (SRMC = Short Run Marginal Costs), welche von der Erzeugung
P, rw.,,» @abh@ngen, und die Startkosten. Die Hauptaspekte sind hierbei die Brennstoft-
kosten, die CO,-Kosten, die Emissionsfaktoren und Wirkungsgrade der Kraftwerke. Die
kurzfristigen Grenzkosten werden wie folgt berechnet:

primEprice, .y, + Emiss, p, - Cco2

SRMCy o, = B V(r, kwy,). (3.1)

Dadurch ergibt sich folgende Zielfunktion:

min Gesamtkosten L Z Py kwy,h - SRMC s,

kwy, ,h,r

+ CStart, g, n - StartCost, jy, - (3.2)

3.2.3. Nebenbedingungen

Die Lastungleichung (3.3) bedingt, dass in jeder Stunde des Optimierungszeitraumes
die Nachfrage an Elektrizitdt gedeckt ist. Sie kann auch als Gleichungsnebenbedin-
gung formuliert werden, aber um Unlésbarkeiten zu vermeiden, wird die Formulierung
als Ungleichung meistens verwendet. Die zweite Summe der rechten Seite beschreibt
hierbei den Saldo zwischen Export und Import, die letzte Summe das Residuum von
Pump- und Turbinierleistung.

LAST, 5 <Y Prjw,n + RoRyp, + WIND,. j, + PV,
kwsy,
+ Z(_Exportr,rl,h + EXpOTtTl,r,h)
rl
+ ) PHSTurb, s, n — PHSPump, . - V(r,h) (3.3)
phsy

Um die Exportpreise zu bestimmen, wird in jeder Region und Stunde ermittelt, welches
der eingeschalteten Kraftwerke (KWOn,. ., » = 1) die héchsten kurzfristigen Grenz-
kosten hat.

ExPreis,;, > SRMC, pu, - KWOD,. gy, 1 Y(r, h) (3.4)

Kapazitatsbeschrankungen und Start-up Variablen thermischer Kraftwerke

Die wichtigste Beschrédnkung eines thermischen Kraftwerkes stellt die Kapazitatsbe-
schrankung dar. Die Ungleichung (3.5) beschreibt die obere Grenze der elektrischen Er-
zeugung P, 1y, » Mit PCapy 1y, , Wenn die Einheit eingeschaltet ist (KWOn, g, n = 1),
ansonsten mit 0. Thermische Kraftwerke haben zusatzlich eine untere Grenze (3.6), un-
ter welcher keine stabile Erzeugung mdglich ist. Das heif3t die Kraftwerkseinheit muss

12
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mindestens mit einer Leistung von MinStable, 1., laufen, ansonsten wird die Einheit
abgeschaltet (KWOn,. 3, » = 0).

Pr,kwu,h < Pcapr,kwu : KWOHr,kwu,h V(T, kwuv h) (35)
Py kwe,n = MinStabley gy, - KWOD,. gy, b Y(r, kwy, h) (3.6)

Die Startvariable CStart,. 1., » bestimmt den Leistungszuwachs von Stunde h—1 auf A,
multipliziert mit den Startkosten kénnen diese zusatzlichen Kosten in der Zielfunktion
einkalkuliert werden.

CStartr,kwu,h > (Pr,kwu,h - Pr,kwu,h—l) V(T, kwu; h) (37)

Maximalen Ramp-Up/-Down Raten thermischer Kraftwerke

Thermische Kraftwerke kénnen ihre Leistung von einer Stunde auf die nachste nur bis
zu einem gewissen Grad erhdhen beziehungsweise vermindern. Um diese technische
Beschréankung im Modell bertcksichtigen zu kdnnen, werden nachfolgende Nebenbe-
dingungen eingeflgt.

Pr,kwu,h SPr,kzwu,h—l + RampRate’r,kwu + (1 - Kwonr,kwu,h—l)
-max (0, MinStable, k., — RampRate, k., ) Y (7, kwy, h) (3.8)

Pr,kwu,h 2Pr,kzwu,h—1 - RampRate’r,kwu - (1 - Kwonr,kwu,h)
-max (0, MinStable, k., — RampRate, jy,) Y(r, kwy, h) (3.9)

Die rechte Seite der Ungleichung (3.8) bildet die obere Grenze bezlglich der Leistungs-
erhéhung von Stunde h — 1 auf Stunde k. Analog dazu beschreibt die Nebenbedingung
(3.9) die untere Schranke.

Mit obiger Formulierung wird gewéhrleistet, dass die Kraftwerkseinheiten auch ein-
geschaltet- oder ausgeschaltet werden konnen, wenn RampRate, k., Kleiner ist als
MinStable, 1., . Diese potentielle hthere Leistungsanderung kann durch die jeweiligen
Ausdriicke (1 — KWOn, gy, n—1) - maz(0, MinStable, ., — RampRate, 1., ) aktiviert
werden.

Mindestlauf- und Mindeststillstandszeiten thermischer Kraftwerke

Viele thermische Kraftwerke haben Restriktionen bezlglich der Start- und Abschaltfre-
quenzen. Sie bewahren die Kraftwerke vor Systemfehlern und -schaden oder werden
aufgrund von anderen technischen Griinden eingesetzt. Die Mindestlauf- und Mindest-
stillstandszeiten werden mit den zwei nachfolgenden Nebenbedingungen festgelegt

{h1:h1>hARl <h+ MinLfz jyp,} :
ZKWOnnkwu,hl >MinL f 2y, - (KWOD, gy, n — KWON, gy, h—1)  V(7, kwy, h1)

hl
(3.10)

und

13
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{h1:hl1>hAhl <h+ MinStz, jy,} :
> KWOD, o, n1 SMinStzr pw, - (1 + KWOD, gy, hn — KWOD, g, h—1)  V(r, kwy, k1)

hl
(3.11)

Restriktionen der Pumpspeicherkraftwerke

Zusétzlich zur Pumpen- und Turbinenleistungsbeschrankung kommt noch die Restrikii-
on, dass nicht mehr turbiniert werden kann als im Speicherbecken Energie in Form von
Wasser enthalten ist. Diesen Sachverhalt beschreibt Ungleichung (3.12).

PHSTurb, ;, < Elnhalt,. Y(r, h) (3.12)

Die wichtigste Einschrankung von Speicherkraftwerken ist die nachfolgende Gleichung,
welche auch Speicherbilanzgleichung genannt wird.

Elnhalt, ;, =EInhalt, ;1 + PHSPumpnh - PumpEff
— PHSTurb,.,/TurbEf f Y(r, h) (8.13)

14
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3.3. Variante 2: Die fiktive Kupferplatte

Die fiktive Kupferplatte bedeutet, dass in keiner Stunde ein Engpass einer Ubertrag-
ungsleitung hervorgerufen werden kann. Das bedeutet, es kann in jeder Stunde so viel
Elektrizitat Uber eine Leitung flieBen, wie bendtigt wird. Daher sucht Variante 2 nicht
das Betriebswirtschaftliche Optimum sondern das Volkswirtschaftliche Optimum, wel-
ches sich durch Maximierung der Konsumenten- und Produzentenrente ergibt (siehe
Abbildung 3.7). Demnach nahern sich die unterschiedlichen Preisniveaus der Markte
einander an, was folgendes bedeutet |[ps — pg| — 0, sogenannte Preiskonvergenz.

Die Investitionskosten des Ubertragungsnetzausbaus werden jedoch in der Modellie-
rung nicht berlcksichtigt.

Auch bei dieser Variante handelt es sich wieder um ein Gemischt-Ganzzahliges Opti-
mierungsmodell, wobei ausgehend von Variante 1 noch Anderungen in den Nebenbe-
dingungen erfolgten.

Unterschied zu Variante 1

Eine neue Variable vNTC, ,; wurde definiert, womit die Ubertragungskapazitaten nicht
mehr wie in Variante 1 exogen vorgegeben werden, sondern das Modell die fiktive
Kupferplatte berechnet.

vNTC, 1 > Export, ,q 5, V(r,rl) (3.14)

Somit ist die Variable NT'C,.,; kein beschréankender Parameter mehr, sondern (ber-
nimmt die Codierung, ob eine Leitung méglich (NT'C,.,1 = 1) ist oder nicht (NT'C, ;1 =
0). Mdgliche Leitungen sind:

von / nach IT ESPT SEE CE

IT 1 1 1
ESPT 1 0 1
SEE 1 0 1
CE 1 1 1

Tabelle 3.1.: Werte des Parameters NT'C,.,; fur Variante 2
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4. Modellergebnisse

Das ganzzahlige Optimierungsproblem wurde mit der algebraischen Modellierungs-
sprache GAMS (General Algebraic Modeling System) programmiert. Andere mégliche
waren AMPL (A Mathematical Programming Language) oder Maximal. Aber auch in
Matlab ware es méglich, mit Hilfe der Optimization Toolbox das Modell zu berechnen.

Dieses Kapitel erlautert die Ergebnisse der folgenden Simulationen:
e 2012 Variante 1 und 2

e 2030 Variante 1 (existierende Ubertragungsnetzkapazitaten):

ohne Leitungsausbau

mit Leitungsausbau in Europa

mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (PV)

mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (CSP)

e 2030 Variante 2 (fiktive Kupferplatte, die endogen berechnet wird):
— ohne Leitung nach Nordafrika
— mit Leitung nach Nordafrika

Alle Ergebnisdarstellungen der Simulationen beinhalten Erzeugungsprofile oder Erzeu-
gungsdelta bezlglich vorhergehender Simulationen, die stlindlichen Grenzkosten je
Region, die Auslastungen der einzelnen Ubertragungsleitungen und die sich ergeben-
den Engpassrenditen.

