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Zusammenfassung [DE]

Die vorliegende Studie untersucht den zukunftigen Energiespeicherbedarf der Schweiz fir die Jahre
2035 und 2050 unter Bertcksichtigung der Strom- und Warmeversorgung. Die Speicherbedarfe wur-
den fur Energiebilanz-, Netz- und Systemstabilitatszwecke mittels techno-6konomischer Modelle ana-
lysiert. Soziale und politische Aspekte sind hingegen nicht bertcksichtigt.

Fir die Untersuchung des Speicherbedarfs fiir Energiebilanzwecke wurden in einem stiindlich aufge-
I6sten Energiesystemmodell verschiedene Szenarien modelliert. Das Basisszenario basiert auf dem
ZERO-Basis-Szenario der Energieperspektiven 2050+ angepasst um Erhéhungen der Stromnach-
frage der Elektromobilitat und der installierten Kapazitat der Photovoltaik. In zwei Sensitivitaten wur-
den zudem verringerte Stromhandelsmaglichkeiten (Sensitivitat 1) und dartber hinaus eine um 10%
verringerte Gasverfiigbarkeit (Sensitivitat 2) analysiert.

Als ein zentrales Ergebnis wurde identifiziert, dass ein signifikanter Zubau von Grossbatterien und
Warmespeichern in Warmenetzen im Modell wirtschaftlich ist. Gas- und Wasserstoffspeicher hinge-
gen sind fur die Schweiz in den untersuchten Szenarien nicht effizient. Eine Lagerhaltung von Flus-
sigbrennstoffen kdnnte im Zusammenhang mit Zweistoff-Kraftwerken fur aussergewdhnliche Versor-
gungskrisen auch in Zukunft relevant sein.

Grossbatterien sind erheblich glnstiger geworden und stellen bereits im Basisszenario eine 6ékono-
misch sinnvolle Investition dar. Im Jahr 2035 wirde das Modell bereits in eine Leistung von 4.3 GW
Grossbatteriekapazitat investieren. Ihre hohe Leistung macht sie ideal flr den innertaglichen Aus-
gleich, insbesondere zur Glattung der PV-Einspeisung.

Batterie-Heimspeicher sind aus Systemperspektive nicht wirtschaftlich, denn sie sind teurer als alter-
native Lésungsoptionen. Der derzeitige Zubau stitzt sich vor allem auf den individuellen Anreiz far
PV-Eigenverbrauch zur Vermeidung von Netzentgelten und Umlagen, der dazu fihrt, dass diese fiir
verbleibende Stromverbraucher ansteigen.

Die Methan- oder Wasserstoffspeicherung in Kavernen, wie sie international oft als Lésung flr saiso-
nale Speicherprobleme diskutiert wird, ist fir das Schweizer Stromsystem nicht relevant. Die Spit-
zenlastabdeckung erfolgt in der Schweiz bereits durch die bestehende Wasserkraft. Die zentrale Her-
ausforderung liegt vielmehr in der saisonalen Energiebilanz, die sich auf Basis der Modellergebnisse
kostengunstiger durch andere Ldsungsoptionen adressieren lasst. Zu diesen Optionen zahlen ein
verstarkter Zubau von Freiflachen-PV, trotz des Sommer-lastigen Erzeugungsprofils, und Windener-
gie oder saisonale thermische Speicher.

Im Modell werden zwei reprasentative Warmespeichertechnologien berlcksichtigt: Tankspeicher
(TTES) als Vertreter kompakter, hochtemperaturfahiger Speicher und Erdbeckenwarmespeicher
(PTES) als kostengunstigste Option fur grossvolumige Warmespeicherung. Da die technische Um-
setzbarkeit beider Technologien als realistisch eingeschatzt wird, konzentriert sich das Modell aus-
schliesslich auf deren potenziellen Nutzen. Die konkrete Flachenverfugbarkeit wurde im Rahmen der
Studie hingegen nicht untersucht, sodass hinsichtlich der Realisierbarkeit von Erdbeckenspeichern
gewisse Unsicherheiten bestehen.

Thermische Speicher spielen in den Modellresultaten eine fiir den Bereich der Fernwarme relevante,
aber fur die saisonale und tagliche Energiebilanz der Schweiz untergeordnete Rolle. Erdbeckenwar-
mespeicher (PTES) zeichnen sich durch niedrige spezifische Kosten je Speicherkapazitat aus. Sie
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sind somit gut geeignet, um den Energiebedarf von Fernwarmenetzen ber grossere Zeitraume, z. B.
in die Sommermonate zu verschieben und damit Uberschissige Solarenergie und Abwarme nutzbar
zu machen. Das errechnete wirtschaftliche Optimum Uber beide Jahre im Basisszenario sind ca.
350 GWhi, Erdbeckenspeicher (ca. 10 — 15 % des Warmebedarfs thermischer Netze mit Speicherzu-
gang) bei 600-900 MW, Lade- und Entladeleistung, was einem um ca. 90 GWhg verringerten Winter-
strombedarf entspricht. Das entspricht etwa der Halfte des Stromverbrauchs eines Wintertags, der bei
etwa 150-200 GWhg liegt. Dabei sollte darauf hingewiesen werden, dass auch héhere Ausbauzahlen
denkbar sind, wenn der Fernwarme-Anteil gegenuber den eher defensiven Annahmen der EP2050+
insgesamt hoher ausfallt, weitere Gebaudetypen flir Warmenetze erschlossen werden kénnen, oder
die Kosten flir die Speicher weiter sinken.

Tankwarmespeicher (TTES) sind aufgrund ihrer Kostenstruktur besser geeignet fir kleinere Speicher-
kapazitaten mit hdheren Lade- und Entladeleistungen und spielen insbesondere fir die Deckung von
Mitteltemperaturbedarfen der Industrie eine Rolle. Im Modell werden davon ca. 6 GWhy Speicherka-
pazitat bei 500-600 MW, Uber beide Zieljahre zugebaut. So entsteht ein optimaler Speichermix fir
tagliche, wochentliche und saisonale Schwankungen im Warmesystem. Regenerierung von Erdson-
den wurde im Rahmen dieser Studie nicht explizit betrachtet, kdnnte aber zuklnftig auch eine rele-
vante Maoglichkeit der Warmespeicherung darstellen.

In Gebauden ist vor allem die thermische Tragheit der Gebaude selbst als ,unsichtbarer Speicher*
relevant: Im Modell wird ein Wohlfihltemperaturbereich zwischen 21.5°C und 22.5°C angenommen,
in dem die Raumtemperatur vom Modell flexibel gehalten werden darf und somit die Warmeanforde-
rungen zeitlich verschoben werden kénnen. Essenziell dafir ist aber, dass diese Kapazitaten in Zu-
kunft genutzt werden kdnnen, was aktuell aufgrund fehlender Schnittstellen und Anreize nur selten
der Fall ist.

Auch Speicherbedarfe flr netzorientierte Einsatzzwecke werden im Rahmen der vorliegenden Studie
betrachtet. Dies bedeutet, dass untersucht wird, ob langfristig erforderliche Netzausbaubedarfe in den
Stromverteilungsnetzen durch einen netzorientiert optimierten Speichereinsatz (und eine damit ver-
bundene Reduktion von auslegungsrelevanten Hochstlasten und Einspeisungen) reduziert werden
kénnen, um Bedarfe fur die Nutzung von vorhandenen Flexibilitdten im Netz (hier mit Fokus auf Spei-
chern) zu analysieren. Als methodischer Ansatz wird dazu eine Modellnetzanalyse verwendet. In
Kombination mit einem Optimierungsmodell fiir den Speichereinsatz ermdglicht diese die Ableitung
von Anderungen der Netzausbaubedarfe bei unterschiedlichen Nutzungsanteilen von Speichern zu
diesem Einsatzzweck. Bei der Interpretation der Ergebnisse ist zu beachten, dass in den durchge-
fuhrten Analysen ausschliesslich mégliche Einsparungen bei Netzausbaubedarfen und den damit ver-
knUpften Netzkosten berlcksichtigt werden. Es wird also im Sinne einer oberen Abschatzung von
marktlichen oder volkswirtschaftlichen Effekten abstrahiert.

Die Analysen zeigen, dass der netzdienliche Einsatz von im jeweiligen Betrachtungsjahr ohnehin be-
stehenden Speichern in Gebauden — vor allem Elektroautos und Heimspeicher — den Netzausbaube-
darf und die Netzkosten nennenswert reduzieren kann: Bis 2050 lassen sich die jahrlichen Netzkosten
gesamtschweizerisch um bis zu 11 % reduzieren (in den Typnetzen zwischen 8 % in landlichen und
13 % in stadtischen Netzen). Die spezifischen Einsparungen pro kWh nehmen jedoch mit steigendem
Nutzungsanteil ab. Am hochsten sind die spezifischen Kosteneinsparungen bei netzdienlichem Ein-
satz ohnehin bestehender Heimspeicher, wahrend Warmepumpen nur geringe Effekte erzielen. Zu-
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dem kénnen bei héheren Nutzungsanteilen die mit ausschliesslicher Nutzung von Heimspeichern er-
zielbaren Kosteneinsparungen auch durch eine kombinierte Nutzung von Heimspeichern und Elekt-
rofahrzeugen erreicht werden. Eine Errichtung neuer Heimspeicher flir netzorientierte Zwecke er-
scheint hingegen nicht 6konomisch effizient.

Die Analyse von Speicherbedarfen zur Systemstabilitat (Regelenergie, Blindleistung, Momentanre-
serve (Tragheit) sowie Schwarzstart- und Inselbetriebsfahigkeit) zeigt aus der Systemsicherheitsper-
spektive keinen signifikanten und explizit fir diesen Zweck zu tatigenden Bedarf an Energiespeichern.
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Résumé exécutif [FR]

La présente étude examine les besoins futurs de la Suisse en matiére de stockage d'énergie pour les
années 2035 et 2050, en tenant compte de I'approvisionnement en électricité et en chaleur. Les be-
soins en stockage ont été analysés a I'aide de modéles technico-économiques a des fins de bilan
énergétique, de stabilité du réseau et du systéme. Les aspects sociaux et politiques n’ont pas été
considérés.

Pour étudier les besoins en stockage a des fins de bilan énergétique, différents scénarios ont été
modélisés avec une résolution horaire dans un modéle de systéme énergétique. Le scénario de base
repose sur le scénario « Zéro émission nette » (ZERO) des Perspectives énergétiques 2050+, adapté
pour tenir compte de l'augmentation de la demande en électricité liée a la mobilité électrique, aux
pompes a chaleur, aux centres de calculs et de la capacité installée de production photovoltaique.
Deux scénarios de sensibilité complétent I'analyse : le premier simule une réduction des échanges
d’électricité, le second ajoute une baisse de 10 % de la disponibilité en gaz.

L’'un des principaux résultats du modéle est que I'ajout massif de batteries de grande capacité et de
stockage thermique dans les réseaux de chaleur est économiquement rentable. En revanche, les
stockages de gaz et d’hydrogéne ne s’avérent pas efficients pour la Suisse dans les scénarios étu-
diés. Le stockage de combustibles liquides pourrait toutefois rester pertinent a 'avenir dans le cas de
crises d’approvisionnement exceptionnelles, s’il est combiné a des installations bicombustibles.

La baisse notable du colt des batteries de grande capacité en fait déja un investissement économi-
quement judicieux dans le scénario de base. En 2035, le modéle recommande déja un investissement
dans les batteries de grande capacité d’une puissance installée de 4,3 GW. Cette puissance élevée
permet de lisser efficacement la production, notamment photovoltaique, sur une journée.

Les batteries domestiques ne sont pas rentables a I'échelle du systéme car elles coltent plus cher
que d’autres solutions alternatives. Leur développement actuel est surtout motivé par l'incitation indi-
viduelle a l'autoconsommation photovoltaique pour réduire les frais d’accés au réseau et les taxes.
Cette situation fait toutefois augmenter ces colts pour les autres consommateurs d’électricité.

Le stockage de méthane ou d'hydrogéne dans des cavernes, souvent présenté au niveau international
comme une solution aux problémes de stockage saisonnier, n'est pas pertinent pour le systéme élec-
triqgue suisse. En effet, en Suisse, la couverture des pics de consommation est déja assurée par
I'énergie hydraulique existante. Le défi central réside plutét dans le bilan énergétique saisonnier, qui,
selon les résultats du modéle, peut étre résolu de maniére plus rentable par d'autres solutions. Parmi
ces options figurent une expansion accrue des installations photovoltaiques en plein air, malgré le
profil de production fortement concentré en été, ainsi que I'énergie éolienne ou le stockage thermique
saisonnier.

Le modéle prend en compte deux technologies de stockage de chaleur représentatives : les stock-
ages thermiques en cuve (TTES) comme représentants des systémes de stockage compacts et a
haute température, et les stockages thermique en fosse (PTES) comme option la plus économique
pour le stockage de chaleur a grand volume. La faisabilité technique des deux technologies étant
jugée réaliste, le modeéle se concentre uniquement sur leurs avantages potentiels. La disponibilité
concréte des surfaces n'a cependant pas été évaluée, ce qui génére certaines incertitudes quant a la
faisabilité des réservoirs souterrains.
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Les accumulateurs thermiques jouent un réle important dans les résultats du modéle pour les réseaux
de chaleur, mais un rdle secondaire dans le bilan énergétique, tant saisonnier que journalier, a
I'échelle nationale. Les stockages thermiques en fosse (PTES) présentent des colts spécifiques
faibles par capacité de stockage. lls sont donc bien adaptés pour décaler la demande des réseaux de
chaleur urbains vers des périodes plus creuses, par exemple pendant les mois d'été, et ainsi valoriser
'excédent d’énergie solaire et la chaleur fatale. L'optimum économique calculé sur les deux années
dans le scénario de base est d'environ 350 GWhy, de stockage en fosse (ca. 10-15 % de la demande
de chaleur des réseaux thermique avec acces aux accumulateur thermique) avec une puissance de
charge et de décharge de 600 a 900 MWy4,. Cela permet de réduire la demande hivernale en électricité
d'environ 90 GWhg - soit la consommation typique d’'une demi-journée d’hiver, estimée entre 150 a
200 GWhe. La quantité d'énergie mentionnée correspond donc a peu prés a la consommation élec-
trique d'une demi-journée. Il convient de noter que des chiffres plus élevés sont également envisa-
geables si la part du chauffage urbain est globalement plus élevée que les hypothéses plutét défen-
sives de 'EP2050+, si d'autres types de batiments peuvent étre raccordés aux réseaux de chaleur ou
si les colts de stockage continuent de baisser.

En raison de leur structure de colts, les stockages thermiques en cuve (TTES) sont mieux adaptés
aux petites capacités de stockage avec des puissances de charge et de décharge plus élevées, et
jouent un role particulier dans la couverture des besoins a température moyenne de l'industrie. Dans
le modeéle, environ 6 GWhy, de capacité de stockage a 500-600 MW4, sont ajoutés au cours des deux
années cibles. Il en résulte un mix de stockage optimal pour les fluctuations quotidiennes, hebdoma-
daires et saisonnieres du systeme de chauffage. La régénération des sondes géothermiques n'a pas
été explicitement prise en compte dans cette analyse, mais pourrait également constituer une option
pertinente pour le stockage de chaleur a I'avenir.

Dans les batiments, c’est essentiellement leur inertie thermique qui joue un rble en tant que « stockage
invisible » : le modéle suppose une plage de température de confort comprise entre 21,5 °C et 22,5
°C, dans laquelle la température ambiante peut étre maintenue de maniére flexible, afin de lisser la
demande de chaleur dans le temps. |l est toutefois essentiel que ces capacités puissent étre utilisées
a l'avenir, ce qui reste rare aujourd’hui en raison du manque d’interfaces techniques et d’incitations.

Les besoins en stockage a des fins d'utilisation orientée réseau sont également pris en compte dans
le cadre de la présente étude. L’objectif est d’évaluer dans quelle mesure le développement a long
terme des réseaux de distribution d’électricité peut étre limité grace a l'utilisation de systémes de
stockage optimisés selon une logique orientée réseau, notamment en réduisant les pics de charge et
d’injection pris en compte pour le dimensionnement. Ceci permet d’analyser dans quelle mesure les
flexibilités existantes dans le réseau (ici avec un accent particulier sur les stockages) peuvent étre
mobilisées. Une analyse de réseau modélisé est utilisée comme approche méthodologique. Combi-
née a un modele d'optimisation de I'utilisation du stockage, elle permet d’estimer I'évolution des be-
soins en extension du réseau en fonction des degrés d'utilisation du stockage dans ce contexte. Lors
de l'interprétation des résultats, il convient de noter que les analyses réalisées prennent uniquement
en compte les économies potentielles en termes de besoins d'extension du réseau et les colts asso-
ciés. Il s'agit donc d'une estimation approximative des effets sur le marché ou I'économie.

Les analyses montrent que I'utilisation des dispositifs de stockage déja existants dans les batiments
au cours de lI'année considérée — notamment les voitures électriques et les dispositifs de stockage
domestiques — peut réduire considérablement les besoins d'extension du réseau et les colts associés
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: d'ici 2050, les colts annuels du réseau pourraient étre réduits jusqu'a 11 % dans toute la Suisse
(entre 8 % dans les réseaux ruraux et 13 % dans les réseaux urbains). Cependant, les économies
par kWh réalisées diminuent lorsque la part d’utilisation de ces systémes augmente, en raison d’effets
de saturation. Les économies spécifiques les plus importantes sont réalisées grace a l'utilisation des
systémes de stockage domestiques existants mobilisés pour soutenir le réseau, tandis que les
pompes a chaleur n'ont qu'un effet limité. En outre, lorsque le taux d'utilisation est élevé, les écono-
mies réalisables grace a I'utilisation exclusive des systémes de stockage domestiques peuvent éga-
lement étre obtenues en combinant I'utilisation de ces derniers et celle des véhicules électriques. En
revanche, la construction de nouveaux systémes de stockage domestiques visant a soutenir le réseau
ne semble pas économiquement rentable.

L’analyse des besoins en stockage pour la stabilité du systéme — incluant I'énergie de réglage, la
puissance réactive, la réserve instantanée (inertie), ainsi que la capacité de démarrage autonome et
de fonctionnement en ilot — ne révéle aucun besoin significatif ni explicite en stockage d’énergie
spécifiquement dédié a ces fonctions, du point de vue de la sOreté du systéme.
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1 Ausgangslage und Zielsetzung

Mit Fortschreiten der Dekarbonisierung verandert sich die Zusammensetzung des Schweizer und eu-
ropaischen Energiesystems und die relative Bedeutung unterschiedlicher erzeugungs- und lastseiti-
ger Technologien. Mit dem Ausbau der variablen Erzeugungstechnologien Photovoltaik und Windkraft
steigt der Bedarf an Flexibilitdt des Energiesystems, um jederzeit das Gleichgewicht von Angebot-
und Nachfrage im Stromsystem sicherzustellen. Gleichzeitig belastet die Elektrifizierung der Warme-
bereitstellung und des Mobilitatssektors das Stromnetz zunehmend. Andererseits bietet die Elektrifi-
zierung dieser Bereiche durch optimiertes Laden im Bereich der E-Mobilitat einerseits und thermische
Tragheit von Gebauden andererseits auch das Potenzial fur eine Flexibilisierung der Nachfrageseite.

Um Systemstabilitat, Versorgungssicherheit und Kosteneffizienz in einem dekarbonisierten Energie-
system sicherzustellen, ist Flexibilitdt auf verschiedenen Zeitskalen notwendig, von Sekundenbruch-
teilen bis zur jahrlichen Zeitskala. Die bendétigte Flexibilitat kann dabei, je nach Anwendungszweck
und Zeithorizont, von unterschiedlichen Technologien, bspw. steuerbaren Erzeugungsanlagen oder
Speichern, durch Lastflexibilitat oder durch die Kopplung verschiedener Sektoren (Sektorkopplung)
bereitgestellt werden. Vor dem Hintergrund dieser Entwicklungen sowie technologischem Fortschritt
und Kostensenkungen bei Speichertechnologien stellt sich nun die Frage, welche Rolle Speicher zur
Deckung der Flexibilitdtsbedarfe auf den unterschiedlichen Zeitskalen und fir unterschiedliche An-
wendungszwecke spielen kdnnen.