4.1. Status quo 2012 - Variante 1

Um das in Kapitel 3 beschriebene Optimierungsmodell validieren zu kénnen, wird das
Jahr 2012 gewahlt, da fiir dieses Jahr alle benétigten Daten zur Verfligung standen.
Weiters werden im nachsten Abschnitt nur die Ergebnisse von ltalien mit den von
ENTSO-E verdffentlichten monatlichen Statistiken [8] und mit den GroBhandelspreisen
der Stromhandelsbérsen verglichen. Die aggregierten Werte der derzeitigen Ubertra-
gungsleitungen zwischen den Regionen sind in Tabelle 4.1 angefihrt.

von / nach IT ESPT SEE CE

IT 0 0.66 3.09
ESPT 0 0 0.50
SEE 1.08 0 2.40
CE 6.96 1.30 2.80

Tabelle 4.1.: Ubertragungskapazitaten 2012 [in GW] (Quelle: NTC Matrix, www.entsoe.eu)
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4.1.1. Erzeugungsprofil

Aus den Abbildungen 4.1-4.4 sind die Tages- und Wochenprofile sehr schén zu erken-
nen. Auch die Wochenenden, mit deutlich niedrigeren Lastspitzen lassen sich bestens
identifizieren.
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Abbildung 4.1.: Erzeugungsprofile Variante 1 fur ltalien in den Monaten Mérz, Juni,
September und Dezember 2012

Wie man anhand von Italien sieht, decken die Steinkohle-, Laufkraftwerke und andere
Erneuerbare die Basislast und die Gaskraftwerke und Pumpspeicher aufgrund ihrer
flexibleren Fahrweise die Spitzenlasten.
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4.1. Status quo 2012 - Variante 1

Im Unterschied zum italienisch
und Braunkohlekraftwerke die
wenn vorhanden, in allen Regio

en Profil decken in Spanien und Portugal Kern-, Lauf-
Basislast. Wobei Strom aus Wind- und Solarenergie,
nen sofort in das Netz eingespeist werden. Um die Fluk-

tuationen der Windenergieanlagen auszugleichen werden Steinkohle- und Pumpspei-

cherkraftwerke eingesetzt.
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Abbildung 4.2.: Erzeugungsprofile Variante 1 fir die Iberische Halbinsel in den Monaten
Mérz, Juni, September und Dezember 2012

In den Stunden 192 bis 288 im Monat Méarz wird durch die hohe Windenergieeinspei-
sung nicht nur die Leistung der Stein- und Braunkohlekraftwerke gesenkt, sondern
auch die Erzeugung der Kernkraftwerke wird zweimal verringert. In der Praxis wirde
das thermische Kraftwerk im Regelfall nicht zuriickgefahren werden um Warmeverluste
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4 MODELLERGEBNISSE 4.1. Status quo 2012 - Variante 1

zu minimieren, die somit entstehenden Uberkapazitaten kénnten zusatzlich am Rege-
lenergiemarkt - der in dieser Modellierung vernachlassigt wird - angeboten werden.
Hingegen missen die Pumpspeicherkraftwerke die verringerte Leistung der Windparks
in den Stunden 240 bis 336 im reprasentativen Wintermonat Dezember ausgleichen.
Wirde Uber einen langeren Zeitraum die Windenergie entfallen, kdnnte nicht beliebig
lange mit Pumpspeicherkraftwerken im Sinne einer nachhaltigen Speicherbewirtschaf-
tung turbiniert werden, vielmehr musste auf Alternativen wie zum Beispiel Importe zu-
rickgegriffen werden.
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Abbildung 4.3.: Erzeugungsprofile Variante 1 flir Sidosteuropa in den Monaten Méarz,
Juni, September und Dezember 2012

Ahnlich wie in der Region ESPT decken auch in Siidosteuropa Kern- und Laufkraftwer-
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4 MODELLERGEBNISSE 4.1. Status quo 2012 - Variante 1

ke die Basislast. Die Braunkohlekraftwerke, welche in dieser Region hohe installierte
Kapazitaten aufweisen, passen inre Fahrweise an den Lastverlauf an. Jene Lastspitzen,
die nicht von Braunkohlekraftwerken gedeckt werden kénnen, gleichen Pumpspeicher
aus.
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Abbildung 4.4.: Erzeugungsprofile Variante 1 fiir Zentraleuropa in den Monaten Mérz,
Juni, September und Dezember 2012

In Zentraleuropa verandern sich die Abbildungen dahingehend, dass die Kapazitaten
der Kernkraft, Laufwasser und andere Erneuerbare auf Gber 120 GW Leistung je Stun-
de ansteigen, welche wie in Slidosteuropa die Basislast abdecken. Da in den nérdlichen
Staaten der Region die Sonneneinstrahlung tber die Wintermonate um ein vielfaches
geringer ist, liefert die Solarenergie die h6chste Erzeugung im Juni und September.
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4.1.2. Stindliche Grenzkosten je Knoten

Die Simulationsergebnisse zeigen, dass in ltalien die stlindlichen marginalen Kosten
am héchsten sind. Die zweithdchsten ergeben sich fir Spanien und Portugal. Dem fol-
gen Stdost- und Zentraleuropa. Wobei sich die Grenzkosten im Dezember am haufig-
sten einnander annéhern, was auf den vermehrten Einsatz thermischer Kraftwerke tber
die Wintermonate zurlckzuflhren ist.
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Abbildung 4.5.: stindliche Grenzkosten Variante 1 der Regionen fur die Monate Méarz,
Juni, September und Dezember 2012

Vergleicht man diese Ergebnisse mit den GroBhandelspreisen (siehe Abbildung A) der
Stromhandelsbdrsen, erkennt man, dass das Modell die historischen Preisniveaus kor-
rekt abbildet.
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4.1.3. Auslastung des Ubertragungsnetzes

Bei der Betrachtung der Auslastungen stechen sofort die Ubertragungsleitungen von
SEE nach IT/CE und von CE nach IT/ESPT ins Auge, welche mehr als 600 Stunden zu
100 % im reprasentativen Friihjahrsmonat Méarz ausgelastet sind. Von IT nach SEE/CE
flieBen hingegen - auBer im Juni kleinere Mengen - minimale Kapazitaten. Die Leitun-
gen CE-SEE und ESPT-CE sind fur 13 und 64 Stunden zu 100 % im Marz ausgelas-
tet.

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2012-03
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Abbildung 4.6.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnetzes
flr Variante 1 Méarz 2012

Die physikalischen Flisse von Siidosteuropa nach Zentraleuropa verringern sich um
ein Vielfaches im Juni (Abbildung 4.7), erhéhen sich dann wieder leicht im betrachteten
Monat September (Abbildung 4.8) und erreichen im Wintermonat Dezember (Abbildung
4.9) eine fast idente Auslastung wie im Marz.

Dieser Sachverhalt kann mit Abbildung 4.5 erklart werden: Es wird im Juni und Septem-
ber weniger Strom von SEE nach CE exportiert, da der mittlere Abstand der Preisnive-
aus von SEE und CE sehr viel kleiner ist als im Winter- und Frithjahrsmonat. Ahnliche
Uberlegungen kénnen mit den restlichen Verbindungen durchgefiihrt werden.

Um die Modellflisse mit den tatsachlichen physikalischen Energiefliissen validieren zu
kénnen, wird Abbildung A.1 im Anhang verwendet. Diese zeigt, dass Italien mit knapp
4719 GWh an Importen (123 GWh Export) im Marz 2012 ein reiner Stromimporteur
war, auf dasselbe Ergebnis kommt auch das Modell.

Ein Vergleich der Monate Méarz und Dezember (Abbildung 4.6 und 4.9) mit Juni und
September (Abbildung 4.7 und 4.8) zeigt den Einfluss Erneuerbarer Energietechnologi-
en hervorragend. Durch ihre hohe Fluktuation bietet sich ein deutlich unruhigeres Bild
der Auslastungen Uber die Sommer- und Herbstmonate.
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Auslastung des Ubertragungsnetzes 2012-06
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Abbildung 4.7.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnetzes
fur Variante 1 Juni 2012

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2012—09
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Abbildung 4.8.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnetzes
fir Variante 1 September 2012
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Auslastung des Ubertragungsnetzes 2012-12
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Abbildung 4.9.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnetzes
for Variante 1 Dezember 2012

24
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4.1.4. Engpassrendite - CR

Die héchsten Renditen kdnnen im Juni und September erwirtschaftet werden, was auf
die hohen Preisdifferenzen zwischen den Knoten im Sommerhalbjahr zurtickzufihren
ist. Sie sind wesentlich héher als in den Wintermonaten, da die meisten thermischen
Kraftwerke - welche den Preis setzen - in Betrieb sind und somit die Preise konvergie-
ren.

Besonders die Betreiber der Leitungen CE-IT und SEE-IT kénnen die héchsten Eng-
passrenditen einnehmen, was sich auch durch die vorhererwahnten Ergebnisse erkla-
ren lasst: In IT sind die hdchsten stiindlichen Grenzkosten, in CE und SEE wiederum
die niedrigsten. Die Ubertragungskapazitat von CE nach IT ist mit 6.96 GW die am bes-
ten ausgebaute Verbindung zwischen den Regionen. Die Leitung SEE-IT ist mit 1.08
GW begrenzt.

Zwei Komponenten sind somit erforderlich: eine moglichst gro3e Preisdifferenz und
eine ausreichende Ubertragungskapazitat.

Von-Nach | Marz 2012 | Juni 2012 | September 2012 | Dezember 2012

IT-SEE 0.0 0.0 0.0 0.0
IT-CE 0.0 0.0 0.0 0.0
ESPT-CE 0.0 0.0 0.0 0.7
SEE-IT 215 21.2 21.2 17.4
SEE-CE 12.3 0.0 1.0 11.9
CE-IT 102.3 137.3 133.2 75.8
CE-ESPT 1.7 16.9 14.9 1.4
CE-SEE 0.0 0.1 0.0 0.0

Tabelle 4.2.: Engpassrendite Variante 1 fir die Monate Marz, Juni, September und De-
zember 2012 [in Mio. €]
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4.2. Status quo 2012 - Variante 2

Ausgehend von den gleichen Basisdaten wie in Abschnitt 4.1 werden bei Variante 2 die
Kapazititen der Ubertragungsleitungen fiir die ,fiktive Kupferplatte” berechnet. Dement-
sprechend andern sich durch die hdheren Importe und Exporte auch die Erzeugungs-
profile der Regionen. Durch die Anderungen der Erzeugungsprofile verandern sich wie-
derum die Niveaus der stiindlichen Grenzkosten.