Die relevanten Speichertechnologien sind dabei Technologien zur Speicherung von Strom (in Bezug
auf den Bestand ist das vor allem die Speicherwasserkraft, in Bezug auf mdglichen Ausbau sind je-
doch verschiedene Technologien denkbar, darunter Batterien und mogliche Power-to-X-Technologien
mit Rickverstromung), zur Speicherung von Warme und/oder Kalte (sowohl Uber die thermische Trag-
heit der Gebaude selbst, als auch tUber Warmespeicher in thermischen Netzen, bis hin zu Gas- und
Flussigbrennstoffspeicher, die eng verknlpft mit den Power-to-X-Technologien sind, jedoch auch un-
abhangig von diesen existieren kdnnen, wenn die Brennstoffe nicht synthetisch produziert sondern
importiert oder aus heimischem biogenen Ursprung produziert werden.

Da alle Komponenten des Energiesystems zusammenspielen und nicht isoliert zu betrachten sind,
modellieren wir in dieser Studie den Bedarf an Energiespeichern zunachst in einem Energiesystem-
modell, das die wichtigsten Teilbereiche Strom und Warme integriert abbildet. Zusatzlich werden Ana-
lysen des Speicherbedarfs fur Netz- und Systemstabilitdtszwecke im Strombereich separat dazu
durchgefiihrt. Das Energiesystemmodell bildet nicht nur die Einsatzentscheidungen, sondern mit Blick
auf Speicher und deren Alternativen auch Investitionsentscheidungen ab. Damit wird ermdglicht, far
die Zieljahre 2035 und 2050 in sich konsistente Energiesysteme auf Basis wichtiger politischer Rah-
menbedingungen abzubilden und endogen den Bedarf an Energiespeichern fur unterschiedliche Sze-
narien fir die Zielstellung der stiindlichen Energiebilanz zu modellieren. Zu betonen ist, dass diese
Studie eine rein techno-6konomische Analyse durchfiihrt, und soziale Akzeptanzfragen, politische
Umsetzbarkeit oder Férderregime aussenvor Iasst.

Grundlage der Analysen ist das ZERO-Basis-Szenario der Energieperspektiven 2050+ (BFE, 2021),
jedoch angepasst auf aktualisierte Daten zum PV-Ausbau und zur Nachfrage aus E-Mobilitat (siehe
Abschnitt 2.3). Fir die Energiesystemmodellierung wurden die Warmebedarfe der Wohn-, Handels-
und Industriegebdude mit validierten Modellen basierend auf der Entwicklung gemass der CH2018
Klimamodelle berechnet und die Entwicklung der Verbreitung der thermischen Netze ebenfalls nach
den Energieperspektiven 2050+ modelliert (siehe Abschnitt 2.4). Die Bedarfe der Industrie wurden
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basierend auf offentlich verfigbaren Daten approximiert. Die ambitionierte Entwicklung bei der De-
karbonisierung des Mobilitatssektors und der Warmebereitstellung sowie beim Ausbau von PV-Anla-
gen, Windkraftanlagen und Wasserkraftanlagen wird fir die Studie vorausgesetzt und als gegeben
angenommen.

Der Bericht ist wie folgt aufgebaut: In Kapitel 2 wird die Gesamtsystemmodellierung mit einem Fokus
auf elektrische und thermische Speicher fur die stundliche bis saisonale Energiebilanz im Gesamt-
system prasentiert. Die Diskussion der Nutzen von Speicherung zur moéglichen Reduktion von lang-
fristigen Netzausbaubedarfen sind in Kapitel 3 dargestellt. Kapitel 4 prasentiert anschliessend quali-
tative Erwagungen zum Speicherbedarf flir Zwecke der Systemstabilitat. Kapitel 5 diskutiert die ge-
wonnen Erkenntnisse, skizziert den Bedarf an Infrastrukturerweiterung und beschreibt mdgliche Fol-
gestudien.
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2 Speicherbedarf Energiesystem Strom und Warme

In diesem Kapitel analysieren wir den kostenoptimalen Ausbau von Energiespeichern zur Deckung
der Strom- und Warmenachfrage mittels des Energiesystemmodells «Future Energy Markets» (FEM),
welches genauer in Abschnitt 2.1 beschrieben wird.

Stiuindliche Auflésung. FEM berechnet die wirtschaftlich optimalen Investments in Speicher und Er-
zeugungsanlagen individuell fir die Zieljahre 2035 und 2050. Dabei optimiert es in stiindlicher Aufl6-
sung deren Betrieb und den Betrieb bereits bestehender Technologien im durch das Modell abgebil-
deten Strom- und Warmebereich.

Anwendungsfelder. Mit dem Modell kdnnen verschiedene Anwendungsfelder von Speichern adres-
siert werden. Dazu zahlen beispielsweise sowohl der innertagliche oder innerwochentliche Ausgleich
im Stromsystem (Solarspitzen-Speicherung, Wochenend- und Feiertagseffekte), als auch die saiso-
nale Speicherverwendung wie das Speichern von Uberschiissen im Sommer zur Verwendung im
Winter und die Resilienz gegen selten eintretende Import-Restriktionen.

Optimierung. Dem Modell wird keine Form des Betriebs entsprechend einer der Anwendungsfelder
vorgegeben, sondern die Betriebsfahrplane ergeben sich im Modell als Resultat der Investitions- und
Betriebskostenminimierung durch die technischen und finanziellen Parameter von Speichern, Erzeu-
gungstechnologien, Nachfrage und Aussenhandel. Die Optimierung trifft eigenstandig Abwagungen
zwischen Strom- und Warmespeicherung sowie -erzeugung, da beides simultan im Modell bertck-
sichtigt wird.

Dieses Kapitel. Im Folgenden wird zuerst das Energiesystemmodell vorgestellt (Abschnitt 2.1). An-
schliessend werden die Annahmen in den Abschnitten 2.2 bis 2.4 vorgestellt, zuerst zu Speichertech-
nologien, dann zum Stromsystem und schliesslich zum thermischen System. In Abschnitt 2.5 werden
die die betrachteten Szenarien dargestellt. Die Ergebnisse werden aufgegliedert nach den Zieljahren
2035 und 2050 in Abschnitt 2.6 prasentiert.

2.1 Energiesystemmodell

Das «Future Energy Market» (FEM) Modell ist ein techno-6konomisches Modell, das entwickelt
wurde, um Investitionsentscheidungen, Einsatzplanung und Handelsdynamiken flr das Schweizer
Strom- und Warmesystem zu simulieren. Abbildung 1 skizziert den Aufbau des Modells graphisch.
Als flexibel im Modell abgebildet sind neben der Strom- und Fernwarmeerzeugung auch ausgewahlte
Stromverbraucher, darunter die Elektromobilitat, der Stromverbrauch von Warmepumpen in Gebau-
den und die Elektrolyse.

Fernwarmesysteme fir Gebaude und die Industrie im Nieder- und Mitteltemperaturbereich, d. h. unter
200 °C, sind in aggregierter Form abgebildet, einschliesslich der Investitionen und Betrieb von War-
meerzeugungsanlagen (vgl. Abschnitt 2.4.9) und thermischen Speichern. Aus dem Warmesektor sind
die genannten Teilbereiche im Modell abgebildet, da dort Warmespeicherung grundsatzlich sinnvoll
sein kénnte (Fernwarme fur Gebaude und Industrie) oder die in Bezug auf ihre Flexibilitat eine Art
impliziten Speicher darstellen kébnnen (Gebaude mit Warmepumpen). Diese Teilbereiche des Warme-
sektors sind deshalb fiir Speicherung relevant, da sie Uber Warmepumpen mit dem Stromsystem
verbunden sind, und im Stromsystem das im Tages- und Jahresverlauf stark schwankende Stroman-
gebot Speicherung attraktiv macht. Bei den Teilen des Warmesektors, die allein mit Verbrennung
Warme erzeugen (u.a. Holz, Gas, Ol) ist Speicherung in normalen, nicht importbeschrankten Jahren
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nicht wirtschaftlich, da die Preise der Energietrager selbst nicht im Zeitverlauf schwanken, sodass
Warmespeicherung nicht sinnvoll ist. In einem Modell wie FEM entstehen dadurch fiur sie keine wirt-
schaftlichen Speicherbedarfe in normalen Jahren. Zudem kann in diesen Sektoren eine 10%-Reduk-
tion des Gasverbrauches, wie sie in einem der modellierten Szenarien, der Sensitivitadt S2, angenom-
men wird, auch innerhalb dieser Sektoren flr sich betrachtet erfolgen, beispielsweise durch Einspa-
rungen des Gasverbrauchs wahrend Energiekrise-Situationen oder durch Umstieg der Zweistoffanla-
gen der Industrie auf alternative Brennstoffe. Dadurch fuhrt auch die Sensitivitat mit eingeschrankten
Gasimporten nicht zu Speicherbedarfen in diesen Sektoren, sodass ein Ausschluss aus der endoge-
nen Modellierung zur Vereinfachung des Modells gerechtfertigt ist.

Verbrennungsheizkessel (ausser endogen im Modell investierte in der Fernwarmeerzeugung), Solar-
thermie sowie Hochtemperaturwarme sind somit nicht im Modell abgebildet. Da diese jedoch aus den
genannten Grunden ohnehin keinen Speicherbedarf fur die modellierten Szenarien hervorrufen, be-
eintrachtigt das die Resultate in Bezug auf den Speicherbedarf nicht.

Das Modell berlcksichtigt verschiedene Energiespeicheroptionen (siehe Abschnitt 2.2), darunter
elektrische Energiespeicher (z. B. Grossbatterien), thermische Speicher (reprasentiert durch Erdbe-
cken- oder Tankspeicher) und Brennstoffspeicher (Methan, Wasserstoff oder Heizél). FEM ist eine
Erweiterung des Swissmod-Modells (Schlecht and Weigt, 2014). Angesichts der Bedeutung des
Schweizer Stromhandels mit den Nachbarlandern berlcksichtigt das Modell ebenfalls die meisten
EU-Lander und den Handel zwischen den Landern und mit der Schweiz.
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Abbildung 1: FEM-Energiesystemmodell

Modellstruktur. Das Modell betrachtet immer nur ein Jahr, sowohl fur den Betrieb als auch fur In-
vestment. Fur das Investment wird eine annualisierte Betrachtungsweise (Annuitaten der Investment-
Kosten) verwendet. Der Betrieb wird mit einer stiindlichen Auflésung modelliert, mit Fokus auf das
Schweizer Strom- und Warmesystem. Dabei werden tagliche, wochentliche und saisonale Schwan-
kungen in Bezug auf den Wasserzufluss, Verfugbarkeitsfaktoren erneuerbarer Energien und elektri-
sche und thermische Lastprofile bertcksichtigt. Das Modell wird jeweils fir ein hydrologisches Jahr,
also von Oktober bis September gerechnet und startet mit nahezu vollen Speichern, die zum Ende
des Modelllaufs wieder geflllt sein mussen. In Krisenjahren (also den Jahren mit geringerer Eintritts-
wahrscheinlichkeit bei probabilistischen Szenarien, vgl. Abschnitt 2.5) ist dem Modell das Entleeren
von Brennstoffspeichern erlaubt. Eine Zusammenfassung der Modelleigenschaften ist in Tabelle 1
dargestellt.

Mogliche Szenarien. FEM ist in der Lage, optimale Ergebnisse hinsichtlich Investitionen in Energie-
erzeugungs- und Speicheranlagen sowie deren Betrieb zu simulieren — unter Berlicksichtigung unter-
schiedlicher politischer Zielsetzungen (wie z. B. Ausbauziele fir erneuerbare Energien) oder Handels-
beschrankungen (z. B. stlindliche oder jahrliche Grenzen flr Strom- und Brennstoffimporte). Auch
spezifische politische Vorgaben, wie etwa ein Nettoimportlimit von 5 TWh im Winter, kdnnen in die
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Modellierung einfliessen. Die in dieser Studie umgesetzten Szenarien werden in Abschnitt 2.5 ge-
nauer beschrieben.

Nur zusatzliches Investment. Das Modell folgt einem sogenannten Brownfield-Investment-Ansatz.
Das bedeutet, dass der Grossteil der bestehenden Erzeugungsanlagen, entsprechend dem Szenario
Energieperspektiven 2050+ (EP2050+), als gegeben betrachtet werden. Erganzend dazu wird im Mo-
dell zusétzlicher Investitionsbedarf fir Speichertechnologien sowie fir neue Erzeugungsanlagen ab-
gebildet. Damit bleibt das Szenario einerseits nah an den Ergebnissen der Energieperspektiven, kann
jedoch darUber hinaus den Speicherbedarf und Wechselwirkungen mit anderen Technologien in einer
solchen modellierten Welt analysieren. Fur den Fernwarmebereich wird abweichend davon ein Griine
Wiese-Ansatz verwendet, sodass von vornherein die Kostenabwagungen zwischen verschiedenen
Technologien abgebildet werden.

Abbildung von Wechselwirkungen. Das Modell zeichnet sich durch Funktionen aus, die eine reali-
tatsnahe Analyse von Energiesystemen ermoglichen. Dazu zahlt insbesondere die Fahigkeit, zeitliche
und sektorale Wechselwirkungen zwischen unterschiedlichen Technologien abzubilden, sowie ro-
buste Investitionsentscheidungen unter Unsicherheiten zu unterstitzen. Beispielsweise konkurrieren
im kurzfristigen Zeithorizont — von stuindlicher bis taglicher Betrachtung — Speichertechnologien wie
Batterien mit flexiblen Lasten wie Elektrofahrzeugen oder Warmepumpen. Das Modell liefert eine re-
alistische Einschatzung des kilinftigen Speicherinvestitionsbedarfs, da es die Bereitstellung von Flexi-
bilitdt sowohl durch Elektrofahrzeuge — beim Ladevorgang und durch Vehicle-to-Grid-Funktionalitat —
als auch durch Warmepumpen bericksichtigt.

Wechselwirkung Erzeugung vs. Speicher. Im langerfristigen Zeithorizont — etwa auf saisonaler
Ebene — kénnen Speicher- und Erzeugungsanlagen je nach Investitionskostenstruktur entweder in
einem komplementaren oder in einem konkurrierenden Verhaltnis zueinanderstehen. Eine komple-
mentare Beziehung ergibt sich beispielsweise dann, wenn saisonale Speichertechnologien wie ther-
mische Energiespeicher oder Wasserstoffspeicher von einem Energieliberschuss im Sommer profi-
tieren. In diesem Fall kann ein vergleichsweise niedriger Investitionsaufwand flr Erzeugungstechno-
logien — wie Photovoltaik — die Nutzung von Speichern beglnstigen. Sind jedoch die Investitionskos-
ten oder Verluste der Speicher zu hoch, kann es wirtschaftlich sinnvoller sein, verstarkt in zusatzliche
Erzeugungskapazitaten — etwa Photovoltaik — zu investieren, selbst wenn diese in der nachfragestar-
ken Wintersaison weniger effizient sind. Da das Modell eine gleichzeitige Investitionsplanung in Er-
zeugungskapazitaten und Speichertechnologien erlaubt, kann es entsprechende Substitutions- und
Komplementaritatsbeziehungen zwischen Investitionen auf der Erzeugungs- und der Speicherseite
realistisch abbilden.

Wechselwirkungen Strom und Warme. Da Strombedarf und Warmebedarf starke gegenseitige Ab-
hangigkeiten und zeitliche Uberlappungen haben, ist dies ebenfalls fiir die jeweiligen Speichertech-
nologien, also Strom- und Warmespeicher, der Fall. Daher ist es entscheidend, diese Bedarfe in ei-
nem einzigen Modell zu analysieren. Das Modell kann die Wechselwirkungen und Komplementarita-
ten zwischen elektrischen, thermischen und Brennstoffspeichern analysieren, da sowohl elektrische
als auch thermische Energiesysteme integriert sind.

PV-Abregelung. Die variablen erneuerbaren Energien Wind- und Solarenergie sind im Modell ohne
kurzfristige Grenzkosten modelliert (wohl aber, im Rahmen des zusatzlich investierten Teils, mit In-
vestitionskosten). Dabei wird angenommen, dass erneuerbare Stromerzeugung problemlos abgere-
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gelt werden kann, um Uberschiisse zu vermeiden (sogenanntes ékonomisches Curtailment). Tech-
nisch ist die Abregelung von Erneuerbaren kein Problem. Dass heute viele Anlagen, insbesondere
kleinere PV-Dachanlagen, auch bei negativen Strompreisen nicht abregeln ist eher ein organisato-
risch-6konomisches als ein technisches Problem. Da das Modell aufgrund der glinstigeren Kosten
ohnehin nur in grosse PV-Freiflachenanlagen investiert, ist die Abschaltbarkeit dort auch eine realis-
tische Annahme. Fur bestehende Kleinanlagen sollten entsprechende Anreize geschaffen werden.
Ein 6konomisch ableitbarer Speicherbedarf ergibt sich aus der Nichtabschaltbarkeit einiger Anlagen
nicht, denn es ware immer die gunstigere Losung, von vornherein auf abregelbare Erneuerbare zu
setzen, statt nicht abregelbare zu bauen und sie allein zur Abregelungsvermeidung durch Speicher
Zu erganzen.

Robustheit zur Krisenvorsorge. Das Modell kann aufgrund seiner stochastischen Zielfunktion, die
mehrere Szenarien gleichzeitig mit ihren angenommenen Eintrittswahrscheinlichkeiten bertcksichti-
gen kann, fUr eine robuste Energiesystemplanung eingesetzt werden. Dazu identifiziert es eine Kom-
bination aus Erzeugungs- und Speichertechnologien, die in normalen Jahren effizient ist, aber gleich-
zeitig gegenuber Schockereignissen widerstandsfahig bleibt. Dazu plant es ein robustes Energiesys-
tem, das beiden Situationen simultan gerecht wird. In Investitionsmodellen spielt das Verhaltnis von
Investitionskosten (CAPEX) zu Betriebskosten (OPEX) eine zentrale Rolle bei der Auswahl von Er-
zeugungsanlagen. Anlagen mit hohen Investitionskosten und niedrigen Betriebskosten sind dann vor-
teilhaft, wenn sie Gber ausreichend viele Betriebsstunden verfliigen, um ihre Investitionen zu amorti-
sieren. Umgekehrt eignen sich Technologien mit niedrigen Investitions- und hohen Betriebskosten —
wie beispielsweise gas- oder 6lbasierte Spitzenlastkraftwerke — besser flr den sporadischen Einsatz,
da ihre relativ geringe Anfangsinvestition auch bei hohen Betriebskosten in wenigen Einsatzstunden
wirtschaftlich tragbar ist. Im Rahmen der robusten Planung bestimmt die Definition der Schocks —
insbesondere deren Haufigkeit und Intensitat —, wie oft solche zusatzlichen Anlagen zur Deckung von
Ausnahmesituationen bendtigt werden. Durch die gleichzeitige Optimierung fur normale und Schock-
jahre (siehe Szenariendefinition in Abschnitt 2.5) kann das Modell den jeweiligen systemischen Mehr-
wert jeder Technologie erfassen. So lasst sich bestimmen, welche CAPEX-OPEX-Profile die beste
Balance zwischen Effizienz im Normalbetrieb und Widerstandsfahigkeit gegenlber Schocks bieten.

Tabelle 1: Ubersicht der Modelleigenschaften

Beschreibung

Strom: Stromverbrauch in stindlicher Auflosung. Dabei
sind E-Mobilitdt und Warmepumpen als z. T. flexibel an-
genommen (siehe Abschnitt 2.3.2).

Thermisch: Fernwarme und industrieller Verbrauch
(niedrige und mittlere Temperaturen, d. h. unter 200
°C).

Energieverbrauch in der Schweiz

Seite 16 von 93



Geografische Abdeckung

Zeitliche Auflésung

Speichertechnologien

Erzeugungstechnologien

Flexibilitatsanbieter auf Haushaltsseite

Schweiz + Grossteil der EU (Schweizer Nachbarlan-
der und deren elektrisch verbundene Nachbarlander,
sowie Portugal und Kroatien) mit Ubertragungskapazita-
ten zwischen den Landern nach TYNDP 2022 (ENTSO-
E, 2021)

Stindlich fir ein hydrologisches Jahr (von Oktober bis
September des Folgejahres)

Elektrische Speicher: Batterien, Wasserstoff Speiche-
rung, Pumpspeicherkraftwerke (Details siehe Abschnitt
2.2)

Chemische Energiespeicher: Flissige Brennstoffe,
Gas

Thermische Energiespeicherung: Erdbeckenspeicher
als Reprasentant fir Langzeit-Speicher, z. B. fir Fern-
warme, Tanklager als Reprasentant flr Speicher mit ho-
herer Leistung fir industrielle Anwendungen

Stromerzeugung: PV, Wind, Kernenergie, Ol, Bio-
masse, einfache/kombinierte Gasturbinen (mit oder
ohne CO,-Abscheidung und -Speicherung, mit fossilen
oder erneuerbaren Brennstoffen), Laufwasserkraftwerke

Warmeerzeugung fiir Warmenetze: Grosswarmepum-
pen, die mit unterschiedlichen Warmequellen verbun-
den sind (Seewasser, Flusse, Abfallreinigungsanlagen,
Erdreich), Gasheizkessel, Warme-Kraft-Kopplungsanla-
gen, Elektroheizkessel, Kehrichtverbrennungsanlagen

Warmepumpen (verbunden mit der thermischen Trag-
heit des Gebaudes), Elektrofahrzeuge (inklusive Ve-
hicle-to-Grid) (siehe Abschnitt 2.3.2)

2.2 Annahmen zu Speichertechnologien

Das Energiesystemmodell berechnet endogen das Investment in Speichertechnologien basierend auf
Kosten-Nutzen-Abwagungen. Wichtige Eingangsdaten dafir sind daher die Investitionskosten in
Speichertechnologien, wie sie in Tabelle 2 dargestellt sind. Abbildung 2 zeigt die Investitionskosten je
Speicherkapazitat. Die Investitions- und Brennstoffkosten anderer Technologien sind in Abschnitt

2.3.1 beschrieben.
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Speicher-Investitionskosten

Tabelle 2: Speicher-Investitionskosten. Kapitalkosten-Annahme: WACC = 5%, Quellen: a) BFE-Annahmen und Runder
Tisch (UVEK, 2021) b) Eigene Annahmen basierend auf BNEF (siehe u.a. EnStorNews, 2025), c) Die Zahlen fiir Methan
(aus d)) wurden mit dem Faktor 5 multipliziert, um Wasserstoffédquivalentwerte zu erhalten, d) SWEET-SURE (Kober et al.

2024), e) Stelter et al. (2013) und CARBURA (2023), f) Liichinger et al. (2025, unverdffentlicht), g) Als Kosten fiir Elektroly-

seure nehmen wir die BNEF-Zahlen aus Siekkinen (2024) konvertiert zu CHF. Fiir 2035 wurde interpoliert.

Investitionskosten pro | Investitionskos- Maximales Investment-
Leistung (CHF/MW) ten pro Spei- Potenzial Lebensdauer
chervolumen (Jahre)
(CHF/MWh)
. Keine endogenen Investi- ~9 TWh
:’/vv(;ls(zerkraft-spe|cherkraft- tionen, da als gegeben - +1(2035)' - a)
angenommen +2 (2050)"
2035: 63’850 2035: 73’690
Grossbatterien 2050: 42’570 2050: 49'120 Im Modell unbegrenzt 10 b)
(-33%) (-33%)
Kraftwerk: Siehe Offene Gas-
Stromspeicherung via turbine (OCGT) in_ Abschnitt . )
Wasserstoff in LRC-Kaver-  2:3:1 plus 10% (eigene An- — (Limit im Modell nicht Kac\)/ernenspelcher.
nenspeichern nf Eﬁizrolyseur: 1425 bindend) EI;(I)ektroI seur: 25
(Power-to-Power) 2035: 1'319'425 9 Y ’
2050: 990'570 9
Methan/Erdgas Kavernen- Lo .
speicher LRC (Brenn- ; 285 &:{g;g‘) MEEETIE | d)
stoffspeicher)
o ~68 TWh thermisch
afrzel - AL (Pflichtlager) & 2
SIS IEET (TTES) 3000 12625 Im Modell unbegrenzt 25 f)
ERIEEEM WETIESIIEIET | 0oy 455 Im Modell unbegrenzt 25 f)

(PTES) in Warmenetzen

Nur relevante Speichertechnologien. Um die Rechenzeit des Modells in einem akzeptablen Rah-
men zu halten, wurden Speichertechnologien ausgeschlossen, die aufgrund ihrer Kostenstrukturen
vom Modell nicht verwendet werden wirden, weil sie durch andere Technologien dominiert werden.
Ein Beispiel fur eine dominierte Technologie sind Heimspeicher-Batterien.

Heimspeicher aus Systemsicht nicht wirtschaftlich. Da Grossbatterien durchweg gunstiger sind
als Heimspeicher, ware es nicht sinnvoll, dem Energiesystemmodell die Option des Zubaus von Heim-
speichern zu ermdglichen: Eine dominierte Option wie Heimspeicher wirde von einem Kostenmini-
mierungsmodell ohnehin nicht verwendet. Heimspeicher kénnen sich aus privatwirtschaftlicher Per-
spektive flir Haushalte zur Maximierung ihres Eigenverbrauches lohnen, da sich durch sie die Zahlung
von Endkunden-Stromtarifen (inkl. Netzentgelten und Abgaben) vermeiden Iasst. Dies ist jedoch aus

" Die zusatzliche Kapazitat von 1 TWh bzw. 2 TWh bei Wasserkraft-Speicherkraftwerken wird im Modell als
vorgegeben angenommen, das Modell tatigt also diesbezuglich keine eigenen Abwagungen.

Seite 18 von 93


https://www.newsd.admin.ch/newsd/message/attachments/69601.pdf
https://www.energy-storage.news/behind-the-numbers-bnef-finds-40-year-on-year-drop-in-bess-costs/
https://www.dora.lib4ri.ch/psi/islandora/object/psi%3A63482
https://www.dora.lib4ri.ch/psi/islandora/object/psi%3A63482
https://www.ourenergypolicy.org/wp-content/uploads/2015/04/FocusOnEnergySecurity_FINAL.pdf
https://www.carbura.ch/fileadmin/user_upload/editors/web_dokumente/pdf_dokumente/Geschaeftsberichte/2023_CARBURA_GB_DE.pdf
https://sites.uwasa.fi/vepe/en/2024/12/11/the-difference-between-hydrogen-visions-and-the-reality-investment-values/

Systemsicht nicht sinnvoll: Die Netzkosten und Abgaben steigen dadurch fir die anderen Netznutzer,
die keine Moglichkeit zum Eigenverbrauch haben. Da in unserem Modell eine Energiebilanzperspek-
tive aus Sicht des Gesamtsystems eingenommen wird, ist solcher Speicherzubau nicht abgebildet.
Grossbatterien, die im Zubau bezogen auf ihre Speicherkapazitat deutlich gunstiger sind und im Be-
trieb systemoptimaler eingesetzt werden, sind dagegen im Modell abgebildet. Falls jedoch ohnehin
vorhandene Heimspeicher dazu gebracht werden kdnnen, systemoptimal zu agieren, dann kann die
auf diese Weise erschlossene Batteriekapazitat in voller Hohe vom Bedarf an Grossbatterien abge-
zogen werden, der aus dem Energiesystemmodell resultiert. Dass Heimspeicher tatsachlich gleicher-
massen systemoptimal eingesetzt werden wie Grossspeicher ist jedoch auch langfristig kaum denk-
bar. Denn insbesondere fur Regelenergiezwecke ist eine sehr kurzfristige und zuverlassige Anbin-
dung notwendig, die fur Kleinanlagen Uberproportional teuer ware. Wohlgemerkt blickt das Energie-
systemmodell (auf dem Kapitel 2 basiert) auf die (stindliche) Energiebilanz der Schweiz als Ganzes,
kann also den Nutzen einzelner Technologien zur Entlastung lokaler Netzrestriktionen nicht abbilden.
Die netzbezogenen Anwendungsfelder sind daher separat in Kapitel 3 analysiert, dabei werden auch
PV-Heimspeicheranlagen in die Analyse einbezogen. In Kapitel 5 diskutieren wir zudem die (proble-
matische) Rolle von Heimspeichern im Gegensatz zu Grossspeichern flr das Energiesystem insge-
samt.

Investitionskosten fiir Speicherkapazitat (MWh)
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Abbildung 2: Angenommene Investitionskosten fiir Speicherkapazitat (MWh) fiir das Jahr 2035. Die Kosten beziehen sich
allein auf die Energie-Komponente (Speichergrésse in MWh), nicht auf die gesamten Speichersysteme, die zusétzlich Leis-
tungs-bezogene Kosten haben.

Technologien. Die modellierten Speichertechnologien sind Grossbatterien, Wasserstoffspeicher (zur
Speicherung von Strom Uber das Zusammenspiel aus Elektrolyse, Untergrundspeicherung und Riick-
verstromung in einem Gaskraftwerk), Methan (Erdgas)-Untergrundspeicher, sowie zwei Reprasen-
tanten thermischer Speicher: einer Hochtemperatur-fahigen, kompakten Speichertechnologie (hier
modelliert durch Tankspeicher, Tank Thermal Energy Storage, TTES) und einem Grossspeicher (hier
modelliert durch Erdbeckenwarmespeicher, Pit Thermal Energy Storage, PTES).Ausserdem optimiert
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das Modell den Einsatz bestehender Pumpspeicherkraftwerke. Bei diesen kann es allerdings nicht in
zusatzliche Kapazitaten investieren, da diese exogen vorgegeben sind.

Thermische Speicher. Im Modell werden Tankspeicher als Vertreter flir kompakte Mitteltemperatur-
speicher und Erdbeckenwarmespeicher als Vertreter fur Grossspeicher berticksichtigt. Tankspeicher
steht dabei fir Speicherlésungen mit hohen Speichertemperaturen tber 100 °C und einem hohen
Leistungs- zu Kapazitatsverhaltnis, wie sie insbesondere fiir industrielle Anwendungen oder Hoch-
temperatur-Warmenetze relevant sind. Erdbeckenwarmespeicher hingegen reprasentiert eine kosten-
glnstige Speichertechnologie mit grésserem Speichervolumen, jedoch einem niedrigeren Leistungs-
zu Kapazitatsverhaltnis. Andere Speichertechnologien wie Erdsondenfelder (Borehole Thermal
Energy Storage, BTES) oder Aquifer-Warmespeicherung (Aquifer Thermal Energy Storage, ATES)
weisen zwar ein erhebliches Potenzial auf, werden in der vorliegenden Studie jedoch nicht explizit
bertcksichtigt. Griinde dafiir sind stark standortabhangige Kostenschwankungen, bestehende regu-
latorische Einschrankungen — wie etwa die 3-Grad-Erwarmungsregel — sowie der hohe Bedarf an
geologischer Detailkenntnis. Auch Kavernenspeicher (Cavern Thermal Energy Storage, CTES) wur-
den nicht explizit berticksichtigt, da diese Technologie mit zahlreichen Unsicherheiten behaftet ist —
insbesondere aufgrund der geringen Anzahl realisierter Projekte und der damit verbundenen begrenz-
ten Praxiserfahrung. Bei einer konkreten Umsetzung von Projekten ist zu prifen, welche Speicherop-
tion (PTES, ATES, BTES, CTES) unter Bertcksichtigung der lokalen Gegebenheiten — wie Landkos-
ten und geologische Verhaltnisse — die kostenglnstigste Losung darstellt.

Kostenentwicklung bei Grossbatterien. Im Bereich der Grossbatteriespeichern hat sich im letzten
Jahrzehnt eine starke Kostendegression ergeben. Diese Degression ist auch eine Folge der Lernef-
fekte aus der Fertigung von Batterien flr Elektroautos, sowie des Umstiegs auf eine glnstigere Zell-
chemie. Laut Bloomberg New Energy Finance (BNEF, siehe u.a. EnStorNews) betrug im Jahr 2024
der Preis flr schllsselfertige Grossbatteriesysteme 165 USD/kWh in 4h-Batteriesystemen, was allein
zum Vorjahr eine Verringerung um 40% darstellt, gegeniber den Kosten aus 2017 gar eine Reduktion
um 73%. Aufbauend auf dem Startpunkt aus 2024 nehmen wir bis 2035 eine Kostensenkung um 33%
an, sowie eine Kostensenkung bis 2050 um weitere 33%, was aus der Perspektive der aktuell beo-
bachteten Kostendegression eine konservative Annahme ist.

Andere Erlosquellen von Grossbatterien. Grossbatterien sind besonders flexibel einsetzbar und
eignen sich daher gut fur kurzfristige Handelsaktivitdten im Intraday- und Ausgleichsenergie-Markt
(Imbalance-Settlement). Solche Erléspotenziale lassen sich in klassischen Energiesystemmodellen
jedoch nicht direkt abbilden. Um diese zusatzlichen Einnahmen dennoch zu berticksichtigen, wurde
eine Abschatzung anhand des sogenannten Flexindex (FlexPower) vorgenommen — eine Methode,
die auf deutschen Marktdaten basiert und dort durchschnittlich 54% der Batterieerlése im Intraday-
und Balancing-Markt realisiert. Die daraus resultierenden Intraday-Einnahmen sind jeweils zusatzlich
zu den Erlésen aus dem Day-Ahead-Markt zu verstehen, da eine Reoptimierung zwischen den Mark-
ten angenommen wird, die zu zusatzlichen Einnahmen uber das Ergebnis des Day-Ahead-Markts
hinausfiihrt. Auch wenn der Intraday-Markt in der Schweiz noch weniger liquide als der deutsche
Markt ist, durfte die Abschatzung ebenfalls Validitat fur die Erldssituationen im Schweizer Markt ha-
ben. Der Schweizer Markt weist durch hohe Regelenergiepreise besonders hohe Ausgleichsenergie-
preise auf, die ab dem 1.1.2026 durch die Einfihrung des Einpreissystems eine aktive Systemstut-
zung ermdglichen wird. Um solche Zusatzerlése von Batterien im Modell abzubilden, haben wir an-
genommen, dass im Jahr 2035 nur 70% der Batteriekosten durch den modellierten Energiemarkt ge-
deckt sein mussen (in der Annahme von 30% Zusatzerldsen aus Kurzfrist-Reoptimierung). Fur 2050
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haben wir angenommen, dass der Anteil, der durch den Energiemarkt zu deckenden Kosten von Bat-
terien auf 90% steigt.

2.3 Eingangsdaten Stromsystem

2.3.1 Kosten

Auch wenn sich eine Studie auf den Bedarf des Zubaus von Speichern konzentriert, miissen verwen-
dete Modelle dazu in der Lage sein zusatzlich in Erzeugungstechnologien zu investieren und mussen
auch eine flexible Nachfrageseite abbilden (siehe auch Abschnitt 2.3.2). Ansonsten rat das Modell
gegebenenfalls zu einem d6konomisch weniger glnstigen Speicher-basierten Ausbaupfad, ohne die
maoglichen Alternativen prifen zu kénnen. In Tabelle 3 sind die angenommen Investitionskosten der
bertcksichtigten Erzeugungstechnologien dargestellit.

Tabelle 3: Annahmen zu Kraftwerksinvestitionskosten fiir 2050

Investitionskosten pro

Leistung (CHF/kW)

Gaskombikraftwerk (CCGT) 855 NEXUS-E (ETH ESC, 2022)
Offene Gasturbine (OCGT) 700 NEXUS-E (ETH ESC, 2022)
Gaskombikraftwerk mit CO2-Ab- 1’500 NEXUS-E (ETH ESC, 2022)

scheidung (CCGT CCS)

Heizol-Kraftwerk 700 NEXUS-E (ETH ESC, 2022)
Wind 2035: 1'9972-2050:1'778  NEXUS-E — unveroffentlicht
Solar — Freiflache 2035: 697°- 2050: 615 NEXUS-E — unveroffentlicht
Kernkraftwerk 8’6374 Lazard (2024)

2 Die Investitionskosten fiir 2050 stammen aus NEXUS-E, das nur Werte fiir dieses Jahr bereitstellt. Die Inves-
titionskosten flir 2035 werden auf Basis der 2050-Werte berechnet und nach oben angepasst. Diese Anpas-
sung erfolgt mithilfe eines Skalierungsfaktors, der aus der im EP2050+ angenommenen Lernkurve fiir den
Zeitraum zwischen 2035 und 2050 abgeleitet wird.

3 Siehe Fussnote oben.

4 Die Quelle der Investitionskosten zu Kernkraftwerken geht bei Neuinvestitionen in den USA von Kosten von
$8.765 - $14.400 pro kW aus. Die Umrechnung des Mittelwertes zu CHF2017 ergibt 8.637 CHF pro kW.
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In Tabelle 4 dokumentieren wir die genutzten Kosten fir Energietrager sowie den angenommenen
COy-Preis. Sie basieren weitgehend auf den Annahmen fir Grenzibergangspreise aus den EP2050+

(BFE, 2021).

Tabelle 4: Kosten fiir Energietrédger (CHF/MWhn) und CO:2 Preise (CHF/Tonne)

Rohdl

Biomasse 39
Erdgas 34
Erneuerbares Gas 198
CO;z [CHF/Tonne] 85

2.3.2 Nachfrage

44

24

198

391

EP2050+ (BFE, 2021)

EP2050+ (BFE, 2021)

EP2050+ (BFE, 2021)

Mellot et al. (2024)

EP2050+ (BFE, 2021)

In dem Modell gibt es eine stiindliche Nachfrage, die sich aus verschiedenen Kategorien zusammen-
setzt. Diese Nachfrage nicht zu decken, resultiert in teurer nicht gedeckter Nachfrage (Lost Load,
10'000 CHF/MWHh), die vom Modell in allen Simulationen vermieden wurde. Eine Ubersicht zu den
jahrlich aggregierten Nachfragen je Kategorie ist in Tabelle 5 zu finden.

Tabelle 5: Nachfrage je Kategorie

Grundnachfrage

E-Mobilitat

Elektrolyseure

Haushalt-Warmepumpen
(thermisch)

Fernwarmenachfrage
(thermisch)

54.32

8.67 (flexibel: 1.13)

1.61

19.53 (flexibel: 9.77)

2.40

52.27

17.95 (flexibel: 8.98)

2.94

27.10 (flexibel: 13.55)

3.67
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Industrie Niedrigtemperatur 1.09 2.26

(thermisch)

Industrie Mitteltemperatur 3.10 4.12
(thermisch)
Die Grundnachfrage basiert auf den EP2050+ (BFE, 2021) und wurde skaliert, damit die Nachfrage

insgesamt den Zielvorgaben aus Tabelle 5 entspricht. Die Grundnachfrage ist inflexibel und beinhaltet
jeglichen Stromverbrauch, der nicht von den anderen Kategorien abgedeckt wird.