4.2.1. Erzeugungsprofil

Vergleicht man nachfolgende Abbildung 4.10 mit Abbildung 4.1, wird deutlich, dass
durch die Unbegrenztheit der Ubertragungsleitungen die Stromerzeugung durch Gas-
kraftwerke in Italien zur Ganze entfallt. Die Basislast decken nur mehr die Laufwasser-
kraftwerke und andere Erneuerbare, wie zum Beispiel Biomasse. Auch die Erzeugung
der Steinkohlekraftwerke wird deutlich reduziert. Im Gegenzug werden Pumpspeicher-
kraftwerke vermehrt eingesetzt. Wenn ausreichend Strom zu glinstigen Konditionen
vorhanden ist, wird vom Unterbecken in das Oberbecken gepumpt und in den hochprei-
sigen Stunden turbiniert. Auf diese Art werden die héchsten Pumpspreads (Deckungs-
beitrage) erzielt, welche sehr wichtig fir die Rentabilitat dieser Kraftwerke sind.

Durch die stark zerklifteten Lastspitzen in den Regionen IT, ESPT und SEE (siehe
Abbildung 4.10, 4.11 und 4.12) erkennt man, dass groBe Mengen in diesem Simulati-
onslauf an Strom importiert werden.

In Spanien und Portugal werden, wie auch in Italien, die Steinkohlekraftwerke Gber den
gesamten betrachteten Zeithorizont gedrosselt.

Allerdings bietet sich in Sldosteuropa ein ganz anderes Bild, dort werden die Braun-
kohlekraftwerke und andere Erneuerbare beinahe durchgehend auf maximaler Leis-
tung gehalten. Unter anderem werden sogar im Wintermonat die Steinkohlekraftwerke
gestartet, welche in Variante 1 nicht zum Einsatz kommen.

Die kleinsten Veranderungen des Erzeugungsprofils ergeben sich jedoch fir Zentraleu-
ropa (Abbildung 4.13). Die Leistung der Braunkohlekraftwerke wird nahezu konstant am
Maximum gehalten und die Steinkohlekraftwerke liefern mehr Strom als in Variante 1.
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Abbildung 4.10.: Erzeugungsprofile Variante 2 fir Italien in den Monaten Marz, Juni,
September und Dezember 2012
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Abbildung 4.11.: Erzeugungsprofile Variante 2 fir die Iberische Halbinsel in den Mona-
ten Mérz, Juni, September und Dezember 2012
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Abbildung 4.12.: Erzeugungsprofile Variante 2 fiir Sidosteuropa in den Monaten Marz,
Juni, September und Dezember 2012
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4.2.2. Stindliche Grenzkosten je Knoten

Durch Abbildung 4.14 bestétigt sich die in Abschnitt 3.3 erlauterte Preiskonvergenz,
welche ebenso mit den Erzeugungsprofilen gezeigt werden kann. Da in ltalien die Er-
zeugung aus Gaskraftwerken entfallt, ist somit Steinkohle jene preissetzende Technolo-
gie. In den restlichen Regionen bestimmen ebenfalls ibermaBig Steinkohlekraftwerke
den Preis der Erzeugung.
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Abbildung 4.14.: stiindliche Grenzkosten Variante 2 der Regionen fur die Monate Mérz,
Juni, September und Dezember 2012
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4.2.3. Auslastung des Ubertragungsnetzes

Fur die endogen berechneten Ubertragungsleitungskapazitaten (es handelt sich hierbei
um fiktive Werte, welche so in der Praxis nie implementiert werden kénnen) ergeben
sich nachfolgende Werte:

von / nach IT ESPT SEE CE

IT 20 1 9
ESPT 37 0 26
SEE 47 0 26
CE 58 55 39

Tabelle 4.3.: Ubertragungskapazitaten der "fiktiven Kupferplatte" 2012 [in GW]

Die héchsten Werte werden fir CE-IT und CE-ESPT kalkuliert. Was im Vergleich zum
derzeitigen Ausbaustatus (siehe Tabelle 4.1) eine Erh6hung der Kapazitat um mehr als
den Faktor 7,33 und 41,30 bedeutet.

Natdrlich kann in diesem Fall aufgrund der Modifikation des Modells nicht damit ge-
rechnet werden, dass Ubertragungsleitungen fiir mehrere Stunden zu 100 % ausge-
lastet sind. Trotzdem ergeben sich im Marz fir alle Leitungen - ausgenommen fur die
Verbindung IT-SEE - Gber mehrere Stunden hohe prozentuelle Auslastungen; ebenfalls
in den restlichen Monaten Juni, September und Dezember.

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2012—03
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Abbildung 4.15.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fir Variante 2 Marz 2012
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Auslastung des Ubertragungsnetzes 2012-06
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stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fur Variante 2 Juni 2012
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Auslastung des Ubertragungsnetzes 2012-12
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Abbildung 4.18.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fur Variante 2 Dezember 2012

4.2.4. Engpassrendite - CR

Da bei Variante 2 das volkswirtschaftliche Optimum berechnet wird und somit sich die
Preise in den einzelnen Regionen einander annahern, ergeben sich flr die Engpass-
renditen unteranderem auch negative Werte. Diese Werte lassen sich dahingehend
erklaren, dass es in wenigen Stunden kostengulinstiger ist Kapazitaten - trotz hdherer
Importpreise - zu importieren, als ein zusétzliches Kraftwerk mit héheren kurzfristigen
marginalen Kosten zu starten.

Von-Nach | Mérz 2012 | Juni 2012 | September 2012 | Dezember 2012

IT-ESPT -0.4 —-15 -1.0 —0.1
IT-SEE 0.0 0.0 0.0 0.0
IT-CE 0.0 0.0 0.0 0.0
ESPT-IT 0.3 3.0 -0.3 0.4
ESPT-CE 0.0 0.0 0.0 2.4
SEE-IT 0.0 0.0 -15 1.8
SEE-CE 0.0 0.0 0.0 2.7
CE-IT 0.0 0.0 —2.8 —25.1
CE-ESPT -0.9 —-7.1 -3.5 —5.6
CE-SEE 0.0 0.0 0.0 -1.7

Tabelle 4.4.: Engpassrendite Variante 2 fiir die Monate Méarz, Juni, September und De-
zember 2012 [in Mio. €]
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4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Im Analysejahr 2030 werden vier Szenarien der Variante 1 betrachtet:

1. ohne Leitungsausbau

2. mit Leitungsausbau in Europa

3. mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (PV)
4.

mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (CSP)

Im ersten Szenario des Analysejahres 2030 wird die Annahme getroffen, dass die im
Ten Year Network Development Plan (TYNDP) 2012 der ENTSO-E geplanten Projekte
nicht bis zum Jahr 2030 umgesetzt werden kénnen. Das heif3t, es werden die Ubertra-
gungskapazitaten aus der Analyse des Status Quo 2012 - Variante 1 verwendet (siehe
Tabelle 4.1).

In der nachsten Simulation wird die Annahme getroffen: Alle geplanten Ausbauprojekte
werden genehmigt und bis zum Jahr 2030 fertiggestellt, was laut TYNDP 2012 insge-
samt bedeutet, es werden in etwa 50 000 km Leitungen saniert und neu gebaut.

Szenario 3 erweitert diese Annahme mit dem Ausbau von Photovoltaikanlagen (PV)
in Nordafrika und Verbindungen von Nordafrika nach Europa fir Elektrizitdtsimporte.
Nordafrika wird nur als Angebotsknoten betrachtet.

Im letzten werden die Photovoltaikanlagen durch Concentrated Solar Power (CSP) er-
setzt, bei diesem Verfahren kann Warme gespeichert werden, um auch in der Nacht,
also unabhéangig von der Sonneneinstrahlung, Dampf fir die Turbine zu produzieren
und so Strom erzeugen. Damit kann die gunstigere, aber unstetige Stromerzeugung
aus Photovoltaik und Windenergie ausgeglichen werden.

Bei allen angegebenen Preisen handelt es sich um Realpreise zum Zeitpunkt 2012.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

4.3.1. Ohne Leitungsausbau

Die Annahme flr diese Simulation: Die Ausbauprojekte der ENTSO-E kénnen nicht bis
zum Jahr 2030 umgesetzt werden.

Erzeugungsprofile

Die Ausbaupfade der einzelnen Technologien bis 2030 werden bereits in Abschnitt 3.1
genauer erlautert.
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Abbildung 4.19.: Erzeugungsprofile Variante 1 fUr ltalien in den Monaten Marz, Juni,
September und Dezember 2030
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Durch den Anstieg der CO»-Kosten auf 41,4 €541, /t CO» (laut [2]) verandern sich die
Erzeugungsprofile nicht nur aufgrund der Ausbaupfade, auch die kurzfristigen margi-
nalen Kosten und somit die Merit Order Kurven (siehe Abbildungen A.3 und A.4 im
Anhang) verschieben sich.
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Abbildung 4.20.: Erzeugungsprofile Variante 1 fur die Iberische Halbinsel in den Mona-
ten Marz, Juni, September und Dezember 2030

Die Verdrangung der Steinkohlekraftwerke durch Erneuerbare Energietechnologien
und Gaskraftwerke ist deutlich zu erkennen. Die Energiegewinnung durch Braunkoh-
lekraftwerke verschwindet vor allem in der Region ESPT vollstandig aus dem Erzeu-
gungsprofil (siehe Abbildung 4.20). Besonders auffallig ist auch die Drosselung der
Kernkraftwerke aufgrund hoher Windenergieeinspeisungen ins Ubertragungsnetz.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Auch in Stdosteuropa (Abbildung 4.21) macht sich der Ausbau Erneuerbarer Ener-
gietechnologien bemerkbar. Die installierten Windkapazitaten, die Photovolaikanlagen
und andere Erneuerbare verdrangen die Leistungsgewinnung durch Braunkohlekraft-
werke.
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Abbildung 4.21.: Erzeugungsprofile Variante 1 fir Sidosteuropa in den Monaten Méarz,
Juni, September und Dezember 2030

Da durch die Erhéhung der CO,-Zertifikatspreise die kurzfristigen Kosten der alteren
Steinkohlekraftwerke Uber dem Niveau der neueren Gaskraftwerke liegen (siehe An-
hang Abbildung A.1), werden vermehrt Gaskraftwerke zur Stromgewinnung verwendet.
Dieses Phanomen wird deutlich in der Region CE in Abbildung 4.22.
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Abbildung 4.22.: Erzeugungsprofile Variante 1 flir Zentraleuropa in den Monaten Marz,
Juni, September und Dezember 2030
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Stiundliche Grenzkosten je Knoten

Bei der Betrachtung der nachfolgenden Abbildung wird deutlich, dass die Preise in Ita-
lien im Schnitt noch immer am héchsten sind. Aber die Preisniveaus liegen dichter
beisammen als in der Simulation Status Quo 2012 - Variante 1. Die Kurven fluktuieren
auch wesentlich stérker.
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Abbildung 4.23.: stiindliche Grenzkosten Variante 1 der Regionen fur die Monate Mérz,
Juni, September und Dezember 2030

Infolge hoher Windenergieeinspeisungen im Wintermonat Dezember in der Region ES-
PT fallen in vielen Stunden die Preise auf unter 20 €/MWh (vergleiche Abbildung 4.20).
Nur ein hoher Ausrei3er auf ca. 80 €/ MWh, der aus der ausbleibenden Windenergie
resultiert, kann in den Stunden 280-290 beobachtet werden.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Auslastung des Ubertragungsnetzes

Im Gegensatz zum Status Quo 2012 - Variante 1 (Abbildung 4.6-4.9) flieBen im Analy-
sejahr 2030 in jedem der representativen Monate Uber alle Verbindungen Kapazitaten,
jedoch mit umfangreichen Schwankungen.