Tabelle 6: Annahmen zu Haushalts-Flexibilitat

- Warme-Flexibilitat Elektroauto-Flexibilitat

Durchdringung  50% 50%
(eine Halfte heizt inflexibel)  (eine Halfte Iadt inflexibel)

Flexibilitatsgrad 22°C Durchschnitts- Wochenbedarf kann innerhalb der (zeitabhangi-
temperatur je Woche gen, wegen Parkieren nachts) Ladeleistung ver-

0.5 °C (+/-) Flexibilitét schoben werden

(Temperatur also  zw.
21.5°C und 22.5°C)

Bidirektionalitat - Die Halfte der Flexiblen bidirektional, also 25%
aller EVs

Verluste beim Laden und Entladen je 10%
Batterie je 50 kWh, laden zu 11 kW

20% der Batterie und 70% der Ladeleistung fur
bidirektionales Laden

Die EV-Nachfrage basiert in ihrer Form und ihrem Anteil an flexibler und unflexibler Nachfrage eben-
falls auf den EP2050+ (BFE, 2021), wurde aber skaliert um in ihrer Summe den aktuellen Prognosen
von INFRAS (2023) zu entsprechen. Die Flexibilitats-Annahmen sind in Tabelle 6 zusammengefasst.
Gemass eigenen Annahmen sind in beiden Jahren die Halfte aller flexibel ladenden EV-Fahrenden
dazu bereit, ihr Fahrzeug flr vehicle-to-grid (V2G) zur Verfligung zu stellen. Aufgrund von variieren-
dem Verkehr und Ladeverhalten, wurden Laderestriktionen fir EV aus Abbildung 2 von Herrera,
Schwarz, & Hug (2024) abgeleitet. Das flexible Laden von EV wurde so integriert, dass das Modell
einen wochentlichen Strombedarf von EV unter Berticksichtigung der Laderestriktionen frei innerhalb
der Woche decken kann. In Analogie zum Modell in Kapitel 3 wurde fir V2G angenommen, dass die
E-Autos Batterien von 50 kWh besitzen und davon 20% fir V2G bereitstellen und mit 11 kW laden
kénnen und davon 70% fir V2G bereitstellen. Die Anzahl an EV wird gemass Van Liedekerke,
Schwarz, & Gjorgiev (2023) auf 2.6 Mio. im Jahr 2035 und 4.5 Mio. im Jahr 2050 geschatzt.
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Die Nachfrage der Elektrolyseure flir die Schweiz stammt aus den EP2050+ (BFE, 2021). Das Modell
stellt sicher, dass der im EP2050+ (BFE, 2021) prognostizierte jahrliche Stromverbrauch der Elektro-
lyseure bei einer vorgegebenen Elektrolyseur-Kapazitat erreicht wird. Dabei kann es endogen inner-
halb eines Jahres den Betrieb und Stromverbrauch der Elektrolyseure steuern. Fir Europa verwenden
wir die jahrlichen Nachfragen der Elektrolyseure der jeweiligen Lander aus TYNDP 2022 (ENTSO-E,
2021) als Zielvorgabe.

Die Nachfragen der restlichen Kategorien sind thermisch und damit nicht unmittelbar mit elektrischen
Nachfragen vergleichbar und nicht einfach umwandelbar. Fur die Umrechnung wird die Leistungszahl
(COP = Coefficient of performance) bendtigt, welche fir Warmepumpen von Stunde zu Stunde vari-
ieren kann. Je nachdem wie das Modell eine Technologie steuert, kann eine fixe thermische Nachfra-
gekurve zu unterschiedlichen elektrischen Nachfragekurven fihren. In beiden Jahren 2035 und 2050
wird davon ausgegangen, dass die Halfte der Haushaltswarmepumpen flexibel eingesetzt werden
kann. Diese Warmepumpen werden so modelliert, dass in jeder Stunde das Modell die Temperaturen
der jeweiligen Gebaude durch den Betrieb der Warmepumpen zwischen 21.5°C und 22.5°C halten
muss, wahrend es in jeder Stunde eine wetterbedingte Auskihlung gibt. Die Modelle hinter den Daten
der thermischen Verbrauche aus Tabelle 5 werden in Abschnitt 2.4.1 naher erlautert. Die Bandbreite
der erlaubten Raumtemperaturen wird dabei als Speicherkapazitat (der thermischen Tragheit) be-
trachtet. Um ein konsistentes Herabsetzen der Raumtemperatur zu verhindern, wird die Zusatzbedin-
gung gestellt, dass die durchschnittliche Temperatur des Gebaudes in einer Woche auf der Zieltem-
peratur von 22°C bleibt.

2.3.3 Stromerzeugung

Das Energiesystemmodell simuliert die Jahre 2035 und 2050. Deshalb missen Annahmen zu den
installierten Leistungen verschiedener Technologien in den jeweiligen Jahren getroffen werden. Ab-
bildung 3 visualisiert die entsprechenden angenommenen Startkapazitaten. Startkapazitaten bedeu-
ten allerdings nicht, dass das Modell auf die dargestellten Kapazitdten beschrankt ist. Gemass dem
Brownfield-Investitions-Ansatz (vgl. Abschnitt 2.1) kann das Modell in weitere Kapazitaten der abge-
bildeten Technologien investieren. Urspringlich wurden die Daten aus den EP2050+ (BFE, 2021)
verwendet. Um jedoch aktualisierte Annahmen des BFE umzusetzen, wurden sie so angepasst, dass
die daraus resultierenden Energiemengen den Werten aus Abbildung 3 entsprechen.
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Abbildung 3: Ausgangskapazitdten der Stromerzeugungstechnologien fiir die jeweiligen Jahre

Um das Modell aktuellen Annahmen anzupassen, wurden die in Tabelle 7 angegebenen Technolo-
gien gegenlber den EP2050+ so angepasst, dass deren erzeugte Energiemengen den jeweiligen
Zielen entsprechen. Die Tabelle bericksichtigt dabei allerdings nur Energiemengen aus Kapazitaten,
die dem Modell vorgegeben werden. Energiemengen aus Kapazitaten, in die das Modell selbst ent-
scheidet zu investieren, sind nicht gezeigt.

Tabelle 7: Energiemengen der Simulationen mit den ausschliesslich exogen vorgegebenen installierten Leistungen.

PV [TWh] Basis-Szenario: 31.83 37.62
S1und S2: 23.28

Wind [TWh] 1.40 4.97
Biomasse [TWh] 1.77 (potential) 2.41 (potential)
Wasserkraft [TWh] 37.90 38.51
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Pumpspeicher [GW] 4.71 5.54

Gesamtverbrauch [TWh] 73.73 81.6
(exkl. endogen modellierter (exkl. endogen modellierter
power-to-heat-Anlagen) power-to-heat-Anlagen)

2.3.4 Grenziiberschreitender Stromhandel

Die Schweiz ist ein aktiver Bestandteil des europaischen Stromnetzes. Der Stromhandel mit dem
Ausland kann im Modell im Basisszenario im Rahmen der in Tabelle 8 angegebenen Kapazitaten
erfolgen. Die Daten entstammen dem Global Ambition Szenario des TYNDP 2022 von ENTSO-E
(2021). Wie in Abschnitt 2.5 beschrieben, wird in den Sensitivitats-Szenarien die Stromhandelskapa-
zitat mit der EU reduziert. Die jeweiligen Reduktionen beziehen sich prozentual auf die in Tabelle 8
angegebenen Kapazitaten.

Die Preise des grenziiberschreitend gehandelten Stroms ergeben sich endogen als Modellresultat
direkt aus den stindlichen variablen Kosten (Brennstoffe und CO,) der Erzeugungstechnologien
(siehe Abschnitt 2.3.1) der jeweiligen Nachbarlander, denn auch die Stromerzeugung in den model-
lierten EU-Landern wird im Modell stindlich simuliert, auf Basis der dortigen Erzeugungskapazitaten
und der stundlichen Nachfrage. Die Annahmen fur die Modellierung des Auslands basieren ebenfalls
auf TYNDP 2022 von ENTSO-E (2021).

Tabelle 8: Ex- und Importkapazitédten (Net Transfer Capacities) der Interkonnektoren der Schweiz zu lhren Nachbarlandern.

Die Tabelle wird wie folgt gelesen: Die Importkapazitdt der Schweiz aus Deutschland betrdgt 3.85 GW. Die Exportkapazitét
der Schweiz nach Deutschland betrégt 4.9 GW.

Schweiz — Deutschland 3850 4900
Schweiz — Osterreich 1200 1200
Schweiz - Frankreich 6200 2900
Schweiz - Italien 2900 4950

2.4 Eingangsdaten thermisches System

241 Warmeverbrauch der Wohn- und Handelsgebaude

Gebaudescharfe Raumwarmebedarfsmodelle. Die Grundlage fir die Schatzung des Raumwarme-
bedarfs von Wohn- und Handelsgebauden bilden gebdudescharfe Raumwarmebedarfsmodelle, die
im Rahmen von laufenden Projekten erstellt wurden. Der Bedarf von Wohngebaude basiert auf einem
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vereinfachten, physikalischen Gebaudemodell (Schneeberger et al., 2024), wahrend jener fir Han-
delsgebaude auf spezifischen Heizwarmebedarfswerten pro Nutzungstyp aus der SIA 2024 (SIA,
2015), beruht. Diese spezifischen Heizwarmebedarfswerte werden basierend auf der Bauperiode und
der Jahresmitteltemperatur skaliert (Klauser, 2016). Beide Modelle werden durch reale Messdaten,
die von Kollaborationspartnern zur Verfligung gestellt wurden, validiert (Schneeberger et al., 2025).
Da die Modelle auf 6ffentlich zugangliche Gebaude- und Wetterdaten - insbesondere dem Eidgends-
sische Wohn- und Gebauderegister (GWR) - basieren, ermoéglichen sie Schatzungen fir jedes Ge-
baude in der Schweiz sowie fur beliebige Jahre, zu denen Wetterdaten verfugbar sind. Da verlassliche
Informationen zu Renovationstatigkeiten nicht flr samtliche Gebaude verfigbar sind, kann der
Baustandard im Modell nicht bertcksichtigt werden. Lediglich Minergie-zertifizierte Gebaude lassen
sich eindeutig identifizieren (swisstopo, n.d.), fir diese wird ein spezifischer Heizwarmebedarf von
22 kWh/m? angenommen (Cozza et al., 2019).

Zukunftsprojektion. Um zukunftige Entwicklungen im Gebaudebestand und Klima abzubilden, wer-
den zwei zentrale Annahmen in das Modell integriert: Erstens wird basierend auf der Renovationsrate
(Streicher et al., 2021) das voraussichtliche Renovationsjahr fir jedes Gebaude abgeschatzt. Fur Ge-
baude, bei denen bis 2035 oder 2050 eine Renovation angenommen wird, wird der Raumwarmebe-
darf entsprechend den Eigenschaften von Neubauten berechnet. Zweitens erfolgt eine klimabedingte
Skalierung des Raumwarmebedarfs mithilfe der Heizgradtage (MeteoSchweiz, n.d.-a; Schneeberger
et al., 2025). Diese Skalierung basiert auf den mittleren Tagestemperaturen aller Simulationen des
RCP 4.5-Klimaszenarios des CH2018-Klimamodels, um die Auswirkungen veranderter Witterungsbe-
dingungen in den Jahren 2035 und 2050 zu bertcksichtigen. Die resultierenden Schatzungen fur alle
Wohn- und Handelsgebaude, aufgeteilt nach Heizsystemen, sind in Tabelle 9 fir die Jahre 2035 und
2050 dargestellt. Ein moglicher Zubau von Gebauden als Folge des Bevodlkerungswachstums wurde
im Modell nicht berticksichtigt.

Tabelle 9: Modellierter Raumwérmebedarf aggregiert nach Heizsystem fiir 2035 und 2050. Diese Verteilung nach Heizsys-

tem erfolgt anhand der aktuellen GWR Heizsysteminformation und beinhaltet noch keine Umverteilung nach EP2050+. In
Tabelle 10 sind die Bedarfe nach der entsprechenden Umverteilung dargestellt.

_ Modell 2035 [GWh] | Modell 2050 [GWh]

Warmepumpe 7'601.66 6'337.06
Fossile Heizsysteme 29'744.29 23'543.63
Fernwarme 3'945.77 3'111.18
Andere Heizsysteme 11’058.66 8'800.71

Stiindliche Auflésung. Um sicherzustellen, dass die Profile fir die PV-Produktion mit den Warme-
bedarfen synchronisiert sind, werden die Warmebedarfe basierend auf dem Temperaturprofil des Jah-
res 1995 (MeteoSchweiz, n.d.-b) modelliert. Da auch die PV-Erzeugung und die Stromnachfragezeit-
reihe wetterabhangig sind, und letztere in den TYNDP-Daten von ENTSO-E fiir 1995 bereitgestellt
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wird, wird so gewahrleistet, dass alle Profile auf denselben stlindlichen Wetterdaten basieren und eine
konsistente Energiebilanz moglich ist. Konkret wird mithilfe von normalisierten Heizgradstunden-Pro-
filen (Schneeberger et al., 2025) aus dem Jahr 1995 die jahrlichen Warmbedarfe auf ein stiindliches
Profil verteilt. Abbildung 4 zeigt das stiindliche Profil der Warmepumpen fur das Jahr 2035.

N
n

g
o

Raumwarmebedarf [GWh]
- =
o w

o
n

0.0 1

N N > Q N s S B X ' &
R g@‘ ‘?9( K § ¥ q"‘) & &Q o & Q\)ﬁ
¥ & » &

& ¥ J
Datum

Abbildung 4: Profil des Raumwéarmebedarfs von Wohn- und Dienstleistungsgebduden mit Warmepumpen im Jahr 2023.

Elektrizitatsbedarf von Warmepumpen. Der Elektrizitatsbedarf von Warmepumpen wurde anhand
des Warmebedarfs des Gebaudes abgeschatzt. Der stundliche Elektrizitatsbedarf [kWh] ergibt sich
als Verhaltnis des stiindlichen Heizbedarfs [kWh] zur momentanen Leistungszahl (COP = Coefficient
of Performance). Die Leistungszahlen wurden stindlich fir jede Gemeinde mit nachfolgender Formel
bestimmt:

H

CoP=n- To—T¢

wobei der Qualitatsfaktor n = 0.4 (Bernal et al., 2023) verwendet wurde. Ty ist die Vorlauftemperatur
in Kelvin und T, stellt die Quellentemperatur in Kelvin dar. Fur Luft-Warmepumpen entspricht T, der
mittleren stiindlichen Umgebungstemperatur, wahrend fir Sole-Warmepumpen ein konstanter Wert
von 12°C (285,15K) verwendet wurde (Link, 2024). Die Warmepumpenquelle konnte fiir jedes Ge-
baude aus dem GWR ermittelt werden. Die Vorlauftemperatur T;; wurde in Abhangigkeit vom Gebau-
dealter zugeordnet, wobei ein Mittelwert zwischen Radiator- und Bodenheizungstemperaturen ange-
nommen wurde, da das spezifische Heizsystem unbekannt ist. Die Zuordnung erfolgte wie folgt: 35 °C
fur Gebaude, die nach 2010 gebaut wurden, 40 °C fir Gebaude zwischen 2000 und 2010, 45 °C fir
Gebaude zwischen 1990 und 2000, 55 °C fur Gebaude zwischen 1980 und 1990 und 65 °C fur Ge-
baude, die vor 1980 errichtet wurden (EnergieSchweiz, n.d.). Um zuklnftige technologische Fort-
schritte zu berlcksichtigen, wurden Effizienzsteigerungsfaktoren angewendet: 1.15 fur Luft-Wasser-
Warmepumpen und 1.16 fur Sole-Wasser-Warmepumpen im Jahr 2035 sowie 1.33 bzw. 1.35 fir das
Jahr 2050 (BFE, 2022a).

Warmepumpenleistung. Fir Gebaude mit Warmepumpen wird zudem die erforderliche Warmepum-
penleistung abgeschatzt. Diese Abschatzung basiert auf der Empfehlung des Bundesamts flr Energie
zur Dimensionierung von Warmepumpen (BFE, n.d.) und erfolgt auf Grundlage des geschatzten War-
mebedarfs sowie eines angenommenen Wirkungsgrads von Olheizungen von 88 % (BFE, 2022a).
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Flexibilitats- und Speicherpotenzials des Gebaudeparks. Zur Modellierung des Flexibilitats- und
Speicherpotentials des Gebaudeparks wurde das AusklUhlungsverhalten der Gebaude simuliert. Da
Anderungen der Raumtemperatur von 1 Kelvin von den meisten Bewohnern nicht wahrgenommen
werden, kann dieser Temperaturbereich genutzt werden, um den Bedarf durch Ausnutzung der Ge-
baudetragheit zu verschieben und die Warmebereitstellungssysteme dynamisch zu betreiben. Auf-
grund fehlender Informationen zur Bauweise der Gebaude erfolgt die Einteilung in schwere, mittlere
und leichte Bauweisen basierend auf einer Analyse der GEAK-Daten anhand (Pongelli et al., 2023),
die die Verteilung pro Bauperiode untersucht haben. Die Zuweisung wurde zufallig innerhalb eines
Bauzeitraums vorgenommen, um die vorgegebene Verteilung beizubehalten. Gemass der Norm SIA
380-1 (SIA, 2016) gelten folgende Richtwerte flr die Warmespeicherfahigkeit pro Energiebezugsfla-
che: Fir leichte Bauweisen wird ein Wert von 0.1 MJ/(m? K) angegeben, fir mittlere Bauweisen
0.3 MJ/(m? K) und fur schwere Bauweisen 0.5 MJ/(m? K).

2.4.2 Heizsystem Verteilung und Fernwdrmeadaption

Um die zukinftig angenommene Entwicklung und den Ausbau der Heizsysteme abzubilden, wird die
ursprungliche Aufteilung der Heizenergietrager und damit der Warmebedarfe nach Heizsystemen auf
Basis des GWR angepasst. Anhand der im Szenario ZERO Basis der Energieperspektiven 2050+
(BFE, 2022a) ausgewiesenen Entwicklung des Raumwarmebedarfs nach Energietragern flr die Jahre
2025, 2035 und 2050 wird die Warmebedarfsanteile fossiler Heizsysteme anteilsmassig auf Warme-
pumpen und Fernwarme umverteilt. Falls pro Gebaudekategorie nicht genigend Gebaude mit fossi-
lem Heizsystem vorhanden sind, wird die Differenz durch Gebaude mit anderen Heizsystemen auf-
gefullt. Die im Szenario ZERO Basis der EP2050+ ausgewiesenen Werte fur das Jahr 2019 —
6'111.1 GWh fir Fernwarme und 4'722.2 GWh fir die Nutzung von Umweltwadrme — liegen sehr nahe
an den Angaben der Gesamtenergiestatistik 2023 (BFE, 2024b) (5'972.2 GWh bzw. 5'000.0 GWh).
Mit Abweichungen von lediglich rund 2—6 % zeigen die Zahlen eine hohe Ubereinstimmung, was die
EP2050+-Daten als verlassliche Grundlage fir Modellierungsannahmen bestatigt.
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Tabelle 10: Gesamter Warmebedarf nach Heizsystemen: basierend auf aktuellem GWR-Auszug, korrigiertem Wéarmebedarf
geméss EP2050+ (ZERO Basis) sowie den modellierten Verteilungen fiir 2035 und 2050. Der Fernwdrmebedarf entspricht
dabei dem Bedarf, der mit allen verfligbaren Wéarmequellen (Abwédrme, Biomasse, Warmepumpe etc.) gedeckt wird. Die
Aufteilung auf die Warmepumpen-basierten Systeme ist in Tabelle 11 und Tabelle 12: Warmebedarfe nach Heizenergietré-
ger, die im FEM berticksichtigt werden, und Klimazone fiir 2050.

dargestellt.

GWR Eintrag Angepasst Modell 2035 [GWh] Modell 2050
(Stand 2025 [GWh] [GWh]
04.06.2024)
mit Wetterda-
ten 2023
[GWh]
Warmepumpe 7'450.58 11'111.27 19'528.30 27°097.68
ohne Fern-
warmean-
schluss
Fossile Ener- 30°296.46 26'347.18 16'485.49 446.04
gietrager
Fernwarme 3'999.26 4'287.84 5'227.92 7'124.90
Andere 11'185.38 11'185.38 11'058.66 7°'123.95

Heizsysteme

2.4.3 Aggregation der Gebaude

Die geschatzten Raumwarmebedarfe pro Heizsystem werden anschliessend in 35 Klassen basierend
auf drei zentralen Gebaudeparametern: Bauweise, Gebaudealter und Klimazone, aggregiert. Die Zu-
teilung der Bauweise (leicht, mittel, schwer) ist im Abschnitt 2.4.1 beschrieben. Beim Gebdudealter
wird zwischen alt, neu und Minergie differenziert. Somit werden Gebaude in die Klassen alt leicht, alt
mittel, alt schwer, neu leicht, neu mittel, neu schwer und Minergie eingeteilt. Die Einteilung basiert auf
den Minergie-Gebaudelisten (swisstopo, n.d.), sowie auf dem Baujahr aus dem GWR (bis 1980 = alt,
ab 1981 = neu). Regionale Zuordnung erfolgt anhand der CH2018 Klimazonen (NCCS BAFU, 2023)
(Jura, Mittelland, Voralpen, Alpen, Alpensudseite) und dem geografischen Schwerpunkt der jeweili-
gen Gemeinde (Abbildung 5). Die resultierenden 35 Klassen sind Kombinationen dieser Kriterien (5
Klimazonen, 7 Gebaudeklassen).
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Abbildung 5: Zuordnung der Gemeinden zu den Klimazonen

2.4.4 Fernwarmesystem-Verteilung und -Entwicklung

Die Informationen zu den thermischen Netzen stammen aus dem Datensatz des Bundesamts flr
Energie zu Nah-, Fernwarme- und Fernkaltenetzen (BFE, 2024c). Da in einigen Fallen keine Angaben
zur installierten Leistung vorhanden ist, wird diese mithilfe einer im Rahmen von SWEET DecarbCH
erstellten Studie zur Archetypisierung von thermischen Netzwerken (Auer et al., 2023), (Brauchli et
al., 2025) erganzt. Dafur werden zunachst die an ein Netz angeschlossenen Gebaude identifiziert.
Auf Basis ihres geschatzten Raumwarmebedarfs und unter der Annahme von 2°000 Vollaststunden
pro Jahr wird die Leistung der jeweiligen Netze abgeschéatzt.

Kategorisierung der Fernwarmenetze. Anschliessend erfolgte eine raumliche Zuordnung der Netze
zu den finf CH2018 Klimazonen (NCCS BAFU, 2023) der Schweiz. Zudem werden die Fernwarme-
netze nach ihrer Grosse klassifiziert: kleine Netze (<10 MW Leistung), mittlere Netze (10-50 MW
Leistung) und grosse Netze (>50 MW Leistung). Aus der Kombination von Klimazone und Netzgrésse
ergeben sich insgesamt 15 Kategorien. Da im finalen Energiesystemmodell nur Fernwarmenetze mit
bestimmten Warmequellen berutcksichtigt werden, erfolgt zusatzlich eine Einteilung nach Warme-
quelle. Hierbei wird zwischen zwei Gruppen unterschieden:

1. Netze mit Warmepumpen oder Abwarme aus Kehrichtverbrennungsanlagen (KVA)
2. Netze mit allen Ubrigen Warmequellen

Insgesamt ergeben sich somit 30 Versorgungskategorien. Fir jede dieser Kategorien wird der relative
Anteil an der gesamten installierten Leistung berechnet. Diese Anteile dienten schliesslich dazu, den
in Abschnitt 4.4.2 ausgewiesenen Warmebedarf der Wohn- und Dienstleistungsgebaude flur die Jahre
2035 und 2050 (siehe Tabelle 10), die durch ein Fernwarmenetze versorgt werden, anteilsmassig auf
die verschiedenen Versorgungskategorien zu verteilen.
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Relevante Fernwarmenetzkategorien. Im finalen Energiesystemmodell werden ausschliesslich jene
Fernwarmenetze bericksichtigt, die durch Warmepumpen oder durch Abwarme aus Kehrichtverbren-
nungsanlagen (KVA) gespeist werden. Die entsprechenden Warmeverbrauche dieser Netze sind in
Tabelle 11 fir das Jahr 2035 und in Tabelle 12 fir das Jahr 2050 dargestellt — jeweils aufgeschlisselt
nach Netzgrosse und Klimaregion. Erganzend enthalten die Tabellen auch jene Warmeverbrauche,
die direkt durch Warmepumpen ohne Fernwarmeanschluss gedeckt werden und in aggregierter Form
in Tabelle 10 ausgewiesen sind.

Tabelle 11: Warmebedarfe nach Heizenergietréger, die im FEM beriicksichtigt werden, und Klimazone fiir 2035.

Jura Voralpen Alpensiid- Total
seite

Warme- 2'605.97 10'862.73 2’508.13 2'689.79 861.68 19'528.30
pumpe
ohne Fern-
warmean-
schluss
Fernwarme 45.34 206.03 32.36 30.12 5.82 319.67
Klein (im Energie-
systemmo-
dell nicht be-
rucksichtigt)
Fernwarme 124.37 510.66 49.27 72.97 40.90 798.17
Mittel
Fernwarme 363.46 1"113.15 65.07 56.70 0.0 1'598.38
gross
Fernwarme 533.17 1°829.83 146.69 159.80 46.72 2'716.21
total
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Tabelle 12: Warmebedarfe nach Heizenergietréger, die im FEM beriicksichtigt werden, und Klimazone fiir 2050.

Jura Voralpen Alpensiid- Total
seite

Warme- 3'786.42 15°122.58 3'341.59 3'637.40 1’209.70 27°097.69
pumpe

ohne Fern-

warmean-

schluss

Fernwarme 61.21 278.13 43.68 40.66 7.85 431.53

Klein

Fernwarme 167.90 689.36 66.51 98.51 55.21 1'077.49
Mittel

Fernwarme 490.65 1’502.68 87.84 76.55 0.0 2’157.72
gross

Fernwarme 719.75 2’47017 198.03 215.72 63.07 3'666.74
total

2.4.5 Warmeverbrauch nach Temperaturbereich in der Industrie

Fir die Abschatzung des industriellen Warmeverbrauchs wurden Daten des Bundesamts fir Energie
(BFE) verwendet, welche den erhobenen und teilweise hochgerechneten gesamtschweizerischen
Energieverbrauch im Industrie- und Dienstleistungssektor pro Branche und Energietrager — Elektrizi-
tat, Heizdl extra-leicht, Erdgas, Kohle, Industrieabfalle, Heizél mittel und schwer, Fernwarmebezug
und Holz — enthalten (BFE, 2024d). Durch die zugehdrige Zuweisung der NOGA-Codes zu den jewei-
ligen Branchen (BFE, 2024a) sowie statistische Auswertungen dieser Codes erfolgt die geografische
Zuordnung auf Gemeindeebene und damit auf die CH2018 Klimazonen (siehe Abschnitt 2.4.3).

Relevanter Industrieverbrauch. Im finalen Energiesystemmodell fliessen ausschliesslich Indust-
riebedarfe ein, die kiinftig Uber Fernwarmenetze gedeckt werden sollen (andere Warmequellen sind,
wie in Kapitel 2.1 beschrieben, nicht relevant fir die Warmespeicherung und werden deshalb im Mo-
dell nicht abgebildet). Berlcksichtigt wird also nur jener Anteil des industriellen Warmeverbrauchs,
der entweder Uber bestehende Fernwarmenetze oder kinftig Uber Netze mit industriellen Warmepum-
pen bereitgestellt werden kann. Wir beschreiben in Abschnitt 2.1, weshalb die getroffenen Einschran-
kungen keine relevanten Auswirkungen auf die resultierenden Speicherbedarfe haben.

Es wird angenommen, dass industrielle Warmepumpen kinftig Warme fir Nieder- und Mitteltempe-
ratur-Fernwarmenetze bereitstellen kénnen. Zur Abschatzung des kiinftig durch industrielle Warme-
pumpen gedeckten Warmebedarfs wird der Anteil der bestehenden fossil betriebenen Fernwarme-
netze im Temperaturbereich <100 °C bzw. 100-200 °C sowie deren Reduktionspotenzial herangezo-
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gen. Gemass dem ZERO-Basis-Szenario der Energiestrategie 2050+ (BFE, 2022a) wird im Industrie-
sektor eine Reduktion des Gas- und Olverbrauchs um 30 % bis zum Jahr 2035 und um 62 % bis 2050
erwartet. Grundlage flr die Aufteilung des industriellen Warmebedarfs in Temperaturbereiche bilden
branchen- und prozessorientierte Annahmen gemaf Rehfeldt et al. (2018). Fur die bestehende Fern-
warme wird angenommen, dass diese kinftig Warme im Bereich von 100-200 °C liefern kann.

Die zeitliche Verteilung dieser Bedarfe erfolgt anhand angenommener, normalisierter Lastprofile, die
drei typischen Betriebsmodellen entsprechen: durchgangiger Betrieb, Schichtbetrieb (6—22 Uhr) so-
wie Birozeiten (7—17 Uhr). Diese Profile wurden den jeweiligen Industriebranchen zugeordnet und
abschliessend pro Temperaturbereich und Energietrager aggregiert.

Tabelle 13: Aufteilung der Warmebedarfe der Industrie fiir 2035 nach Temperaturbereich (und Wé&rmebereitstellungstech-
nologie) und Klimazone

Warmepumpe 182.04 599.67 149.54 95.61 67.43
(<100 °C)
Warmepumpe 215.29 501.80 110.86 88.53 35.60

(100 — 200 °C)

Fernwarme 525.523 1'136.03 230.20 180.68 80.26
(100 — 200°C)

Tabelle 14: Aufteilung der Wéarmebedarfe der Industrie fiir 2050 nach Temperaturbereich (und Wérmebereitstellungstech-
nologie) und Klimazone

Warmepumpe 376.22 1'239.32 309.04 197.58 139.36
(< 100 °C)
Warmepumpe 444.94 1°037.06 229.12 182.97 73.58

(100 — 200 °C)

Fernwarme 525.53 1"136.03 230.20 180.68 80.26
(100 — 200°C)

2.4.6 Zugang der Bedarfe zu den betrachteten Speichertechnologien

Investitionskosten und Platzverfiigbarkeit schranken die Adaption von Technologien flr unterschied-
liche Bedarfe ein. Die implementierten Zugange sind in Tabelle 16 im Anhang dargestellt. Diese Zu-
gange wurden wie folgt ausgewanhlt. Zur Erflllung von Mitteltemperatur-Bedarfen der Industrie (fir
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100 — 200 °C) kénnen (Erdbecken-) Speicher nicht genutzt werden, da diese ein auf Wasser basie-
rendes Speichermedium verwenden und nicht unter Druck betrieben werden. Die anderen Zuord-
nungsmoglichkeiten werden darlber hinaus zugelassen.

2.4.7 Abwirmepotentiale aus Seewasser, Fliissen, Abwasserreinigungsanlagen und Keh-
richtverbrennungsanlagen

Zur Modellierung zusatzlich erschliessbarer Warmequellen aus der Umwelt (See-, Flusswasserwar-
menutzung), Abwasserreinigungsanlagen und der Abwarme aus Kehrichtverbrennungsanlagen wur-
den die bereitgestellten Daten des Bundes verwendet. Grundwasser wirde ein erhebliches Potential
darstellen (BFE, 2024¢), wurde jedoch nicht als Warmequelle bertcksichtigt. Dies liegt vor allem an
den hohen Anforderungen an geologische Detailinformationen sowie an regulatorischen Einschran-
kungen, die eine generalisierte Abbildung im Modell erschweren.

Abwiarmepotential aus Kehrichtverbrennungsanlagen. Fir die Abwarme aus den Kehrichtver-
brennungsanlagen wurde das Open Dataset (BFE, 2022b) verwendet und die Abwarmebereitstel-
lungsdaten (verflgbar in der Schicht «Heat») aus 2023 verwendet. Nach den Positionsdaten wurden
die Anlagen den funf Klimazonen zugeordnet. Da keine Optimierung fur die Aufteilung der Produktion
von Warme und Elektrizitat durchgefihrt wurde, wurden die Produktionswerte aus 2023 verwendet.
Bei der Erstellung des Stundenprofils wurde die bereitgestellte Warmemenge durch die Jahresstun-
denzahl (8'760) geteilt und fur jede Stunde eine konstante Bereitstellung angenommen.

Abwidrmepotential aus Abwasserreinigungsanlagen. Fir das Abwarmepotential von den Abwas-
serreinigungsanlagen wurde das Open Dataset (BFE, 2018a) verwendet. Analog zu den Daten der
Kehrichtverbrennungsanlagen wurden die Anlagen den Klimazonen zugeordnet, die Warmepotentiale
aus der Schicht «HeatSupplier» in der Spalte «HeatPotential_ MWha» entnommen. Da nicht alle An-
lagen gut erschlossen sind wurde davon ausgegangen, dass nur 50 % des Warmepotentials genutzt
werden kann.

Abwarmepotential aus Seewasser und Flussen. Zur Erhebung der potenziellen Umweltwarme-
quellen aus Seewasser- und Flusswarmenutzung wurden die Open Datasets (BFE, 2018b) verwen-
det. Als Warmepotentiale fir die Seeenergie-Anschllisse/Flusswarme wurde aus der Schicht «La-
kes»/«Rivers» die Spalte «heat_extraction_gwha» verwendet. Fir beide Datensets wurde fur jede
Klimazone bestimmt welcher Anteil an Flache (fir Seen) und an der Linie (fir Flisse) sich in der
jeweiligen Klimazone befindet und die Warmepotential nach Flache/Lange in der entsprechenden Kii-
mazone aufgeteilt.

2.4.8 Platzbedarf der Speichertechnologien

Um Raumbedarf zur Deckung des ermittelten Speicherbedarfs zu bestimmen, wurden die Speicher-
dichten (Volumen pro gespeicherter Warme) bestimmt basierend auf der Ubersicht fir Erdbecken-
speicher in Lichinger et al. HSLU (2025). Die untersuchten Speichersysteme, die zur Versorgung von
Fernwarmesystemen genutzt werden, zeigten dabei eine mittlere Speicherdichte von 19.75 m*/MWh
(mit einem Median von 16.42 m*¥MWh und einer Standardabweichung von 7.94 m3/MWh. In den
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nachfolgenden Berechnungen wird der gerundete Wert von 20 m*MWh verwendet. Hier ist zu beach-
ten, dass abhangig von den genutzten Speichertemperaturen respektive der Geometrie der Erdbe-
ckenspeicher dieser Faktor stark variieren kann. Ebenso beeinflusst die Geometrie des Speichers
massgeblich den Flachenbedarf. In (Schmidt et al., n.d.-a) wird ein Fl&dchen pro Volumenverhaltnis
von 0.1 — 0.15 m?/m? vorgeschlagen. Als Vergleich dazu hat das Speichersystem in Hechingen mit
einem Volumen von 18'000 m?® einen Oberflachenbedarf von 80 x 50 m?, das heisst ein Flachen pro
Volumenverhaltnis von 0.22 m?/m3. Fir die Berechnungen weiter unten wird von einem Wert von 0.1
m?/m? ausgegangen.

Fir Tankspeicher ist die Variation der Speicherdichten aufgrund der unterschiedlichen Speichertem-
peraturen noch grésser. In (Schmidt et al., n.d.-b) wird von einer Energiedichte von 60 — 180 kWh/m?,
was einer Speicherdichte von 5.5 — 16.7 m¥MWh entspricht. In den Berechnungen unten wird von
einer Speicherdichte von 10 m3/MWh ausgegangen. Fir den Flachenbedarf wird 0.4 — 0.7 m?/m?3
angegeben in derselben Quelle. Unten wird ein Wert von 0.55 m?/m3 verwendet. Kosten fir Warme-
bereitstellungstechnologien

2.4.9 Kostenannahmen fiir Warmebereitstellungstechnologien

Die Annahmen zu den Kosten fur die Warmebereitstellungstechnologien sind in Tabelle 15 dargestellt.
Das Modell investiert endogen in diese Technologien zur Deckung der Warmelast je modelliertem
reprasentativen Fernwarmenetz.

Tabelle 15: Annahmen zu Wérme-Erzeugungsinvestments

Investitionskos- Wirkungsgrad / Lebensdauer
ten (CHF/kW) CcoP® (Jahre)

Elektro-Heizkessel 47.5 1 15 Mellot et al.
(2024)
Gross-Warme- 781 4.26 20 Mellot et al.
pumpen (2024)
Industrie 191 0.927 20 Mellot et al.
Methan-Kessel (2024)
KWK CCGT 1537 Strom-zu-Warme- 25 NEXUS-E
mit CCS Verhaltnis: 0.61 (ETH ESC,
2022)

5 Ggf. kann der COP abweichen. Siehe Tabelle 16.

Seite 36 von 93


https://ars.els-cdn.com/content/image/1-s2.0-S0196890424003674-mmc1.pdf
https://ars.els-cdn.com/content/image/1-s2.0-S0196890424003674-mmc1.pdf
https://ars.els-cdn.com/content/image/1-s2.0-S0196890424003674-mmc1.pdf
https://ars.els-cdn.com/content/image/1-s2.0-S0196890424003674-mmc1.pdf
https://ars.els-cdn.com/content/image/1-s2.0-S0196890424003674-mmc1.pdf
https://ars.els-cdn.com/content/image/1-s2.0-S0196890424003674-mmc1.pdf
https://nexus-e.org/wp-content/uploads/2022/08/Nexuse_Report_InputData_v2.pdf
https://nexus-e.org/wp-content/uploads/2022/08/Nexuse_Report_InputData_v2.pdf

2.5 Szenarien

Far die Modellierung wurden gemeinsam mit dem Auftraggeber drei Szenarien definiert, welche in
Abbildung 6 visualisiert sind. Die Szenarien basieren alle auf dem ZERO-Basis-Szenario der EP2050+
(BFE, 2021), wurden jedoch in Bezug auf einzelne Parameter angepasst.

Basis S1 S2
100% 90% 97% )
ZERO Basis ZERO Basis ZERO Basis
mit PV-Erhéhung auf mit PV-Erhéhung auf mit PV-Erhdhung auf .
30 GW in 2035 und 22 GW in 2035 und 22 GW in 2035 und Wahrsfcheln
Erhdhung der Erhdhung der Erhéhung der lichkeit

Elektromobilitat
in 2035 und 2050

Elektromobilitat
in 2035 und 2050

Elektromobilitat
in 2035 und 2050

! 10% Wahrscheinlichkeitvon L 3% Wahrscheinlichkeit von

NTC-Reduktion auf 30% NTC 30% & Gasverbrauch-10%
Abbildung 6: Modelliertes Basisszenario und Sensitivitdten S1 und S2

Basis. Im Basis-Szenario wurden die PV- und Elektromobilitdtsannahmen aktualisiert. Die aktualisier-
ten PV-Ausbau Annahmen sind 30.1 GW fir 2035 und 35.5 GW flir 2050. Diese bereits installierten
Kapazitaten generieren die in Tabelle 7 dargestellte Strommenge. Zudem wurde der Stromverbrauch
fur die E-Mobilitat fir 2035 auf 8.67 TWh und fir 2050 auf 17.95 TWh erhoht.

S1: Robustheit fiir eingeschrankten Stromhandel. Die Sensitivitdt S1 bertcksichtigt ein Szenario
mit zwei moglichen Teilszenarien, die jeweils mit einer angenommenen Eintrittswahrscheinlichkeit in
die stochastische Optimierung eingehen. Die daraus abgeleiteten Investitionsentscheidungen sind
zwar nicht optimal fur eines der beiden Teilszenarien im isolierten Fall, stellen jedoch eine bestmogli-
che Ldsung dar unter der Unsicherheit dariiber, welches Teilszenario tatsachlich eintreten wird. An-
ders gesagt: Die resultierenden Investitionen erweisen sich in beiden Teilszenarien als gute Wahl —
was die Losung insgesamt robust gegentber Unsicherheiten macht.