Die gréBten Fluktuationen ergeben sich fir die Verbindung CE-IT, welche 2012 noch
iiber alle betrachteten Monate fast stetig auf dem gleichen Niveau blieb. Diese Ande-
rungen resultieren aus den sich an ltalien anndhernden zentraleuropéischen Preisen.
Aufgrund dieser Preiskonvergenz 2030 sind die physikalischen Flisse von ltalien in die
anderen Regionen gestiegen.

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030-03
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Abbildung 4.24.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fir Variante 1 Marz 2030

Bei genauer Betrachtung der Leitungen ESPT-CE und CE-ESPT Uber die simulierten
Monate wird deutlich, dass sie gegenlaufig agieren. In den Monaten Marz und De-
zember (Abbildung 4.24 und 4.27), wo Spanien und Portugal hohe Exporte nach Zen-
traleuropa téatigt, sind die Importe von Zentraleuropa in die Region ESPT sehr gering.
Umgekehrt sieht es in den Monaten Juni und September (Abbildung 4.25 und 4.26)
aus, da Uber die Sommermonate in Zentraleuropa hohe Kapazitaten aus Solarenergie
in das Netz eingespeist werden kénnen.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030—-06
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Abbildung 4.25.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fur Variante 1 Juni 2030

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030—09
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Abbildung 4.26.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes flr Variante 1 September 2030
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Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030-12
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Abbildung 4.27.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnetzes
flr Variante 1 Dezember 2030

Engpassrendite - CR

Im Vergleich zu Status Quo 2012 - Variante 1 ergeben sich fir die Engpassrenditen der
Simulation 2030 nicht mehr nur positive Werte, sondern auch geringe negative Werte.
Diese stammen aus der Uberregionalen Kraftwerkseinsatzoptimierung, da das Modell
alle Kosten minimiert und es optimaler ist, in wenigen Stunden zu hdéheren Preisen
Kapazitaten zu importieren, als ein zusatzliches Kraftwerk zu starten.

Von-Nach | Méarz 2030 | Juni 2030 | September 2030 | Dezember 2030

IT-SEE —0.2 0.1 —0.1 0.0
IT-CE -0.2 0.0 -0.7 0.3
ESPT-CE 5.2 1.7 2.0 21.9
SEE-IT 12.2 15.7 15.6 6.5
SEE-CE 18.5 3.9 11.0 8.6
CE-IT 26.7 91.1 63.1 15.8
CE-ESPT 0.5 7.9 2.2 —0.6
CE-SEE 0.4 2.0 -0.1 0.1

Tabelle 4.5.: Engpassrendite Variante 1 fir die Monate Marz, Juni, September und De-
zember 2030 [in Mio. €]

Die héchsten Gewinne erwirtschaftet wie in Status Quo 2012 - Variante 1 der Betreiber
der Leitung CE-IT, gefolgt von der Verbindung SEE-IT. Jedoch haben auch die Verbin-
dungen ESPT-CE und SEE-CE an Bedeutung gewonnen.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

4.3.2. Mit Leitungsausbau in Europa

Wie am Anfang des Kapitels erwahnt, wird bei diesem Szenario die Annahme getroffen,
dass alle im TYNDP 2012 geplanten Projekte bis zum Jahr 2030 umgesetzt werden
konnten. Dadurch erhalt man die in Tabelle 4.6 angefilhrten Kapazitaten der Ubertrag-
ungsleitungen.

von / nach IT ESPT SEE CE

IT 0 3.46 4.84
ESPT 0 0 3.8
SEE 388 0 4.2
CE 10.51 3.8 4.6

Tabelle 4.6.: Ubertragungskapazitaten Variante 1 mit Leitungsausbau in Europa 2030
[in GW], Quelle: TYNDP 2012

A bzgl. Erzeugung und CO,-Emissionen

Hier werden nicht mehr die genauen Erzeugungsprofile betrachtet, sondern die Ver-
anderung des Einsatzes der einzelnen Technologien in den simulierten Monaten. Als
Basis dient Simulation 2030 Variante 1 - ohne Leitungsausbau.
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Abbildung 4.28.: Veréanderung der Erzeugung und CO,-Emissionen in den Monaten
Marz, Juni, September und Dezember 2030 (Basis: Simulation 2030
Variante 1 - ohne Leitungsausbau)
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In Abbildung 4.28 sind die Zu- und Abnahmen der Erzeugung [in TWh] und der CO,-
Emissionen [in 1000 t CO,] dargestellt.

Besonders grof ist die Reduktion der Stromerzeugung durch Gaskraftwerke in Italien,
dadurch kénnen die CO,-Emissionen massiv verringert werden, welche in jedem der
betrachteten Monate Giber 500 000 t CO,-Ersparnis ausmachen.

Hingegen werden in Siidosteuropa vielfach Braunkohlekraftwerke gestartet, diese ver-
ursachen jedoch mit 363,6 t CO./GWh [4] im Vergleich zu Gaskraftwerken mit 201,96 t
CO./GWh [4] weitaus héhere Emissionen. Auch in Zentraleuropa gewinnen diese wie-
der an Bedeutung.

Dadurch gleichen sich die Emissionseinsparungen in ltalien durch den vermehrten
CO,-Ausstol3 in den Regionen SEE und CE nicht nur aus, sondern betragen aufsum-
miert im Marz 0,109 Mio., im Juni 0,600 Mio., im September 0,526 Mio. und im Dezem-
ber -0,318 Mio. t CO,, was gewichtet mit der Anzahl der Tage firr das Jahr 2030 eine
Erhdéhung an CO,-Emissionen von insgesamt 2,839 Mio. t CO. ergibt.
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Stiundliche Grenzkosten je Knoten

Durch die Erhdhung der Ubertragungsnetzkapazititen haben sich die Preise der einzel-
nen Regionen einander angenédhert. Die gréiten Preisschwankungen sind in der Regi-
on ESPT beobachtbar, was aus den hohen installierten Kapazitaten der Windenergie-
anlagen abgeleitet werden kann, da diese aufgrund der Subventionen zu minimalen
Kosten bereitgestellt werden.
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Abbildung 4.29.: stindliche Grenzkosten Variante 1 - mit Leitungsausbau in Europa
- der Regionen fir die Monate Marz, Juni, September und Dezem-
ber 2030

Vergleicht man die obige Darstellung mit Abbildung 4.23, wird deutlich, dass mit Hil-
fe des Ubertragungsnetzausbaus in allen Regionen die marginalen Kosten gesunken
sind. Es kommen in keinem der analysierten Monate in diesem Szenario mehr Preis-
spitzen Uber 80 €/MWh vor.
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Auslastung des Ubertragungsnetzes

Die Analyse der Auslastungen des Ubertragungsnetzes liefert &hnliche Ergebnisse wie
im vorhergehenden Szenario. Nur die Kapazitatsgrenzen haben sich nach oben ver-
schoben. Die Dauerlinien der einzelnen Leitungen verlaufen fast ident zu denen der
Simulation 2030 Variante 1 - ohne Leitungsausbau.

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030-03
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Abbildung 4.30.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fir Variante 1 - mit Leitungsausbau in Europa - Méarz 2030

Die Grafiken der Auslastungen firr die Monate Juni, September und Dezember sind im
Anhang angefiihrt (Abbildung A.5-A.7).
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Engpassrendite - CR

Die héchsten Gewinne erwirtschaften die Betreiber der Leitungen ESPT-CE, SE_.E-IT,
SEE-CE und CE-IT. Durch den Ausbau der Leitungen profitieren somit fast alle Uber-
tragungsnetzbetreiber.

Von-Nach | Méarz 2030 | Juni 2030 | September 2030 | Dezember 2030

IT-SEE 0.3 0.5 0.0 0.0
IT-CE 0.6 -0.2 —0.6 0.0
ESPT-CE 27.7 12.3 10.0 134.8
SEE-IT 20.2 39.6 41.4 6.0
SEE-CE 10.3 3.6 12.3 1.4
CE-IT 29.5 95.1 75.2 12.1
CE-ESPT 2.6 15.5 5.1 —15
CE-SEE 1.0 0.9 0.2 0.2

Tabelle 4.7.: Engpassrendite Variante 1 - mit Leitungsausbau in Europa - fir die Monate
Marz, Juni, September und Dezember 2030 [in Mio. €]

Vor allem flr die Verbindung von Spanien nach Zentraleuropa, welche in diesem Sze-
nario das 7,6-fache im Vergleich zum vorhergehenden Szenario betragt, ware der Aus-
bau durchaus lukrativ. Hochgerechnet auf ein Jahr wiirde das eine Gesamtrendite von
541,61 Mio. € fur den Netzbetreiber bedeuten.