So nimmt das Szenario zu 90% Wahrscheinlichkeit die Basis-Szenario Welt an, wie sie zuvor be-
schrieben wird, allerdings mit einem reduzierten PV-Ausbau von nur 22.0 GW. Zu 10% Wahrschein-
lichkeit nimmt es dieselbe Welt an, allerdings mit reduzierten Stromhandelskapazitaten (Net Transfer
Capacity NTC). Diese Transferkapazitaten sind dabei auf 30% des Ursprungswertes (vgl. Tabelle 8)
verringert. Durch die ungleiche Verteilung der Eintrittswahrscheinlichkeiten wird der Fokus der Resul-
tate eher auf eine gute Performance im Falle der Basis-Szenario Welt gelegt. Mathematisch errechnet
sich der zu minimierende Wert der Zielfunktion zu 90% aus der Betriebsoptimierung der Basis-Sze-
nario Welt und zu 10% aus der Welt mit eingeschrankten NTC, jeweils fur ein ganzes Jahr modelliert.
Investitionskosten fliessen immer zu 100% in die zu minimierende Kosten-Zielfunktion ein, denn sie
fallen unabhangig davon an, welches Szenario sich materialisiert.

S2: Robustheit fiir eingeschrankten Strom- und Gashandel. Die Sensitivitat S2 ist ebenfalls ein
Szenario mit zwei Teilszenarien. So nimmt das Szenario zu 97% Wahrscheinlichkeit das erste Teilsze-
nario an, welches eine ans Basis-Szenario angelehnte Welt ist, wie sie zuvor beschrieben wurde,
allerdings ebenfalls nur mit einem PV-Ausbau von 22 GW. Zu 3% Wahrscheinlichkeit nimmt es das
zweite Teilszenario an, welches reduzierte Stromhandelskapazitaten auf 30% des Ausgangs-NTC-
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Wertes hat. Zusatzlich sind die Gasimporte flr die im Modell abgebildete Gasnutzung (fiir die Strom-
und Fernwarmeerzeugung), um 10% gegenuber dem Basis-Szenario reduziert.

Vergleich der Sensitivitaten. Die Sensitivitdt S2 unterscheidet sich von S1 also einerseits durch die
geringere Schock-Eintrittswahrscheinlichkeit (nur 3% statt 10%) und andererseits durch die zusatzli-
che Gas-Importverringerung um 10%.
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2.6 Ergebnisse

Im Folgenden diskutieren wir zuerst die Ergebnisse des Energiesystemmodells (Sektoren Strom und
Warme) fir das Zieljahr 2035 und anschliessend die Ergebnisse flr das Zieljahr 2050. Die Ergebnisse
sind so zu verstehen, dass mit dem verwendeten techno-6konomischen Modell Investitionen in Spei-
chertechnologien vorgeschlagen werden, welche fir das gesamte Strom- und Warmesystem mit den
getroffenen Annahmen optimal sind. Die Speicherbedarfe kbénnen sich bei anderen Annahmen sowie
Szenarien andern und bei anderen Preisentwicklungen durch andere vergleichbare Technologien ge-
deckt werden. Bei den Ergebnissen wurde vorausgesetzt, dass sich die Schweiz gemass EP2050+
(BFE 2021) entwickelt, mit den in den vorigen Abschnitten genannten Anpassungen. Dies fordert ei-
nen grossen Ausbau von PV-Anlagen, Windkraftanlagen, Pump- und Speicherkraftwerke sowie hohe
Flexibilitatsnutzung bei Warmepumpen und dem Laden von Elektrofahrzeugen. Im ganzen Verkehrs-
sektor und Warmebereich ist eine vollstandige Dekarbonisierung bis 2050 (Netto-Null) das Ziel. Dies
bedeutet einen enormen Ausbau von Warmepumpen und Elektrifizierung des Verkehrs. Auf Grund-
lage dieser Annahmen kommt das Modell auf die folgenden Ergebnisse.

2.6.1 Speicherbedarfe fiir 2035

Das Modell errechnet fiir die gegebenen Szenarien die 6konomisch optimalen Speicher-Investitionen
sowie, falls relevant, zusatzliche Stromerzeugungsanlagen. Neue Erzeugungsanlagen (lber die als
gegeben angenommenen hinaus) waren jedoch fir keines der Hauptszenarien nétig, sodass nur
Speicherinvestitionen resultierten. Die Ergebnisse fur das Zieljahr 2035 sind in Abbildung 7 darge-
stellt.

Basisszenario. Im Basisszenario fur das Zieljahr 2035 ist im Modell ein signifikanter Zubau von Bat-
terien und Warmespeichern (Tank- und Erdbeckenspeicher) 6konomisch optimal (rote Balken in Ab-
bildung 3). Dabei stechen Batterien durch ihre hohe Leistung (GW) und Erdbeckenwarmespeicher
durch ihre hohe Speicherkapazitat (GWh) heraus, die ca. 15 % des Warmebedarfs entspricht, der
durch Speicher adressiert werden kann. Wasserstoff- und Gasspeicher sind in der Schweiz nicht kos-
teneffizient fur die modellierten Szenarien. Im Modell sind fir die modellierten Szenarien keine zu-
satzlichen Stromerzeugungs-Investitionen (PV, Wind, Gas, WKK) Uber die bereits angenommenen
Kapazitaten hinaus optimal.
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Abbildung 7: Speicherbedarfe fiir das Jahr 2035 und (keine) zusétzliche Erzeugungsinvestitionen

Batterien. Bei Batterien zeigt sich das typische Muster kurzfristiger Speicher mit hohen Leistungs-
werten (4.3 GW), jedoch kleinen Speicherkapazitaten (ca. 22 GWh). Dies folgt ihrer Kostenstruktur,
denn sie haben ihren relativen Kostenvorteil bei der Leistung, sind dagegen relativ teuer in Bezug auf
ihre Speicherkapazitat. Sie werden im Modell zum Ausgleich innertaglicher und wdéchentlicher
Schwankungen verwendet (vgl. Abschnitt 2.6.2). Der sehr hohe Ausbau an Batterien hangt auch mit
der Annahme des sehr starken PV-Ausbaus im Basisszenario zusammen (30 GW), denn Batterien
und PV sind komplementare Technologien. In den Szenarien S1 und S2, die wir unten ausfuhrlicher
darstellen, ist der Batterie-Ausbau auch deshalb geringer, weil dort nur ein PV-Ausbau von 22 GW
angenommen wurde.

Warmespeicher. Beide hier berlicksichtigten Arten von Warmespeichern, Tank- und Erdbeckenwar-
mespeicher werden im Modell mit einer optimalen Leistung von ca. 0.6 GW zugebaut, was 75 % der
Maximalleistung fir Warme, die Zugang zu Speichertechnologien entspricht. Tank-Warmespeicher
sind jedoch, ahnlich wie Batterien, mit eher kleiner Speicherkapazitat (ca. 7 GWh im Basisszenario)
optimal. Das entspricht einer Zeit von ca. 12 Stunden fir eine vollstandige Entleerung, sodass sie
auch vor allem zum innertaglichen und innerwéchentlichen Ausgleich zum Einsatz kommen. Erdbe-
ckenwarmespeicher hingegen folgen eher einem saisonalen Muster und werden vom Modell aufgrund
ihrer Kostenstruktur mit hohen Speicherkapazitaten (ca. 348 GWh im Basisszenario, was 15% War-
menachfrage der Fernwarmenetze entspricht) und relativ geringer Leistung zugebaut. Das entspricht
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einer Zeit von ca. 24 Tagen flr eine vollstandige Entleerung. Durch die Kostenstruktur werden die
Speicher dabei vor allem fiir die Uberdeckung der Hochpreisphasen (v.a. Dunkelphasen) im Winter
genutzt und nicht als flachendeckende saisonale Speicher.

Rolle von Batterien. Der signifikante Zubau von Batterien unterstreicht, dass Grossbatterien kinftig
eine wichtige Rolle im Energiesystem der Schweiz spielen kénnen. Der massive Preisverfall von
Grossbatterien (vgl. Abschnitt 2.2) spiegelt sich somit im Modellergebnis wider. Batterien profitieren
in einem klnftigen Energiesystem von den Preisunterschieden zwischen Stunden mit viel und solchen
mit wenig erneuerbarer Erzeugung, die kunftig zunehmen werden. Batterien selbst haben jedoch wie-
derum einen dampfenden Effekt auf die Preisvolatilitat, sie sorgen also in der Tendenz zu einer fla-
cheren Preiskurve.

Sensitivitaten. Die Ergebnisse der Sensitivitaten sind in Bezug auf Warmespeicher und in Bezug auf
die Nichtrentabilitadt von Gas- und Wasserstoffspeicherung sehr ahnlich zu denen des Basisszenarios.
Die einzige Ausnahme sind Batterien, die in den Sensitivitaten zwar weiterhin stark, jedoch deutlich
verringert zugebaut werden.

Batterien profitieren von Aussenhandel. Der Zubau an Batterien ist also im Basisszenario, in dem
der Stromaussenhandel in vollem Umfang méglich ist, deutlich hdher als in den Sensitivitaten, in de-
nen die Stromhandelskapazitaten (NTCs) mit unterschiedlichen Wahrscheinlichkeiten auf 30% redu-
ziert wurden (fur S1 mit einer Wahrscheinlichkeit von 10%, fur S2 mit einer Wahrscheinlichkeit von
3%). Der Grund dafur ist, dass Batterien in der Schweiz profitabler sind, wenn (a) viel PV ausgebaut
ist (wie es im Basis-Szenario mit ca. 30 GW der Fall ist) und (b) sie voll vom europaischen Aussen-
handel profitieren kénnen, was ebenso im Basis-Szenario der Fall ist. Denn mit ihrer flexiblen Was-
serkraft-Erzeugungsstruktur ist die Schweiz ohnehin bereits ein Lieferant von innertaglicher Flexibilitat
und das restliche Europa ein Nachfrager davon. Je mehr diese Systeme getrennt sind, desto hdher
ist die Preisvolatilitdt im restlichen Europa und desto flacher die Preiskurve in der Schweiz. Je besser
diese Systeme verbunden sind, desto profitabler ist daher der Betrieb von flexiblen Speicherkraftwer-
ken in der Schweiz, wozu Batterien auch zu zahlen sind. Dadurch ergibt sich das auf den ersten Blick
paradoxe Resultat, dass mit verringertem Aussenhandel weniger Batterien in der Schweiz rentabel
sind. In einer Extra-Rechnung haben wir diesen Effekt (dass eingeschrankter Aussenhandel zu weni-
ger Batteriezubau flhrt) zudem auch isoliert von der PV-Anpassung reproduzieren kénnen. Ein ahn-
licher Trend zeigt sich bei den Erdbeckenspeichern (Langzeitspeichern). Bei Tankspeichern zeigt sich
vor allem ein starkerer Ausbau in S2 aufgrund der dort verringerten Gasverflgbarkeit, sodass Tank-
speicher genutzt werden, um mit weniger Gas fur Warmespitzenlasten auszukommen.

Keine Wasserstoff- und Gasspeicher. Wasserstoff- und Gasspeicher sind im Modell fur die Schweiz
nicht dkonomisch effizient. Denn sie sind in den Szenarien nicht notwendig, um Versorgungssicherheit
zu gewabhrleisten und die sich ergebenden saisonalen Preisunterschiede reichen nicht aus, um die
Investitionen in diese Speicher zu refinanzieren. Auch in Szenarien mit Robustheit fur Situationen
ganz ohne Aussenhandel, die wir zur Verifizierung der Resultate zusatzlich gerechnet wurden haben,
hat sich bestatigt, dass Gas- und Wasserstoffspeicher unter den getroffenen Annahmen fir die
Schweiz nicht kosteneffizient sind (siehe Exkurs zu Robustheit flr Autarkie-Szenario in Abschnitt
2.6.4). In den modellierten Hauptszenarien ist die Schweiz zudem sehr gut in den europaischen
Strommarkt integriert, sodass selbst bei einer Verringerung der Stromhandelskapazitaten auf 30%
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des normalen Niveaus (in den Szenarien S1 und S2) und auch bei gleichzeitiger Reduktion der Gasim-
porte um 10% (im Szenario S2) ausreichend Energieimporte (v.a. Strom) maéglich sind, um das sai-
sonale Energiedefizit der Schweiz im Winter auszugleichen.
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2.6.2 Speicherbedarfe fiir 2050

Auch fir das Zieljahr 2050 haben wir den optimalen Speicherzubau analysiert. Das Modell resultierte
auch fiir 2050 fur alle Hauptszenarien in keinen zusatzlichen Erzeugungsanlagen (Erneuerbare oder
thermische Kraftwerke). Die Ergebnisse der Speicherbedarfe sind in Abbildung 8 dargestellt. Sie be-
wegen sich insgesamt auf einem ahnlichen Niveau wie die Ergebnisse fir das Zieljahr 2035. Auch fiir
das Zieljahr 2050 werden Batterien und Warmespeicher zugebaut, und weiterhin keine Wasserstoff-
und Gasspeicher. Im Modell sind fir die modellierten Szenarien auch fir 2050 keine zusatzlichen
Stromerzeugungs-Investitionen Uber die bereits angenommenen Kapazitaten hinaus optimal.
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Abbildung 8: Speicherbedarfe fiir das Jahr 2050

Batterien. Der Zubau von Batterien im Basisszenario ist fur das Zieljahr 2050 mit 3.1 GW unterhalb
des Resultats fuir 2035 (4.3 GW), jedoch weiterhin in der gleichen Gréssenordnung. Der leichte Ruck-
gang des Bedarfs an Kurzzeitspeicherung hangt auch damit zusammen, dass in den angenommenen
Szenarien fur die Nachbarlander laut ENTSO-E-Annahmen hohe Elektrolyseur-Leistungen installiert
sind, die tendenziell fir flachere Preise sorgen und eine Konkurrenz fir Kurzfristspeicher wie Batterien
darstellen. Ob diese Annahmen so in der Realitat in 2050 eintreten, ist — wie alle langerfristigen An-
nahmen — mit Unsicherheiten behaftet.
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Betrieb von Batterien. Der Betrieb von Grossbatterien wird beispielhaft in Abbildung 9 deutlich. Die
Abbildung zeigt Stromerzeugung und -verbrauch — einschliesslich des Betriebs von Batterien — im
Modell in der Schweiz wahrend einer beispielhaften Woche im Basisszenario flr das Jahr 2050. In
der Abbildung wird deutlich, dass Batteriespeicher Uberwiegend in taglichen Zyklen verwendet werden
— sie laden meist um die Mittagszeit, wenn die PV-Erzeugung hoch ist, und entladen in den Abend-
und Nachtstunden. Batterien, mit ihrer relativ grossen Leistung und geringer Speicherkapazitat sind
fur dieses Betriebsmuster gut geeignet. Es unterstreicht auch die komplementare Beziehung zwi-
schen PV und Batteriespeichern im Schweizer Energiesystem. Gleichzeitig konkurrieren Batterien
direkt mit Pumpspeicherkraftwerken (PSP) sowohl auf der Verbrauchs- als auch auf der Erzeugungs-
seite: Haufig erfolgt das Laden parallel zum Pumpbetrieb der PSP (Wasser wird in die Speicherbe-
cken gepumpt). Die Entladung der beiden Technologien iberschneidet sich jedoch nicht vollstandig,
da PSP aufgrund ihrer relativ grésseren Energiespeicherkapazitat auch Uber langere Zeitrdume hin-
weg betrieben werden kénnen und zudem eine geringere Effizienz aufweisen. Darlber hinaus stehen
Batterien im Wettbewerb mit der Flexibilitat des Stromverbrauchs, insbesondere durch Elektrofahr-
zeuge (EV) und Warmepumpen, da alle diese Verbraucher versuchen, ihren Strombedarf in preis-
glnstige Stunden zu verlagern. Schliesslich konkurrieren Batterien auch um Einnahmen aus dem
Export — in dieser Woche laden sie nahezu ausschliesslich in Stunden mit niedrigen Preisen, wenn
die Schweiz Strom importiert, und speisen in Stunden mit hohen Preisen aus, die mit dem Export
verbunden sind. Dies verdeutlicht die Bedeutung des Stromhandels fiir die Wirtschaftlichkeit von Bat-
terien.

30k
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== Nettoimport
Erneuerbare Erzeugung
20k Wasserkraft
=== Pumpspeichererzeugung
Batterieerzeugung
Sonstige Erzeugung
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Abbildung 9: Stromerzeugung und -verbrauch einer Herbstwoche im Szenario-Jahr 2050

Warmespeicher. Der optimale Zubau an Warmespeichern ist insgesamt fir 2050 sehr ahnlich wie
fur 2035. Die Leistungen von Tank-Warmespeichern gehen, vergleichbar mit dem Rickgang bei Bat-
terien, auch hier leicht zurtick, dagegen steigt die Leistung bei Erdbeckenwarmespeichern auf 0.9 GW
leicht an, wobei die Speicherkapazitat weiterhin um ca. 340 GWh optimal ist. Insgesamt bewegen sich
all diese Veranderungen aber in einem sehr kleinen Bereich, und sind, insbesondere aufgrund der
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oben im Absatz zu Batterien genannten ambitionierten TYNDP-Annahmen zu Elektrolyse in Europa,
die den Effekt haben Preise zu glatten, mit Vorsicht zu betrachten. Die Kernaussage an dieser Stelle
ist also eher, dass in den beiden Zieljahren kein grundsatzlich anderer Ausbau angezeigt ist, sondern
die Resultate Uber die Zieljahre hinweg konsistent sind.

Sensitivitdten. Die Sensitivitdten haben kaum Einfluss auf die optimalen Investments. Dies liegt vor
allem daran, dass fir 2050 in allen Szenarien der gleiche PV-Ausbau angenommen wurde, und sich
nur die Mdglichkeit zum Stromaussenhandel und zum Gasimport zwischen den Szenarien unterschei-
det, jedoch nicht in kritischem Umfang. Die somit &hnlicheren Szenarien fuhren daher auch zu &hnli-
cheren Resultaten, als es in der Modellierung fiir 2035 der Fall war. Weiterhin ist jedoch in kleinem
Umfang der Trend zu erkennen, dass mit reduzierten Aussenhandelsmdglichkeiten der Batterie-Zu-
bau zurick geht. Hier wird einmal mehr deutlich, dass Kurzzeitstromspeicherung insbesondere bei
hohen Aussenhandelskapazitaten in der Schweiz attraktiv ist, mit einer starker abgeschotteten
Schweiz jedoch an Attraktivitat verliert, da der inlandische Schweizer Markt flir sich genommen bereits
mit Speicherkapazitat durch die Wasserkraft gesattigt ist.
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2.6.3 Exkurs: Winterimporte

Hauptszenarien. Wir haben die modellierten Szenarien in Bezug auf die resultierenden Netto-Stro-
mimporte je Halbjahr (Sommer, Winter) analysiert. Abbildung 10 zeigt die saisonalen Nettoimporte
und -exporte der Schweiz fir die Hauptszenarien fur die Zieljahre 2035 und 2050. Im Basisszenario
bleiben die Schweizer Nettoimporte im Jahr 2035 unter dem Richtwert von 5 TWh, wahrend sie im
Jahr 2050 diesen Wert Gberschreiten.

Sensitivitdten. Die Sensitivitaten haben jeweils in sich zwei Szenarien, die ,normale“ Welt und den
»ochock“-Zustand, also das jeweils herausforderndere Setting, mit ihren jeweiligen Wahrscheinlich-
keiten, die in Abschnitt 2.5 beschrieben sind. In den Sensitivitdten S1 und S2, die jeweils zwei Subs-
zenarien aufweisen, zeigt sich, dass die Nettoimporte in Normaljahren zwar ahnlich hoch ausfallen
wie im Basisszenario, in sogenannten Schockjahren jedoch deutlich geringer sind. Interessanterweise
sinken sie im Schockjahr 2035 sogar unter die 5-TWh-Grenze. Dieser reduzierte Import deutet darauf
hin, dass Investitionen, welche die Versorgungssicherheit in Schockjahren gewahrleisten, in Normal-
jahren 6konomisch anders eingesetzt werden kdnnen. Anders gesagt ermdglicht der im Szenario vor-
handene Kraftwerkspark der Schweiz in kritischen Wintern (entweder freiwillig oder notgedrungen)
weniger Strom zu importieren, wahrend sie in typischen Jahren dennoch von héherem Stromhandel
profitieren kann.

® Winter
B Sommer

Abbildung 11 Saisonale Netto-Stromimporte der Schweiz fiir 2035 und 2050 (negative Werte entsprechen Exporten)
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Zusatz-Szenarien Winterimport. Da die Winter-Limit Winter-Robustheit
Szenarien S1 und S2 nicht explizit entwi-
ckelt wurden, um das Winterlimit zu be-

100% 90%

}_ Wahrschein-

.. S . . s Winter Limit 5 Basisszenario
ricksichtigen, haben wir zwei zusatzliche TWh _ v _
Szenarien (Winter-Limit und Winter-Ro- lichkeit
bustheit) fur das Jahr 2050 eingefuhrt.

Die neuen Szenarien werden grafisch in 10% Wahrscheinlichkeit
Abbildung 12 dargestellt. von Winter-Limit 5 TWh

Winter-Limit. Das Winter-Limit-Szenario  Appildung 12: Zusatz-Szenarien zur Analyse des Winterimports
wurde so modelliert, dass die Schweiz im-

mer das Winter-Limit von 5 TWh einhalten muss. Ein im Modell durch eine Nebenbedingung forciertes
Winterlimit auf Nettoimporte kann man sich in der Realitdt am ehesten als einen Zertifikatmarkt fir
Stromimporte vorstellen: Fur jede importierte Stromeinheit muss ein Zertifikat erworben werden, wah-
rend fur exportierte Stromeinheiten Zertifikate gutgeschrieben werden, die einen Marktwert besitzen.
Ein solcher Zertifikat-basierter Mechanismus wirde zwar in der Realitat zur Erreichung des 5-TWh-
Nettoimportziels nicht umgesetzt werden, kann jedoch im Modell eine sinnvolle Naherung an ein Sys-
tem sein, das die Nebenbedingung mdglichst 6konomisch einhalt.

Winter-Robustheit. Das Winter-Robustheit-Szenario wurde so modelliert, dass in 90% der Jahre nor-
male Handelsbedingungen gelten, wahrend in 10% der Jahre eine harte Grenze von maximal 5 TWh
Nettoimport im Winter gilt, ahnlich dem Szenario aus Winter-Limit (s.o0.). Dieses Szenario eignet sich
gut dazu, zu untersuchen, ob die Schweiz gleichzeitig eine gréssere Unabhangigkeit von Importen
(,wenn es darauf ankommt®) erreichen und in normalen Jahren von optimalen Handelsbedingungen
profitieren kann.

® Winter
B Sommer

TWh

Abbildung 13 Nettoimportprofile der Schweiz fiir das Jahr 2050 in den Zusatz-Szenarien zur Analyse des Winterimports
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Ergebnisse der Zusatz-Szenarien. Die resultierenden Nettoimporte fir das Jahr 2050 sind in Abbil-
dung 13 dargestellt; der entsprechende Erzeugungsmix in Abbildung 14. Trotz der Begrenzung auf
5 TWh Nettoimport im Winter in den eingeschrankten Jahren, zeigt Abbildung 13, dass das Winter-
Robustheit Szenario in freigegebenen (normalen) Jahren wirtschaftlich optimal héhere Nettoimporte
von etwa 10 TWh wahlt. Zur Erreichung dieser Flexibilitat erfordert das Winter-Robustheit-Szenario
hohere Kapazitaten an Batteriespeichern und Freiflachen-PV im Vergleich zum Basisszenario (Batte-
riespeicher: etwa 4.4 GW gegeniber 3.1 GW im Basisszenario; extra PV: etwa 2.9 GW gegeniber
keiner zusatzlichen PV-Kapazitat im Basisszenario). Allerdings liegen diese notwendigen Kapazitaten
immer noch deutlich unter jenen eines Szenarios, in welchem die Importgrenze von 5 TWh jedes Jahr
eingehalten werden muss (in diesem Fall waren etwa 6.5 GW Batteriespeicher und rund 7.8 GW extra
PV-Kapazitat erforderlich, die zusatzlich zu den installierten 35.5 GW PV gebaut werden mussten).
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Abbildung 14 Erzeugungsmixe der Schweiz im Jahr 2050 in Szenarien zur Analyse des Winterimports.

Erzeugungsmix Winter-Robustheit. Um besser zu verstehen, wie die Schweiz im Winter-Robust-
heit-Szenario die Winter-Importlicke schliesst, vergleichen wir die winterlichen Stromerzeugungs-
und Verbrauchsmuster der verschiedenen Szenarien. Verglichen mit dem Basisszenario liefert die
zusatzlich installierte Photovoltaik-Kapazitat im Winter-Robustheit Szenario etwa 1.5 TWh zusatzliche
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Stromproduktion im Winter. Zudem erhdht sich im Winter-Robustheit Szenario in den Jahren mit gel-
tender Importbeschréankung die Stromerzeugung aus inlandischer Biomasse im Winter um etwa
2.1 TWh. Obwohl die Stromerzeugung aus Biomasse relativ teuer und daher unter normalen Bedin-
gungen nicht optimal ist (vgl. 2.3.1), wird sie bei strengen Importgrenzen wirtschaftlich sinnvoll. Zu-
satzlich wird der Elektrizitdtsverbrauch von Elektrolyseuren (die gemass EP2050+ zur Wasserstoff-
herstellung fur unterschiedliche Zwecke benétigt werden) in diesen kritischen Wintern vermehrt in die
Sommermonate verschoben, was den winterlichen Stromverbrauch der Elektrolyseure um rund
1 TWh reduziert. Dartber hinaus werden Speichertechnologien mit Umwandlungsverlusten in diesen
eingeschrankten Wintern weniger intensiv genutzt, um Energieverluste zu minimieren: Konkret ver-
ringert sich der Stromverbrauch flr Pumpspeicherwerke um etwa 1.9 TWh und flr Batteriespeicher
um rund 0.3 TWh verglichen mit normalen Jahren im Winter-Robustheit-Szenario.

Importe ungleich Abhangigkeit. Es ist wichtig festzuhalten, dass zwischen der wirtschaftlich moti-
vierten Nutzung physischer Stromimporte und der Importabhangigkeit unterschieden werden muss.
Anders ausgedruckt besteht ein Unterschied zwischen der Strommenge, die in einem typischen Jahr
aufgrund 6konomischer Vorteile importiert wird, und jener Menge, die zur Gewahrleistung der Versor-
gungssicherheit zwingend bendtigt wird. Die zuvor genannten Anpassungen — beispielsweise der Ver-
zicht auf Arbitrage-Méglichkeiten bei Speichertechnologien — sind unter normalen Marktbedingungen
O6konomisch suboptimal. Deshalb vermeidet die Schweiz im Modell solche Massnahmen in typischen
Jahren ohne strikte Importbeschrankungen; stattdessen nutzt sie in diesen Fallen bevorzugt die wirt-
schaftlichen Vorteile aus dem grenziiberschreitenden Stromhandel. Sobald jedoch eine Importrestrik-
tion greift, kbnnen sie eingesetzt werden. Ein solches Winter-Robustheits-Szenario kommt daher mit
deutlich geringeren Investitionen aus als das Winter-Limit-Szenario, das diese Restriktion in jedem
Jahr einhalten muss.
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2.6.4 Exkurs: Robustheit fiir Autarkie-Szenario

Autarkie-Robustheit. In einem Exkurs-Szenario (Ab- _ ‘

. . s . . Autarkie-Robustheit
bildung 15) haben wir zusatzlich ein Energiesystem Zusatz-Szenario
modelliert, das robust gegen eine 3%-wahrscheinliche 97%
Energie-Autarkie ist (in der ganzjahrig kein Stromhan-

del moglich ist und zudem kein Gas fur Strom- und B . Wahrschei
Fernwarme bereitsteht). Fur die restlichen 97% Wahr- (fur 2035 PV reduziert — a rsfc en-
auf 22 GW) lichkeit

scheinlichkeit wird mit einem Basis-Szenario (mit
22 GW PV) gerechnet. Die resultierenden Investments
sind also auf Basis des angenommenen Systems op-
. . iy . . . . L 3% wahrscheinlichkeit von
timal, um gleichzeitig fur beide Situationen zu planen NTC=0& kein Gas fur

. . . . . St dF i
(normale und Autarkie-Situation), unter Einbeziehung e

ihrer jeweiligen angenommenen Wahrscheinlichkeiten. Abbildung 15: Zusatz-Szenario zur Analyse
Autarkie Robustheit

Resultate. In Abbildung 16 sind die optimalen Invest-

ments flir eine Autarkie-Robustheit abgebildet. Fuir

dieses Exkurs-Szenario resultierte das Modell sowohl in Investitionen in Speicher als auch in Erzeu-
gungsanlagen. Das unterstreicht, dass es wichtig ist, dem Modell beide Optionen zur Verfiigung zu
stellen, damit es eine optimale Balance der unterschiedlichen Lésungsarten (Speicher, Erzeugung)
berechnen kann. Im Folgenden gehen wir zuerst auf Speicher-Investments und dann auf Erzeugungs-
Investments ein.

Batterien. Auch in diesem Exkurs-Szenario sind Batterien eine der zentralen Speicher-seitigen L6-
sungen. Mit 3.8 GW fur 2035 und 5 GW fur 2050 sind deutlich mehr Batteriespeicher als in den ande-
ren Sensitivitdten optimal. Der leicht geringere Batterie-Zubau im Vergleich zum Basis-Szenario in
2035 liegt darin begriindet, dass dem Exkurs-Szenario (wie den Sensitivitdten S1 und S2) nur 22 GW
PV als Annahme (+4.1 GW endogen investiert) zugrunde liegt, wahrend dem Basis-Szenario 30 GW
PV zugrunde liegt, und Batterien komplementar zu PV sind. Der Vergleich mit den anderen Sensitivi-
taten (S1, S2, siehe Abschnitt 2.6.1) ist daher treffender.

Keine gasformigen Speicher. Auch in diesem Exkurs-Szenario ist der Zubau von gasférmigen Spei-
chern (Methan und/oder Wasserstoff) in der Schweiz nicht optimal. Selbst in einem vollstandigen Au-
tarkie-Szenario mit angenommener Wahrscheinlichkeit von 100% (das wir zum Testen der Modell-
grenzen berechnet haben, aber dessen Ergebnisse wir hier aufgrund der unrealistischen Annahme
nicht nadher darstellen) bleibt dieses Resultat stabil.

Erneuerbare. Insbesondere ein starker Ausbau von Freiflachen-PV (im Bereich 4 bis 5 GW) Uber das
jeweils als gegeben angenommene Mass hinaus ist fir beide Zieljahre in diesem Exkurs-Szenario
optimal, sowie im 2050-Szenario darliber hinaus ein zusatzlicher Zubau von 1.8 GW Windkraft. Wohl-
gemerkt gelten die PV-Zahlen fir Freiflachen-PV und sind nicht anwendbar auf PV auf privaten
Hausdéachern, denn dies ist deutlich teurer und gegenuber anderen Stromerzeugungsformen aus Sys-
temsicht haufig nicht konkurrenzfahig, selbst wenn es privatwirtschaftlich zur Eigenverbrauchsmaxi-
mierung zum Teil Sinn ergibt, da Netzentgelte und Abgaben gespart werden kdnnen, was wiederum
die Netzentgelte fir die verbleibenden Netznutzer ohne PV-Nutzung erhéht. Aus Sicht des Modells
sind jedoch grosse Erneuerbaren-Anlagen (Freiflache und Wind) flr eine robuste Planung effizient
und aus dem Grund eine sinnvolle Option, da sie sowohl im Autarkie-Krisenfall helfen als auch in
normalen Jahren einen Refinanzierungsbeitrag erwirtschaften. Aufgrund ihrer beschrankten zeitlichen
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Verfugbarkeit im Jahresverlauf verbleibt jedoch in Krisenjahren eine von anderen Technologien zu
fullende Lucke.

Keine Kernkraft. Auch im Exkurs-Szenario (Autarkie-Robustheit) hat das Modell nicht in Kernkraft
investiert. Aufgrund der Kostenstruktur der Kernkraft (sehr hohe Fixkosten, tiefe variable Kosten) sind
Kernkraftwerke darauf angewiesen, relativ konstant ganzjahrig Strom zu erzeugen. In einem europa-
ischen Stromsystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien ist jedoch in vielen Stunden ein Uber-
angebot an Strom aus erneuerbaren Energien vorhanden, sodass flir Kernkraftwerke potenziell nur
die verbleibenden Stunden zur Refinanzierung bleiben. In einem europaischen Strommarkt rechnen
sich daher die hohen Investitionskosten fir Kernkraft nicht. Auch zur Krisenvorsorge sind sie nicht
optimal, denn flr diese Zwecke sind Technologien mit tieferen Investitionskosten ékonomischer.

Olkraftwerk zur Krisenvorsorge. Interessant ist zudem, dass ein mit Heizol befeuertes Kraftwerk
zur Krisenvorsorge in diesem Exkurs-Szenario (mit 3% Autarkie-Wahrscheinlichkeit) optimal ist. Denn
Olkraftwerke sind verglichen mit anderen Stromerzeugungstechnologien wie Kernkraft oder Erneuer-
baren giinstig zu bauen, jedoch teuer im Betrieb, insbesondere bei den sehr hohen CO»-Preisen die
fur 2050 angenommen wurden (im Bereich von Negativemissionstechnologien, die in einer Netto-Null-
Welt nétig sind; siehe Abschnitt 2.3.1 zu Kosten-Annahmen). Zu beachten ist dabei, dass im Modell
der Import von Ol auch im Krisenfall als méglich angenommen wurde, sodass das Modell keinen
Grund hat, Speicher fur den Brennstoff zuzubauen. Da die Energiemenge, die mit diesen Kraftwerken
im Modell erzeugt wird, jedoch Uberschaubar ist (2.1 TWh elektrisch in 2050 im Krisenfall des Exkurs-
Szenarios), sollte diese jedoch ohnehin problemlos Uber die bestehenden Pflichtlager in der Schweiz
abgedeckt werden kénnen (ca. 68 TWh thermisch). Olspeicher sind zudem gegentiiber anderen Ener-
giespeichern je Energieeinheit aufgrund der hohen Energiedichte und der geringen technischen An-
forderungen deutlich giinstiger. Da Olkraftwerke nur in seltenen Krisenereignissen eingesetzt wiirden,
sind sie aus Klimasicht unproblematisch. Der hohe angenommene CO,-Preis fur 2050 wirde zudem
eine Kompensation oder den Einsatz synthetischer, CO,-neutraler Brennstoffe ermdéglichen, sodass
ihre Klimaneutralitdt auch im Betriebsfall gewahrleistet werden kann. Dennoch ist zu betonen, dass
unsere Analyse eine rein techno-6konomische ist, in der politische Akzeptanzfragen nicht berticksich-
tigt wurden.

Zweistoff-Kraftwerke realistischer. Aufgrund von Modell-Limitierungen wurden keine Zweistoff-
Kraftwerke berticksichtigt. Da diese jedoch nur geringe Mehrkosten gegenuber Einstoff-Kraftwerken
aufweisen, aber den Vorteil haben, auch fiir den Spitzenlastbetrieb mit Gas verwendet werden zu
kénnen, wére in der Realitdt anzunehmen, dass zur Krisenvorsorge keine reinen Olkraftwerke zuge-
baut wurden, sondern Gaskraftwerke, die auch die Fahigkeit besitzen, den Brennstoff auf Heizdl zu
wechseln (Dual-Fuel-Kraftwerke). Die Modellergebnisse in Bezug auf Olkraftwerke lassen sich also
auch dahingehend interpretieren, dass Heizdl in einem Krisenfall, in dem weder Strom noch Gas in
die Schweiz importiert werden kann, neben dem verstarkten Ausbau von Erneuerbaren Energien eine
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sinnvolle zusatzliche Absicherung darstellt — die in der Realitdt aber eher Gber Zweistoff-Gaskraft-
werke als spezifische Olkraftwerke realisiert werden sollte.
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Abbildung 16: Optimale Investments fiir Autarkie-Robustheit
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2.6.1 Exkurs: Elektro-Heizkessel (Power-to-Heat-Anlagen)

Der Fokus unserer Analysen lag auf dem Speicherbedarf. Als Nebenbeobachtung zeigte sich jedoch
auch die potenzielle Rolle von Elektro-Heizkessel-Anlagen (auch bekannt als Power-to-Heat-Anlagen
oder grosse Widerstandsheizkessel). Diese wandeln elektrische Energie direkt in Warme um und
kénnen damit Warmepumpen und thermische Speicher erganzen. Elektro-Heizkessel zeichnen sich
im Vergleich zu anderen thermischen Technologien durch sehr niedrige Investitionskosten (CAPEX),
jedoch verhaltnismassig hohe Betriebskosten (OPEX) aus. Wie Tabelle 15 verdeutlicht, erfordern
Elektro-Heizkessel einerseits erheblich geringere Investitionskosten als andere Warmeerzeuger, an-
dererseits liegt ihr Leistungskoeffizient (COP) allerdings nur bei etwa eins, wahrend Warmepumpen
typischerweise Werte oberhalb von drei erreichen. Dies flhrt bei Elektro-Heizkesseln zu hdheren
Grenzkosten pro erzeugter Megawattstunde Warme. Aufgrund dieses Kostenprofils — niedrige
CAPEX, aber relativ hohe OPEX — eignen sich Elektro-Heizkessel insbesondere als Spitzenlasttech-
nologie im thermischen Versorgungssystem. Aber auch fir die Nutzung von PV-Uberschussstrom
spielen sie eine wichtige Rolle, denn wahrend gleichzeitig PV-Strom abgeregelt werden muss, sind
die Grenzkosten von Strom Null, sodass der geringe Wirkungsgrad in solchen Zeitpunkten nicht rele-
vant ist.