Ebenso wiirde sich der Ausbau fir den Betreiber der Leitung CE-IT, welche auf das
1,5-fache der derzeitigen Ausbaukapazitat ansteigen kénnte, mit einer Jahresgesam-
trendite von 642,42 Mio. € bezahlt machen, was einer Steigerung von 8 % entspricht.
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4.3.3. Mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (PV)

Das Szenario in diesem Abschnitt setzt zuséatzlich zum Kapazitatsnetzausbau in Europa
die Annahme voraus, dass im Mittleren Osten und in Nordafrika Photovoltaikanlagen,
wie im Projekt DESERTEC, im Ausmaf von 20 GW Leistung fir solare Importe nach
Europa errichtet werden.

Laut TYNDP 2012 sind nur zwei Verbindungen (von Algerien und von Tunesien nach
ltalien) mit insgesamt 1,5 GW Ubertragungskapazitat geplant. Um aber die 20 GW
mogliche Leistung der Solarenergie ins europaische Netz verschieben zu kénnen, wer-
den die in Tabelle 4.8 angefiihrten Ubertragungsnetzkapazitdten angenommen.

von / nach IT ESPT SEE CE

IT 0 3.46 4.84
ESPT 0 0 3.8
SEE 3.88 0 4.2
CE 10.51 3.8 4.6

MENA 10 6 4 0

Tabelle 4.8.: Ubertragungskapazitaten Variante 1 mit Leitungsausbau in Europa und
nach Nordafrika (PV) 2030 [in GW]

A bzgl. Erzeugung und CO,-Emissionen

Auch in diesem Szenario wird als Basis die Simulation 2030 Variante 1 - ohne Leitungs-
ausbau verwendet.

Aufgrund der hohen Ubertragungsnetzkapazititen nach ltalien (insgesamt 24,39 GW)
und der solaren Importe aus Nordafrika wird in Abbildung 4.31 deutlich, dass die Strom-
erzeugung von Gas- und Steinkohlekraftwerken in der Region IT in allen betrachteten
Monaten um jeweils etwa 4 bis 5 TWh gedrosselt wird. Ebenso vermindert sich die
Leistung der Gas- und Steinkohlekraftwerke in Zentraleuropa.

Um 4,982 TWh erhdht sich hingegen die Stromproduktion von Pumpspeicherkraftwer-
ken auf ein Jahr berechnet, auch aus Anderen Erneuerbaren, wie zum Beispiel Bio-
masse werden insgesamt 6,191 TWh mehr produziert.

Obwohl in Stidosteuropa, ahnlich zum vorhergehenden Szenario, verstarkt Braunkoh-
lekraftwerke eingesetzt werden, ergeben sich dennoch aufsummiert Gber die Monate
CO,-Reduktionen von -0,624 Mio. im Marz, -0,259 Mio. im Juni, -0,183 Mio. im Septem-
ber und -0,934 Mio. t. Was eine aggregierte Gesamtersparnis von -5,911 Mio. t CO. fir
das Jahr 2030 ergibt.

Stiundliche Grenzkosten je Knoten

Die Struktur der Preiskurven hat sich nicht wesentlich verandert. Zum Teil kénnen in
manchen Stunden noch geringere marginale Kosten im Vergleich zur vorhergehenden
Simulation beobachtet werden. Die Abbildung ist wegen der minimalen Anderungen
jedoch vernachlassigbar.
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Abbildung 4.31.: Verédnderung der Erzeugung und CO»-Emissionen in den Monaten
Marz, Juni, September und Dezember 2030 (Basis: Simulation 2030
Variante 1 - ohne Leitungsausbau)
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Auslastung des Ubertragungsnetzes

Am meisten beeinflussen die solaren Importe aus Nordafrika Italien. Wegen des immer
noch héchsten Preisniveaus flief3t in die Region IT die meiste Produktion der nordafri-
kanischen Photovoltaikanlagen. Die Ubertragungsleitung von Nordafrika nach Italien ist
flr 144 Stunden zu 100 % ausgelastet, gefolgt von der Verbindung MENA-SEE mit ca.
72 Stunden.

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030—-03
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Abbildung 4.32.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fur Variante 1 - mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika
(PV) - Marz 2030

Die Grafiken der Auslastungen fiir die Monate Juni, September und Dezember sind im
Anhang angefihrt (Abbildung A.8-A.10).
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Engpassrendite - CR

Wie nicht anders zu erwarten, ergeben sich die gréBten Engpassrenditen fir die Uber-
tragungsleitung MENA-IT. Durch den Ausbau dieser Leitung kann ein Jahresumsatz
von 1,857 Mrd. € erwirtschaftet werden. Sie ist mit 10 GW die Verbindung mit der
héchsten Ubertragungskapazitat (von Nordafrika nach Europa). Da auch die maximale
Preisdifferenz im Bezug auf die Engpassrendite eine wichtige Rolle spielt, und diese in
ltalien erreicht werden kann, versucht das Modell alle vorhandenen solaren Kapazitéten
in die Region IT zu importieren.

Von-Nach | Mérz 2030 | Juni 2030 | September 2030 | Dezember 2030
IT-SEE 0.9 1.1 0.8 0.0
IT-CE 1.5 0.3 —0.6 0.0
ESPT-CE 28.3 12.2 8.6 135.0
SEE-IT 20.6 37.4 390.6 6.1
SEE-CE 11.9 3.0 9.1 2.4
CE-IT 27.8 90.8 72.4 8.1
CE-ESPT 2.0 11.3 1.7 —-1.5
CE-SEE 0.7 1.6 0.1 0.2
MENA-IT 175.1 134.4 153.1 158.7
MENA-ESPT 20.4 62.6 45.2 0.1
MENA-SEE 25.9 13.4 13.4 28.0

Tabelle 4.9.: Engpassrendite Variante 1 - mit Leitungsausbau in Europa und nach Nord-
afrika (PV) - fir die Monate Marz, Juni, September und Dezember 2030
[in Mio. €]

Aber auch fir die Leitungen von Nordafrika in die Regionen ESPT und SEE ergeben
sich hohe jahrliche Engpassrenditen von 416,62 Mio. € und 239,89 Mio. €. Die rest-
lichen Ubertragungsnetzbetreiber kénnen, wenn das Photovoltaikprojekt in Nordafrika
umgesetzt wird, auch mit entsprechenden Gewinnen rechnen.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

4.3.4. Mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (CSP)

Bei dem letzten Szenario 2030 Variante 1 werden dieselben Annahmen bezliglich des
Ubertragungsnetzes getroffen wie in der vorherigen Simulation, nur anstelle von Photo-
voltaikanlagen werden 20 GW Concentrated Solar Power (CSP) errichtet, welche eine
regelbare und lastfolgefahige Versorgung sichern kann.

Ein wesentlicher Vorteil bietet sich durch die Warmespeicherung, da auch in den Nacht-
stunden die Turbinen mit Dampf betrieben werden kénnen. Diese Technologie hat noch
nicht den Reifegrad von PV- und Windanlagen erreicht, somit sind die Strompreise aus
CSP-Anlagen derzeit noch héher als bei den anderen Technologien. Diese sind jedoch
bei der Optimierung vernachléssigbar.

A bzgl. Erzeugung und CO,-Emissionen

Als Basis wird in Abbildung 4.33 die Simulation 2030 Variante 1 - ohne Leitungsausbau
gewahlt.
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Abbildung 4.33.: Veranderung der Erzeugung und CO,-Emissionen in den Monaten
Marz, Juni, September und Dezember 2030 (Basis: Simulation 2030
Variante 1 - ohne Leitungsausbau)

Da aufgrund der CSP-Anlagen eine wesentlich hdhere Solarenergieeinspeisung aus
Nordafrika méglich ist, kann in diesem Szenario verglichen mit dem PV-Anlagen Sze-
nario 2030 - Variante 1, die Einsparung der Stromproduktion von Gas- und Steinkohle-
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

kraftwerke in ltalien beinahe verdoppelt werden, was hochgerechnet fir das Jahr 2030
eine CO»-Reduktion in Italien von 24,1 Mio. t bedeutet.

Aber nicht nur in Italien sondern auch in den anderen Regionen kann der CO,-Ausstof3
der Energiebranche verringert werden. Fir die Region ESPT wirden sich in etwa
4,3 Mio. t weniger CO»-Emissionen aus der Stromgewinnung ergeben.

Fir Studosteuropa bedeuten die solaren Importe ebenfalls geringere Emissionen von
1,3 Mio. t pro Jahr, was verglichen zum vorhergenden Szenario eine wesentliche Ver-
besserung bedeutet. Denn betrachtet man Abbildung 4.31, wo die Region SEE die
massivste Luftverschmutzung durch CO, hervorruft, wird erst das Ausmaf der mégli-
chen Einsparungen durch den Ausbau von CSP-Anlagen deutlich.

Erwartungsgemaf kann auch in Zentraleuropa die CO»-Bilanz verbessert werden. Die
Steinkohlekraftwerke, welche einen Emissionausstof3 von 332,01 t/GWh verursachen,
werden durch Gaskraftwerke ersetzt. Damit kénnen in der Region CE CO.-Einspar-
ungen von 11 Mio. t pro Jahr erreicht werden.

Uber alle Regionen aufsummiert wiirde der Ausbau der CSP-Anlagen in Nordafrika
eine jahrliche CO,-Verringerung von 40,7 Mio. t im kontinentaleuropaischen Raum er-
moglichen.

Auslastung des Ubertragungsnetzes

Die Ubertragungsleitungen von Nordafrika nach Europa sind, wie nicht anders zu er-
warten, in allen Stunden zu 100 % ausgelastet, da die CSP-Anlagen durchgehend die-
selbe Leistung liefern kénnen.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Stiundliche Grenzkosten je Knoten

Im Gegensatz zum vorigen Szenario haben sich die Preise offensichtlich verandert. In
ltalien sind die Strompreise Uber die Sommer- und Herbstmonate zwar noch immer
am hdchsten, aber tber das Winterhalbjahr werden sie von den zentraleuropaischen
marginalen Kosten abgeldst.
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Abbildung 4.34.: stiindliche Grenzkosten Variante 1 - mit Leitungsausbau in Europa und
nach Nordafrika (CSP) - der Regionen firr die Monate Méarz, Juni, Sep-
tember und Dezember 2030

Insgesamt sind die Preisniveaus von im Mittel 80 €/MWh, der Simulation 2030 Varian-
te 1 - ohne Leitungsausbau (siehe Abbildung 4.23), auf durchschnittlich etwa 65 €/MWh
(siehe Abbildung 4.34) gesunken, was zurtckzufiihren ist auf die stlindlichen solaren
Importe aus Nordafrika.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.3. Simulation 2030 - Variante 1

Engpassrendite - CR

Die héchsten Gewinne ergeben sich fiir die Betreiber der Ubertragungsleitungen im
Mittelmeerraum und zwar fir die Verbindungen MENA-IT, MENA-ESPT und MENA-
SEE mit Jahresumsatzen von 5,1 Mrd. €, 1,5 Mrd. € und 2,1 Mrd. €.

Auch der Netzbetreiber der interregionalen Leitung von Spanien nach Zentraleuropa
kann unter diesen Voraussetzungen mit erhéhten Einnahmen von 1,1 Mrd. € jahrlich
rechnen.

Auf der anderen Seite missen manche Stromnetzbetreiber durch den Ausbau von
CSP- anstatt PV-Anlagen in Nordafrika geringere Umsatze in ihrer Gewinnrechnung
einkalkulieren, wie zum Beispiel bei der Ubertragungsleitung CE-IT.

Von-Nach | Mérz 2030 | Juni 2030 | September 2030 | Dezember 2030
IT-SEE 4.4 2.6 1.7 0.2
IT-CE 6.4 5.4 3.4 1.6
ESPT-CE 109.0 39.9 53.4 174.5
SEE-IT —8.7 11.5 15.9 —2.3
SEE-CE 28.1 1.1 14.0 6.8
CE-IT —91.3 32.1 9.3 —17.9
CE-ESPT —3.7 0.2 —1.8 —-1.2
CE-SEE -0.7 0.7 0.1 0.0
MENA-IT 382.5 390.1 424.7 505.8
MENA-ESPT 112.0 165.7 169.8 457
MENA-SEE 167.9 155.4 160.8 210.9

Tabelle 4.10.: Engpassrendite Variante 1 - mit Leitungsausbau in Europa und nach
Nordafrika (CSP) - fir die Monate Marz, Juni, September und Dezem-
ber 2030 [in Mio. €]
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4 MODELLERGEBNISSE 4.4. Simulation 2030 - Variante 2

4.4. Simulation 2030 - Variante 2

Im Analysejahr 2030 werden zwei Szenarien der Variante 2 betrachtet:

1. ohne Leitung von Nordafrika nach Europa

2. mit Leitung von Nordafrika nach Europa

Im ersten Szenario wird analysiert, wie sich die fiktiven Ubertragungskapazitaten, wel-
che in der Realitét natlrlich niemals Anwendung finden wirden, aufgrund des veran-
derten Kraftwerksparks entwickeln. Da im Analysejahr 2030 mehr Erneuerbare Ener-
gietechnologien an das Netz angeschlossen sein werden, ergibt sich eine sehr volatile
Erzeugung. Diese muss mit den thermischen Kraftwerken, welche eine kontinuierliche
Stromproduktion liefern, und den Importen ausgeglichen werden.

Im weiteren Szenario werden zu den Ausbaupfaden der Kraftwerkstechnologien auch
die Auswirkungen der Installation von Photovoltaikanlagen in Nordafrika auf die konti-
nentaleuropaischen Kraftwerkseinsatz untersucht. Die Region MENA wird im Optimie-
rungsmodell ausschlieBlich als Angebotsknoten betrachtet.
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4 MODELLERGEBNISSE 4.4. Simulation 2030 - Variante 2

4.4.1. Ohne Leitung von Nordafrika nach Europa
Erzeugungsprofile

Aus den Abbildungen in diesem Abschnitt kann nicht nur die stiindliche Erzeugung der
einzelnen Technologien abgelesen werden, sondern auch der Einfluss der erhéhten
Importe, wodurch die zerklUfteten Lastspitzen entstehen. Besonders deutlich sind diese
im italienischen Erzeugungsprofil erkennbar.
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Abbildung 4.35.: Erzeugungsprofile Variante 2 fir Italien in den Monaten Marz, Juni,
September und Dezember 2030

58



4 MODELLERGEBNISSE 4.4. Simulation 2030 - Variante 2

Die Grundlast in Italien (siehe Abbildung 4.35) wird im Gegensatz zum Status quo 2012
- Variante 2 (vgl. Abbildung 4.10) nur mehr von Laufwasserkraftwerken und von Ande-
ren Erneuerbaren Technologien, wie zum Beispiel Biomasse, gedeckt. Die Stromer-
zeugung von Steinkohlekraftwerken entféllt bis auf wenige Stunden zur Ganze. Statt
ihnen werden Gaskraftwerke eingesetzt, welche die sehr volatile Residuallast (= Last -
Solarenergie - Windenergie - Laufwasser - AndereEE) begleichen.
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Abbildung 4.36.: Erzeugungsprofile Variante 2 fir die Iberische Halbinsel in den Mona-
ten Marz, Juni, September und Dezember 2030

Auf der iberischen Halbinsel wird 2030 der Anteil Erneuerbarer Energietechnologien
mit 68 % angenommen. Aufgrund dieser Erhdhung reduziert sich die Erzeugung von
Stein- und Braunkohlekraftwerke auf ein Minimum beziehungsweise verschwindet fast
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aus dem Erzeugungsprofil (siehe Abbildung 4.36). Stattdessen finden Gaskraftwerke
ihren Einsatz.
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Abbildung 4.37.: Erzeugungsprofile Variante 2 fir Stidosteuropa in den Monaten Méarz,
Juni, September und Dezember 2030

Auch in Stdosteuropa wird die Produktion der Braunkohlekraftwerke wegen der Er-
héhung der installierten Kapazitaten von Solar- und Windenergieanlagen und von An-
deren Erneuerbaren gedrosselt (siehe Abbildung 4.37). Die Grundlast wird jedoch wei-
terhin von Kern- und Laufwasserkraftwerken und von Anderen Erneuerbaren gedeckt.
Die Gaskraftwerke werden auch in einigen Stunden gestartet.
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Im Analysejahr 2030 betragt der Anteil Erneuerbarer Energietechnologien in Zentral-
europa 54 %. Besonders ausgebaut werden Windenergieanlagen, welche in der Nord-
und Ostsee geplant sind, und Photovoltaikanlagen. Daraus resultiert eine verminderte
Stromerzeugung von Stein- und Braunkohlekraftwerken. Im Gegensatz zu 2012 - V 2
werden 2030 Gaskraftwerke fir die Deckung von Lastspitzen verwendet.
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Abbildung 4.38.: Erzeugungsprofile Variante 2 fir Zentraleuropa in den Monaten Méarz,
Juni, September und Dezember 2030

61



4 MODELLERGEBNISSE 4.4. Simulation 2030 - Variante 2

Stiundliche Grenzkosten je Knoten

Ebenfalls wie in der Simulation Status quo 2012 - Variante 2 kann auch in Abbildung
4.39 die Preiskonvergenz beobachtet werden. Auffallend sind jedoch die vielen nied-
rigpreisigen Stunden in ltalien, welche vor allem in den Monaten Juni und September
auftreten. Diese lassen sich durch die vermehrten Stromimporte nach Italien erklaren.
Aber auch durch den hohen Anteil von Photovoltaikanlagen fallen die Preise oft in den
Mittagsstunden auf ein Minimum von knapp 20 €/MWh. Die marginalen Kosten der
restlichen Regionen verlaufen in den meisten Stunden annéhernd gleich.
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Abbildung 4.39.: stiindliche Grenzkosten Variante 2 der Regionen fur die Monate Mérz,
Juni, September und Dezember 2030
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Auslastung des Ubertragungsnetzes

Die endogen berechneten Ubertragungsleitungskapazitaten sind in Tabelle 4.11 an-
gefuhrt. Die eingeklammerten Werte sind die Ergebnisse der Analyse der Simulation
Status quo 2012 - Variante 2. Die héchste fiktive Ubertragungskapazitat ergibt sich
fiir die Leitung ESPT-CE mit 55 GW. Das ist das 110-fache der derzeitigen Ubertra-
gungsleitung beziehungsweise das 14,5-fache der im TYNDP 2012 bis 2030 geplanten
Kapazitat.

von / nach IT ESPT SEE CE
IT 17(20) 21(1) 25(9)
ESPT 48(37) 0 55(26)
SEE 31(47) 0 31(26)
CE 41(58) 43(55) 34(39)

Tabelle 4.11.: Ubertragungskapazitaten 2030 bzgl. fiktiver Kupferplatte [in GW]

Wie schon in Abschnitt 4.2 angemerkt wurde, kann auch bei dieser Simulation mit ei-
ner 100 % Auslastung fir mehrere Stunden nicht gerechnet werden (siehe Abbildung
4.40).

Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030-03
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Abbildung 4.40.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fir Variante 2 Marz 2030

Die Abbildungen der Auslastungen fiir die Monate Juni, September und Dezember sind
im Anhang angefihrt (Abbildung A.11-A.13).
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Engpassrendite - CR

Wegen der Aufgabenstellung (Suche des volkswirtschaftlichen Optimums) in Variante 2
verlieren die Engpassrenditen ihre Wichtigkeit. Es wird nicht wie in Variante 1 versucht,
die Gewinne der Stromnetzbetreiber zu maximieren, vielmehr werden die optimalen
Ubertragungskapazitaten ermittelt, sodass keine Engpasse bei der Ubertragung auftre-
ten kdnnen und die Kraftwerkparks zu minimalen Gesamtkosten Energie erzeugen.

Von-Nach | Méarz 2030 | Juni 2030 | September 2030 | Dezember 2030

IT-ESPT 0.6 2.3 0.5 0.2
IT-SEE 2.3 0.8 0.3 2.7
IT-CE 0.2 0.8 0.3 0.8
ESPT-IT —16.1 —23.0 —10.0 —58.9
ESPT-CE 4.6 0.4 0.0 8.4
SEE-IT —15.0 —49.6 —34.1 —-11.9
SEE-CE -0.3 —-0.4 —-0.4 3.3
CE-IT —33.1 —91.7 —74.3 —48.8
CE-ESPT -1.0 —2.8 0.5 —5.7
CE-SEE —0.1 0.3 0.0 -3.0

Tabelle 4.12.: Engpassrendite Variante 2 fir die Monate Marz, Juni, September und
Dezember 2030 [in Mio. €]

Dennoch kénnen manche Netzbetreiber kleine Gewinne erwirtschaften, z.B. der Be-
treiber der Leitung ESPT-CE in Tabelle 4.12. Jedoch treten vermehrt negative Werte
auf, die darauf zurlGckzufihren sind, dass es kostenguinstiger ist (in Bezug auf die Ge-
samtkosten) in wenigen Stunden zu héheren Preisen zu importieren, als ein regionales
Kraftwerk zusétzlich zu starten.
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4.4.2. Mit Leitung von Nordafrika nach Europa

In dieser Simulation wird die Annahme getroffen, dass Photovoltaikanlagen in Nord-
afrika mit einer Gesamtleistung von 20 GW installiert werden. Nun sollen die optima-
len Ubertragungsnetzkapazititen von Nordafrika nach Europa ermittelt werden, damit
die gesamte erzeugte Energie in das europaische Stromnetz flieBen kann. Zusatzlich
stellt sich die Frage, welche Technologien aus dem Erzeugungsprofil durch die sola-
ren Importe verdréangt werden und ob diese zu einer CO, armeren Energieerzeugung
beitragen kdnnen.

A bzgl. Erzeugung und CO,-Emissionen

Als Basis wurde die Simulation 2030 Variante 2 - ohne Leitungsausbau gewéhlt. Da-
durch ergeben sich die Erzeugungsveranderungen in Abbildung 4.41. Durch die solaren
Importe von Nordafrika tiber das Mittelmeer nach Europa kann in jeder der betrachte-
ten Regionen die Stromerzeugung von Gas-, Braunkohle- und Steinkohlekraftwerken
gedrosselt werden.
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Abbildung 4.41.: Verédnderung der Erzeugung und CO,-Emissionen in den Monaten
Marz, Juni, September und Dezember 2030 (Basis: Simulation 2030
Variante 2)

Besonders in Zentraleuropa kénnen im Wintermonat Dezember ca. 3 TWh der Stein-
kohlekraftwerke eingespart werden, das entspricht einer CO»-Ersparnis von 912 k t far
ein Monat. Ein gutes Zeichen ist auch, dass stattdessen Gaskraftwerke, die wesentlich
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CO,-armer Strom erzeugen, gestartet werden. Ebenso leisten die Pumpspeicherkraft-
werke einen wesentlichen Beitrag fir die Verbesserung der CO.-Bilanz in Kontinen-
taleuropa. Sie erzeugen in diesem Szenario, aggregiert auf ein Jahr, 4,2 TWh mehr
Elektrizitat.

Insgesamt kénnen somit im gesamten kontinentaleuropédischen Bereich Gber 10 Mio. t
CO,-Emissionen eingespart werden, was fir die Zielerreichung der ,zweiten Verpflich-
tungsperiode” des Kyoto-Protokolls (2013-2020) sehr von Nutzen wére.

Auslastung des Ubertragungsnetzes

Die Optimierung ergibt folgende Kapazitaten fir die Ubertragungsleitungen:

von / nach IT ESPT SEE CE
IT 18(17) 35(21) 42(25)
ESPT 47(48) 0 51(55)
SEE 33(31) 0 41(31)
CE 40(41) 41(43) 30(34)

MENA 17 16 17 0

Tabelle 4.13.: Ubertragungskapazitaten 2030 bzgl. fiktiver Kupferplatte [in GW]

Bei den eingeklammerten Werten handelt es sich um die Ergebnisse aus dem ersten
Szenario 2030 Variante 2. Aufféllig ist, dass sich die Werte nicht wesentlich verandert
haben. Starkere Veranderungen kénnten auftreten, wenn man die Kapazitéten der in-
stallierten Sonnenenergie in Nordafrika erhéhen wirde. Jedoch macht sich eine leichte
Tendenz bemerkbar: Durch die solaren Importe von Nordafrika in die Regionen IT, ES-
PT und CE erhdhen sich die Kapazitaten der Ubertragungsleitungen ausgehend von
diesen Regionen. Umgekehrt verringern sich Kapazitaten von Zentraleuropa nach IT,
ESPT und SEE.

Die Auslastungen der Ubertragungsleitungen sind aufgrund der technischen Eigen-
schaften von Photovoltaikanlagen abhangig von der Sonneneinstrahlung (siehe Abbil-
dung 4.42). Die Investition in CSP-Anlagen kénnte bessere Auslastungen aufweisen
und durchgehend Leistung nach Europa liefern.

Die Abbildungen der simulierten Monate Juni, September und Dezember befinden sich
im Anhang Abbildung A.14-A.16.

Stundliche Grenzkosten je Knoten

Da die Ergebnisse der stiindlichen marginalen Kosten den Ergebnissen der Simulati-
on 2030 Variante 2 - ohne Leitungsausbau gleichen, wird an dieser Stelle auf Abbildung
4.39 verwiesen.
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Auslastung des Ubertragungsnetzes 2030-03
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Abbildung 4.42.: stiindliche Auslastung absolut und Dauerlinie des Ubertragungsnet-
zes fur Variante 2 - mit Leitung von Nordafrika nach Europa -
Marz 2030

Engpassrendite - CR

Die Werte der nachfolgenden Tabelle 4.14 kénnen &hnlich interpretiert werden wie im
ersten Szenario 2030 Variante 2.

Von-Nach | Mérz 2030 | Juni 2030 | September 2030 | Dezember 2030

IT-ESPT 0.2 1.1 1.2 -0.3
IT-SEE 0.5 0.2 0.1 4.9
IT-CE 3.6 8.1 6.5 3.9
ESPT-IT —17.4 —-17.2 -11.3 —41.6
ESPT-CE 55 1.7 0.5 17.8
SEE-IT —11.7 —51.8 —38.3 —10.6
SEE-CE 0.2 0.0 0.0 4.9
CE-IT —41.3 —104.5 —65.6 —59.6
CE-ESPT —15 —-2.0 -0.3 -9.3
CE-SEE 0.0 0.1 0.1 —4.3
MENA-IT 175.9 85.0 110.4 139.1
MENA-ESPT 30.4 62.6 46.6 10.0
MENA-SEE 13.3 10.0 7.8 4.8

Tabelle 4.14.: Engpassrendite fur Variante 2 - mit Leitung von Nordafrika nach Europa
- fir die Monate Marz, Juni, September und Dezember 2030 [in Mio. €]
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5. Gegenuberstellung und Synthese der
Ergebnisse 2030

In diesem Kapitel werden nachfolgende Bezeichnungen fiir die einzelnen Szenarien
verwendet.

1 : Variante 1 ohne Leitungsausbau
A1 : Variante 1 mit Leitungsausbau in Europa
B1 : Variante 1 mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (PV)
C1 : Variante 1 mit Leitungsausbau in Europa und nach Nordafrika (CSP)
2 : Variante 2 ohne Leitung von Nordafrika nach Europa

A2 : Variante 2 mit Leitung von Nordafrika nach Europa

Nachfolgend werden nur aggregierte Werte fur ein gesamtes Jahr betrachtet. Die mo-
natlichen Ergebnisse werden mit der Anzahl der Tage gewichtet und fiir die Jahreswerte
ergibt sich dann folgende Berechnung:

92 92 91 90

Xyahr = 31 * TMarz + 30 * TJuni T 30 * TSeptember T 31 * Dezember (5.1)

Als erstes werden die aggregierten Veranderungen der Energieerzeugung und der
CO,-Emissionen genauer betrachtet. Im Detail wird analysiert, mit welchem Szenario
die Treibhausgase am meisten reduziert werden kénnten, um die zuklnftige Energie-
gewinnung in Europa noch nachhaltiger gestalten zu kénnen.

Im nachsten Schritt werden die durchschnittlichen kurzfristen Grenzkosten im Hinblick
auf Preissteigerungen bzw. -verminderungen analysiert. Es wird der Frage nachgegan-
gen, welche MaBBnahmen sich fur die Endkonsumenten positiv auswirken kénnten?

Zuletzt werden noch die jahrlich erzielbaren Engpassrenditen der einzelnen Ubertra-
gungsnetzanbieter fir die Szenarien von Variante 1 interpretiert. Hierbei kann die Frage
geklart werden: Welche Entwicklungen waren fir die jeweiligen Ubertragungsnetzbe-
treiber wiinschenswert?
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Aggregierte Veranderungen der Erzeugung und Emissionen

Als Basisszenario wird in Abbildung 5.1 Variante 1 - ohne Leitungsausbau gewanhlt (fir
alle Szenarien der beiden Varianten).

Aus der Abbildung wird sofort ersichtlich, dass die héchsten CO»-Reduktionen mit den
Annahmen von Szenario C1 (CSP-Anlagen in Nordafrika) mdglich wéaren. In ltalien
kdénnten die Treibhausgase um bis zu 11 % verringert werden, aber auch in den rest-
lichen Regionen ESPT, SEE und CE kdnnten sie um 2 %, 0,6 % und 4,9 % gesenkt
werden.
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Abbildung 5.1.: Aggregierte Veranderungen der Erzeugung [in TWh] und Emissionen
[in %] (Basis: Simulation 2030 Variante 1 - ohne Leitungsausbau)

ltalien wilrde in jedem der simulierten Szenarien profitieren. Aufgrund ihrer zentralen
geografischen Positionierung im Mittelmeerraum wirde ein GroBteil der zur Verfigung
stehenden Importe in das italienische Netz flieBen. Somit kdnnen die italienischen Gas-
und Steinkohlekraftwerke ihre Leistung senken und diese Tatsache wiederum impliziert
eine emissionsarmere Energieerzeugung.

Im Gegensatz dazu fallt bei der Betrachtung der Regionen ESPT und SEE auf, dass in
diesen Bereichen die Emissionen nur im Szenario C1 gesenkt werden kénnten. In allen
anderen Simulationen wrden sich, vor allem in Stdosteuropa durch Braunkohlekraft-
werke, wesentlich héhere CO.-AusstoRe ergeben.

Aus der Sicht von Zentraleuropa ware auch Szenario C1 von Vorteil.
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Gewichtete Jahresmittelwerte der kurzfristigen
marginalen Kosten

Im Jahr 2012 ist in Italien das Preisniveau am hochsten, auch im Analysejahr 2030 wir-
de dieser Sachverhalt zutreffen, wenn das europaische Ubertragungsnetz nicht ausge-
baut wird.

Sollten alle Ausbauprojekte des TYNDP 2012 bis 2030 umgesetzt werden kénnen (sie-
he Spalte A1 in Tabelle 5.1), wirden sich die durchschnittlichen JahresgroBhandels-
preise in Italien um 2,79 €/MWh reduzieren. Jedoch mussten die restlichen Regionen
Preiserhéhungen zwischen 0,38 €/MWh und 4,12 €/MWh in Kauf nehmen.

Variante 1 Variante 2
in €/MWh 1 A B1 c1 | 2 A2
IT 76.99 74.20 73.35 58.08 58.33 55.94
ESPT 48.08 51.78 50.59 28.44 66.52 65.67
SEE 60.47 64.59 64.09 59.21 67.36 66.50
CE 66.37 66.75 66.16 63.64 68.27 67.58

Tabelle 5.1.: Gewichtete Mittelwerte der kurzfristigen marginalen Kosten fiir die Simu-
lationen der Varianten 1 und 2

Wenn das europdische Ubertragungsnetz bis 2030 ausgebaut wird und zusétzlich in
Nordafrika Photovoltaikanlagen installiert werden (siehe Spalte B1 in Tabelle 5.1), wir-
de sich nicht nur in Italien das Preisniveau senken, sondern auch in Zentraleuropa.

Die massivsten Anderungen ergeben sich aber fiir Szenario C1 (Installation von CSP-
Anlagen anstatt PV in Nordafrika). Es kénnten Differenzen zwischen 2 % und 40 %
erreicht werden. Diese Preisniveauverschiebungen resultieren aus der durchgehend
moglichen Energieeinspeisung der CSP-Anlagen aus Nordafrika in das europaische
Stromversorgungsnetz. Da aufgrund der Warmespeicherung auch in den Nachtstun-
den, wo meist die thermischen Kraftwerke die Produktion tGbernehmen, der billigere
Strom aus der Solarenergie nach Europa importiert werden kann.

In Variante 2 sind - wie erwartet - die Abstande zwischen den Preisniveaus der Regio-
nen am geringsten. Besonders ltalien kénnte mit diesen Annahmen (,fiktive Kupferplat-
te”) ihre Strompreise wesentlich verringern. Wie in Variante 1 wirde der Ausbau von
Photovoltaikanlagen in Nordafrika sich auch auf die Strompreise in Variante 2 auswir-
ken.
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Aggregierte Engpassrenditen

In diesem Abschnitt werden nur die aggregierten Engpassrenditen miteinander vergli-
chen, die sich fir die Szenarien von Variante 1 ergeben. Weil das volkswirtschaftliche
Optimum in Variante 2 gesucht wird, konvergieren die Engpassrenditen gegen Null.

Als Ausgangsszenario wird Variante 1 - ohne Leitungsausbau gewéhlt. Um einen
schnellen Uberblick liber die Entwicklungen der Engpassrenditen beziiglich einzelner
Szenarien zu erhalten, werden in Tabelle 5.2 die Faktoren der Anstiege beziehungswei-
se der Rlckgange eingetragen.

Variante 1

Steigerungsfaktor 1 A1 B1 C1

IT-SEE 1 3.41 10.99 32.74
IT-CE 1 0.76 2.88 25.84
ESPT-CE 1 5.00 4,98 11.35
SEE-IT 1 1.16 1.09 —0.66
SEE-CE 1 —0.34 —0.37 0.19
CE-IT 1 0.08 0.01 -1.33
CE-ESPT 1 1.19 0.37 —1.64
CE-SEE 1 —0.04 0.13 -0.97
MENA-IT 1 1.74
MENA-ESPT 1 2.57
MENA-SEE 1 7.64

Tabelle 5.2.: Anstiegsfaktoren der aggregierten Engpassrenditen flr die Szenarien der
Variante 1 (Basis: Variante 1 - ohne Leitungsausbau bzw. Szenario B1 fir
die Leitungen von MENA zu den verschiedenen Regionen)

Betrachtet man nun Spalte A1, wird deutlich, dass fir alle Netzbetreiber, auBBer fiir die
der Leitung SEE-CE und CE-SEE, die Engpassrenditen aufgrund des Ubertragungs-
netzausbaus in Europa gesteigert werden kénnen. Den héchsten Gewinnanstieg kann
der Betreiber der Ubertragungsleitung ESPT-CE erwirtschaften. Durch den Ausbau des
Netzes kann er zusatzlich die 5-fache Engpassrendite des Ausgangsszenarios erwirt-
schaften.

Die héchsten Steigerungsraten ergeben sich fur Szenario C1. Von den innereuropai-
schen Ubertragungsnetzbetreibern verlieren zwar manche einen Teil ihrer Gewinne.
Dafur erwirtschaften die Betreiber der Leitungen, ausgehend von Nordafrika nach Eu-
ropa und die Leitungsbetreiber von IT-SEE, IT-CE und ESPT-CE umso mehr.
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6. Schlussfolgerung

Von den in dieser Arbeit gezeigten Modellen sind fur die energiewirtschaftliche Pra-
xis nur die Szenarien von Variante 1 relevant, bei der die begrenzten Ubertragungs-
netzkapazitaten zwischen den jeweiligen Marktregionen als obere Schranke fungie-
ren und somit eine vollstdndige Konvergenz der jeweiligen Marktpreise im Stromgrof3-
handel verhindern. Die Annahmen in Variante 2 (Ubertragungsnetz ist ,fikive Kupfer-
platte” ohne jegliche Engpéasse) sind zwar theoretischer Natur, jedoch auch deswegen
interessant, um eine GréBenordnung der Ubertragungsnetzkapazitaten fiir eine voll-
stéandige Konvergenz der Marktpreise im Mittelmeerraum zu erzielen. Im Falle fiktiver
Kupferplatten wiirden die Ubertragungsnetzbetreiber beim derzeitigen Marktmodell kei-
ne beziehungsweise nur sehr geringe Gewinne erwirtschaften kénnen und die Inves-
titionskosten der Ubertragungsleitungen kénnten sich somit nicht amortisieren. Daher
kann Variante 2, das volkswirtschaftliche Optimum, nur als theoretischer Ansatz gese-
hen werden.

Betrachtet man den derzeitigen Ausbaustatus des européischen Ubertragungsnetzes,
fallt auf, dass bereits jetzt einige Ausbauprojekte des ENTSO-E Verzdgerungen auf-
weisen (siehe TYNDP 2012). Trotzdem ist der mittel- bis langfristige Ubertragungs-
netzausbau innerhalb Europas, also das zweite Szenario des Analysejahres 2030 von
Variante 1, das wahrscheinlichste Szenario. Zusatzlich haben die Ergebnisse der Mo-
dellierung gezeigt, dass der Ausbau von solarer Stromerzeugung im Mittleren Osten
und Nordafrika und deren Import Uber Seekabel nach Europa signifikant zu einer noch
nachhaltigeren Stromerzeugung in Europa beitragen kénnen. Diese solaren Strom-
importe kdnnten ebenfalls einen groBen Beitrag zur Zielerreichung des Kyoto-Protokolls
leisten. Doch aufgrund der derzeitigen instabilen politischen Lage in Nordafrika ist noch
unklar, ob bzw. wann mit der Umsetzung dieser Projekte begonnen wird. Im Detail sind
jedoch noch viele Fragen zum operativen Betrieb offen, zum Beispiel wie die Solaran-
lagen zur Stromerzeugung am besten vor Sandstiirmen geschitzt werden kénnen oder
wie die Solarpaneele gesdubert werden, um auch die Effizienz der Anlagen so hoch wie
moglich zu halten.

Der vermehrte Einsatz von erneuerbaren Energietechnologien zur Stromerzeugung
(z.B. Wasserkraft-, Wind-, PV- und CSP-Anlagen) verursacht bedingt durch den so-
genannten ,Merit-Order-Effekt” ein Absinken der Strommarktpreise im Grof3handel. Die
Betriebszeiten konventioneller, fossiler Mittel- und Spitzenlastkraftwerke verringern sich
und deren Rentabilitat sinkt. Etliche dieser Anlagen lassen sich dadurch nicht mehr wirt-
schaftlich betreiben. Gleichzeitig wird ihre Leistung aber immer dann bendtigt, wenn
eine hohe Stromnachfrage und eine geringe Einspeisung von Solar- und Windstrom
zusammentreffen. Um dem entgegen zu wirken, wird derzeit Gber die Einfilhrung von
Kapazitatsmechanismen bzw. Kapazitdtsmarkten diskutiert. Als Kapazitatsmarkt wird
eine Form des Energiemarktes bezeichnet, die Anreize fir Kraftwerksbetreiber schaf-
fen, Reserveleistung vorzuhalten. Kraftwerke sollen nicht mehr nur fur die abgegebene
Leistung im operativen Betrieb Umsatze erwirtschaften kénnen, sondern auch fir ihre
Betriebsbereitschaft.
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Um schlieBlich auch die Wirtschaftlichkeit eines Ubertragungsleitungsausbaus beur-
teilen zu kdnnen, muss ausgehend von den in dieser Arbeit ermittelten jahrlichen Er-
gebnissen der Engpassrenditen des Ubertragungsnetzbetreibers noch ein Bezug zu
den Investitionskosten hergestellt werden und dies dann mit Hilfe der Barwertmetho-
de (NPV Net Present Value) Uber die Abschreibdauer der Investition in Relation ge-
bracht werden. Bei dieser Form der dynamischen Wirtschaftlichkeitsanalyse werden
die Einnahmen und Kosten in Abhangigkeit von dem Bezugszeitpunkt unterschiedlich
bewertet. Somit kann schlieBlich im Sinne einer Kosten-Nutzen Analyse herausgefiltert
werden, ob ein méglicher Ubertragungsnetzausbau wirtschaftlich ist oder nicht.
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