Der Elektro-Heizkessel-Einsatz zur Abdeckung von Spitzenlasten verbessert die Wirtschaftlichkeit
des Gesamtsystems. Indem Elektro-Heizkessel gezielt Lastspitzen Ubernehmen, reduzieren sie den
erforderlichen Investitionsumfang bei Warmepumpen. Diese geringere Leistung an Warmepumpen
wird dann aber mit einer grésseren Zahl an Volllaststunden betrieben, hat also eine bessere Auslas-
tung. Diese Betriebsstrategie wird in Abbildung 17 exemplarisch dargestellt; sie zeigt die optimale
Betriebsweise eines reprasentativen thermischen Systems, welches im Jahr 2050 wahrend einer ty-
pischen Herbstwoche die industrielle Niedertemperatur-Warmenachfrage in der Region Mittelland
deckt. Warmepumpen werden aufgrund ihrer hdheren Effizienz zuerst eingesetzt und decken den
Grossteil der Warmegrundlastversorgung ab. Falls die Warmepumpen ihre maximale Kapazitat errei-
chen, kdnnen Elektro-Heizkessel, insbesondere in Zeiten niedriger Strompreise, eingeschaltet wer-
den. Obwohl Elektro-Heizkessel nur wahrend wenigen Stunden im Jahr, meistens bei sehr niedrigen
Strompreisen (zum Teil aber auch bei hohen Strompreisen zur Spitzenabdeckung) aktiv sind und
dementsprechend nur einen geringen Anteil der jahrlichen Warmeenergie liefern, wird aufgrund ihrer
niedrigen Investitionskosten dennoch eine betrachtliche installierte Leistung (mit einer Spitzenleistung
von ca. 400 MWy,) erreicht, verglichen zur Leistung der Warmepumpen (ca. 150 MWy). Im gesamten
Schweizer Fernwarmesystem flr das Jahr 2050 liegt die installierte Gesamtkapazitat in unserer Mo-
dellierung bei etwa 1,2 GW fur Warmepumpen gegeniber rund 1,9 GW fur Elektro-Heizkessel.
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Abbildung 17: Deckung der Industriewdrmenachfrage in einer typischen Herbstwoche

s00 — Preis - Strom
200 — Nachfrage (Thermisch)
500 == Erdbeckenwé&rmespeicher Nachfrage
== Elektro-Heizkessel Nachfrage
= Erdbeckenwé&rmespeicher
400 120 ~ Wé&rmepumpe

300

Leistung (MW}

100

Preis (CHF/Mwh)

—100

-200

-300

G e 7 Ui i i N N
‘\\}(‘ "P’b \\)(\ \o(‘ @0 F \\)o ~ ¥

Abbildung 18: Deckung der Industriewdrmenachfrage in einer typischen Sommerwoche
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Elektro-Heizkessel Anlagen bieten neben den niedrigeren Investitionskosten weitere Vorteile gegen-
Uber anderen mdglichen Spitzenlasttechnologien, beispielsweise gasbetriebenen thermischen Anla-
gen. Da sie direkt mit dem Strommarkt verbunden sind, kdnnen sie dynamische Strompreise optimal
nutzen und Uberwiegend in Zeiten niedriger Preise betrieben werden, die haufig mit einem hohen
Anteil erneuerbarer Stromerzeugung zusammenfallen. Diese betriebliche Flexibilitat wird in Abbildung
17 und Abbildung 18 veranschaulicht: Im Herbst (siehe Abbildung 17) laufen Elektro-Heizkessel
hauptsachlich zu Tageszeiten mit niedrigen Strompreisen. Im Sommer (siehe Abbildung 18) sind sie
haufiger in Betrieb, insbesondere mittags, wenn die Strompreise aufgrund einer hohen Solarstrom-
produktion oft deutlich sinken und teilweise sogar gegen null gehen. Auf diese Weise nutzen sie liber-
schissige erneuerbare Elektrizitat aus und verbessern die 6konomische Gesamteffizienz des thermi-
schen Energiesystems. Die erzeugte thermische Energie kann unmittelbar zur Deckung des aktuellen
Warmebedarfs verwendet oder in thermischen Speichern zwischengespeichert werden, um an-
schliessend die Nachfrage am Abend abzudecken.

Trotz ihrer technischen und 6konomischen Vorteile sind grof3e Elektro-Heizkessel in Fernwarmenet-
zen heute kaum verbreitet. Der aktuelle regulatorische Rahmen — insbesondere die Tarifstruktur (v.a.
Leistungspreise bei Netzentgelten) — fuhrt zu hohen Netzentgelten flr Anlagen mit wenigen jahrlichen
Volllaststunden. Dies benachteiligt Spitzenlasttechnologien wie Elektro-Heizkessel, obwohl deren Be-
triebszeiten oft zeitgleich mit Uberschissiger erneuerbarer Stromerzeugung auftreten, in denen bei-
spielsweise Verteilnetze haufig eher in Rickspeiserichtung an ihre Grenzen stossen, ein Zusatzver-
brauch z.T. sogar netzdienlich ware. Eine Anpassung der regulatorischen Rahmenbedingungen, ins-
besondere der Netzentgeltstruktur, ware daher entscheidend, um das volle Potenzial von Elektroh-
eizkesseln als Bestandteil eines effizienten, flexiblen und CO,-armen Warmeversorgungssystems
auszuschopfen.

Seite 55 von 93



3 Speicherbedarf fur netzorientierte Einsatzzwecke

Die steigende Integration erneuerbarer Energien stellt auch die Schweizer Stromnetze vor wachsende
Herausforderungen. Aber nicht nur durch die zunehmenden fluktuierenden Einspeisungen von Erneu-
erbaren-Energien-Anlagen, sondern insbesondere auch durch die wachsende Stromnachfrage (u. a.
in den Sektoren Warmeerzeugung und Verkehr) ist kiinftig mit deutlichen Netzausbaubedarfen in den
Stromverteilungsnetzen zu rechnen (BFE, 2022). Der Einsatz von Speichern kann dabei den notwen-
digen Netzausbau beeinflussen, da der Strombezug und die Stromeinspeisung in den fur die Netzdi-
mensionierung auslegungsrelevanten Zeitpunkten durch Speicher verringert oder unter Umstanden
auch erhoéht werden kdnnen. Daher soll in dieser Studie untersucht werden, in welchem Mass Spei-
cherbedarfe fur netzorientierte Einsatzzwecke bestehen. Hierzu wird analysiert, wie ein Speicherein-
satz in den Stromverteilungsnetzen den langfristig erforderlichen Netzausbaubedarf beeinflusst und
in welchem Umfang ein netzorientierter Speichereinsatz daher als sinnvoll erachtet werden kann.

Als Einfuhrung fir die Analysen werden in Abschnitt 3.1 zunachst die Herangehensweise beschrieben
und die Aufgabenstellung abgegrenzt. Anschliessend wird in Abschnitt 3.2 das methodische Vorge-
hen erlautert, das flr die Ermittlung der Ergebnisse verwendet wird, die in Abschnitt 3.3 dargestellt
sind.

3.1 Abgrenzung und Uberblick iiber Herangehensweise

Die vorliegende Studie widmet sich grundsatzlich der Bestimmung von Speicherbedarfen aus ver-
schiedenen Nutzungsperspektiven, was je nach Perspektive unterschiedliche Herangehensweisen
erfordert. Wahrend Speicherbedarfe im Rahmen der Energiesystemmodellierungen entsprechend
den Darstellungen in Kapitel 2 auf gesamtsystemische Anforderungen bezogen sind und hiertiber ex-
plizite Bedarfe ausgewiesen werden, erscheint fur die Einordnung von Speicherbedarfen fur Strom-
netze eine abweichende Herangehensweise sinnvoll: Fur die Stromverteilungsnetze wird fur die Zu-
kunft erwartet, dass eine Vielzahl von Speichern in den Netzen in Betrieb sein werden (Elektrofahr-
zeuge, PV-Heimspeicher, Warmepumpen mit thermischen Speichern). In dieser Studie soll daher un-
tersucht werden, ob und in welchem Umfang diese dann bereits vorhandenen Flexibilitaten genutzt
werden kénnen, um die Netzausbaubedarfe zu reduzieren (netzorientierter Speichereinsatz). Somit
werden Speicherbedarfe hier nicht als Bedarfe fir die zusatzliche Errichtung von Speichern, sondern
als Bedarfe fir die Nutzung vorhandener Flexibilitaten zur Reduktion von Netzausbaubedarfen defi-
niert.

Bei der Untersuchung der Auswirkungen eines netzorientierten Speichereinsatzes auf die Netzaus-
baubedarfe muss im Weiteren zwischen kurzfristig bis mittelfristig wirksamen Effekten und langfristi-
gen Auswirkungen unterschieden werden. Kurz- und mittelfristige Betrachtungen fokussieren vor al-
lem auf das Potenzial, durch einen netzorientiert angepassten Speichereinsatz einen zeitlichen Auf-
schub von Netzausbaumassnahmen zu ermoglichen. Demgegenuber stehen bei einem langfristigen
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Fokus grundsatzliche Anderungen der langfristig erforderlichen Netzkapazitdten (und somit Ausbau-
bedarfe) im Vordergrund, die auf praktikable Weise mit einem sogenannten «Griine Wiese-Ansatz»®
abgeschatzt werden kdénnen. Die in dieser Untersuchung angewandte Methodik konzentriert sich aus-
dricklich auf den langfristigen Betrachtungshorizont und damit auf die Frage, ob und inwieweit durch
den netzorientierten Einsatz der in den Verteilungsnetzen verfiigbaren Speicher eine dauerhafte Re-
duktion der erforderlichen Netzdimensionierung erreicht werden kann. Kurz- und mittelfristige Effekte,
die sich u. a. auf die Zeitpunkte erforderlicher Ausbaumassnahmen beziehen, sind nicht Teil der Be-
trachtung.

Zusatzlich zur Einordnung des zeitlichen Fokus ist flir die Analysen zum netzorientierten Speicherein-
satz auch der Betrachtungsbereich abzugrenzen: Die Einordnung der Auswirkungen eines netzorien-
tierten Speichereinsatzes beschrankt sich in diesem Kapitel explizit auf netzseitige Wirkungen. Dem-
nach werden ausschliesslich mdgliche Einsparungen bei Netzausbaubedarfen und den eng damit
verknupften Netzkosten bericksichtigt. Marktliche oder volkswirtschaftliche Effekte, wie beispiels-
weise Opportunitatskosten durch den Speichereinsatz (z. B. héhere Stromerzeugungskosten im Ge-
samtsystem oder hohere Strombezugskosten bei den Flexibilitdtsnutzern), sind ebenso wenig Be-
standteil der Analyse wie eventuelle Transaktionskosten flir die Einrichtung oder Anwendung der
Steuerungsmoglichkeit oder Kosten aufgrund von Speicherverlusten. Es ist an dieser Stelle also da-
rauf hinzuweisen, dass die Methodik und die daraus abgeleiteten Ergebnisse bewusst auf die Sicht
der Stromverteilungsnetze fokussieren, um eine prazise Quantifizierung der potenziellen netzseitigen
Wirkungen im Sinne einer oberen Abschatzung aufzuzeigen. Die Analysen stellen somit aber keine
vollumfangliche Bewertung inklusive einer weiterfihrenden Betrachtung aller etwaig auftretenden
(volkswirtschaftlichen etc.) Kostenwirkungen dar.

Um die Wirkungszusammenhange zwischen einem netzorientierten Speichereinsatz und langfristigen
Netzausbaubedarfen in den Stromverteilungsnetzen unter Berucksichtigung obiger Einordnungen zu
bewerten, werden in dieser Studie unterschiedliche Modelle angewendet.

Das zentrale Analyseinstrument, das zur Ableitung der Netzbedarfe verwendet wird, ist eine Modell-
netzanalyse, die auf das Szenario «ZERO Basis» der EP2050+ (BFE, 2021) parametriert ist (mit ein-
zelnen stitzjahresscharfen Anpassungen entsprechend aktuellen Rahmendaten, die eine ambitio-
nierte Entwicklung des Hochlaufs von PV-Anlagen und Elektromobilitdt umfassen (siehe Abschnitt
2.3)). Mit diesem Berechnungswerkzeug wurden bereits in der BFE-Verteilnetzstudie (BFE, 2022)
Netzausbaubedarfe in den Stromverteilungsnetzen detailliert untersucht. Informationen zur Regiona-
lisierung und zum Anschluss der unterschiedlichen Verbraucher und Erzeuger in den betrachteten
Netzebenen kdnnen daher der vorgenannten Studie entnommen werden. Die Modellierung deckt alle
Verteilnetzebenen (Netzebene 2 bis Netzebene 7) der gesamten Schweiz auf Gemeindeebene ab,
und zusatzlich kdnnen auch Auswertungen flr sogenannte Typnetze (grossstadtisch, stadtisch, peri-
urban, landlich) durchgefiihrt werden.

6 Beim «Griine-Wiese-Ansatz» kénnen langfristig erforderliche Netzbedarfe in Abhéangigkeit von Anderungen
der Versorgungsaufgabe mit moderatem Datenbedarf bestimmt werden, da vereinfachend von bestehenden
Netzstrukturen oder deren Alterszustand abstrahiert werden kann, da diese Parameter in der langfristigen Per-
spektive keine Relevanz besitzen. Im Mittelpunkt fiir die hier durchgeflihrten Analysen steht dabei also die
Frage, inwiefern ein gezielt netzorientiert optimierter Speichereinsatz den langfristig erforderlichen Netzaus-
baubedarf reduzieren kdnnte.

Seite 57 von 93



Als weiteres Berechnungswerkzeug wird ein Modell zur Optimierung von Speichereinsatzen verwen-
det. In diesem Optimierungsmodell kann unter Vorgabe einer entsprechenden Zielfunktion (beim hier
verfolgten netzorientierten Anwendungszweck z. B. der Minimierung von Leistungsbeziigen oder
Ruickspeisungen in der betrachteten Netzebene) ein hierfur optimaler Speichereinsatz ermittelt wer-
den. Dazu werden unter Berlicksichtigung von Nachfrage- und Erzeugungszeitreihen sowie entspre-
chenden Annahmen zur Verfligbarkeit von Speichern optimale Einsatzcharakteristika der im Netzge-
biet vorhandenen Speicher ermittelt. Das Optimierungsmodell beruht auf durchschnittlichen Paramet-
rierungen fur die o. g. Typnetz-Kategorien. Es enthalt fir jede dieser vier Kategorien eine eigene Pa-
rametrierung einer typischen Zusammensetzung des Typnetzgebiets (Verbrauch, Erzeugung, Spei-
cher differenziert nach Speichertyp) und fuhrt hierfur jeweils eine eigene Optimierung durch. Als Er-
gebnis des Optimierungsmodells ergeben sich neben den Speichereinsatzzeitreihen insbesondere
die mdglichen Reduktionen der fiir die Netzauslegung relevanten Leistungen (Nachfrage und Rick-
speisung). Diese werden wiederum in die Modellnetzanalyse eingespielt, um im Vergleich zum Refe-
renzfall, in dem Speicher nicht netzorientiert, sondern gemass ihrem Hauptzweck eingesetzt werden
(z. B. der Energiebezugsminimierung von Haushalten), Auswirkungen auf die Netzausbaubedarfe zu
ermitteln.

Um unter Annahme der in den betrachteten Auswertungsjahren 2035 und 2050 erwarteten Zusam-
mensetzung von Verbrauch und Erzeugung bewerten zu kénnen, welche Bedarfe flr eine netzorien-
tierte Nutzung der vorhandenen Speicher bestehen, werden in dieser Studie verschiedene speicher-
technologiespezifische Nutzungsanteile untersucht. Dies bedeutet, dass etwaige Reduktionsmaoglich-
keiten des Netzausbaubedarfs unter Variation des Anteils der Speicher (differenziert nach Speicher-
typ, also Elektrofahrzeuge, PV-Heimspeicher und Warmepumpen) untersucht werden, die fir die
netzorientierte Einsatzweise herangezogen werden. Dadurch soll ermdglicht werden, auch abhangig
vom jeweils betrachteten Typnetz zu bewerten, in welchem Umfang eine netzorientierte Nutzung je
Technologe sinnvoll sein konnte.

Als Auswertungsgréssen werden dazu absolute Einsparungen von Netzkosten herangezogen, die
anschliessend auch spezifisch auf die genutzte Speicherkapazitat bezogen werden. Dadurch kann
abgeschatzt werden, in welchem Ausmass eine Nutzung von Speicherkapazitaten fir netzorientierte
Einsatzzwecke sinnvoll sein kann.

Das hier zunachst grob skizzierte methodische Vorgehen wird im folgenden Abschnitt 3.2 ausfuhrli-
cher beschrieben. Anschliessend werden die erzielten Ergebnisse in Bezug auf die Auswirkungen
eines Speichereinsatzes in den Stromverteilungsnetzen in Abschnitt 3.3 dargestellt.

3.2 Detaildarstellung zum methodischen Vorgehen

Im Folgenden wird das methodische Vorgehen beschrieben, der den im Rahmen der vorliegenden
Studie zu netzorientierten Einsatzzwecken durchgefihrten Analysen zugrunde liegt. Dazu wird Ab-
schnitt 3.2.1 zunachst ein Uberblick tiber die Modellierungsschritte gegeben. Anschliessend wird auf
das Optimierungsmodell zum Speichereinsatz in Abschnitt 3.2.2 sowie auf das eingesetzte Verfahren
der Modellnetzanalyse in Abschnitt 3.2.3 detailliert eingegangen. Abschnitt 3.2.4 enthalt eine Uber-
sicht Uber die Parametrierung und den Umfang der durchgefiihrten Berechnungen.
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3.2.1 Ubersicht iiber Modellierungsschritte

Die Methodik gliedert sich in vier wesentliche Schritte, die in Abbildung 19 Ubersichtlich dargestellt
sind. Anhand dieser Schritte wird eine fundierte Bewertung und die Ableitung der Auswirkungen des
Speichereinsatzes auf die Ausbaubedarfe und Kosten im Stromverteilungsnetz durchgefuhrt.

Typnetze, Speichertyp,

Eingangsdaten, EP2050+, X . Gleichzeitigkeiten, Auswertungsgréfien,
Modellnetzanalyse SRR TG T ) Standardbetriebsmittel Kostenansdtze, Ergebnis:
Parameter V: I —_— ) e rgAe nis:
* Auswirkungen des
@ ® ® 0) Speichereinsatzes
Auswirkungen auf auf das Stromnetz
Modellierungs- Typnetze dimensionierungs- Ableitung der (Ausbaubedarfe,
schritt g identifizieren und relevante Lasten / Netzbedarfe fir alle Bewertung Kosten/Nutzen etc.)
parametrieren Einspeisungen Typnetze ¢ Auswertung nach
(Gleichzeitigkeiten) Typnetzen und
Schweizweit
imi moglich
AREI2 EEEEy Spegiz::ri?ﬁiii;ter Eigene ¢
Verfahren Grofen fur alle Vorgabe des iodelgetzanalvee Auswertungsroutinen
Netzgebiete .
Einsatzzwecks
L J L J
T T
Einmalige

N Mehrfache Durchfiihrung der Schritte 2) bis 4) zur Parametervariation
Durchfiihrung

Abbildung 19: Uberblick iiber Modellierungsschritte der Bewertung eines Speichereinsatzes auf die Stromverteilungsnetze

Schritt 1, der einmalig zu Beginn der Analysen durchgefihrt wird, umfasst die Identifizierung und
Parametrierung der Typnetze: Zur Ableitung typnetz-spezifischer Ergebnisse werden die in der Mo-
dellnetzanalyse parametrierten Gemeinden anhand der Gemeindetypologie in Typnetze eingeteilt.
Die vier resultierenden Kategorien, fir die in Abschnitt 3.3 zusatzlich zur Auswertung der Ergebnisse
fur die Gesamtschweiz differenziert wird, sind dabei wie folgt definiert. Sie enthalten im Modell die in
Klammern angegebene Anzahl an Gemeinden (und den relativen Anteil bezogen auf die Gesamtan-
zahl der Schweizer Gemeinden):

— Typnetz 1: Grossstadtische Gemeinden (5 Gemeinden, <1 % an Gesamtschweiz)
— Typnetz 2: Stadtische Gemeinden (477 Gemeinden, ca. 22 % an Gesamtschweiz)
— Typnetz 3: Periurbane Gemeinden (975 Gemeinden, ca. 44 % an Gesamtschweiz)
— Typnetz 4: Landliche Gemeinden (745 Gemeinden, ca. 34 % an Gesamtschweiz)

In Schritt 2 werden die Auswirkungen eines Speichereinsatzes in den Stromverteilungsnetzen auf
die dimensionierungsrelevanten Lasten und Einspeisungen bestimmt. Um diese zu ermitteln, wird ein
eigens dafur implementiertes Optimierungsmodell verwendet, das den Einsatz von den im Netz be-
findlichen Speichern z. B. zur Minimierung der auslegungsrelevanten Hochstlast optimiert. Diese Op-
timierung wird differenziert nach Typnetz (siehe oben), Speichertyp, Speicherdurchdringung und Ein-
satzzweck des Speichers durchgefuhrt. Diese Differenzierungsmdglichkeiten unterscheiden sich wie
folgt:

Der Parameter Speichertyp beschreibt, welche Art von Speichern fir die Modellierung der Verteilnetze
betrachtet werden. In den vorliegenden Untersuchungen werden PV-Heimspeicher-Anlagen sowie
Elektrofahrzeuge und Warmepumpen als Speichertypen bericksichtigt, da hier hohe Zuwachse zu
erwarten sind und diese Anlagen in den Verteilungsnetzen (insbesondere in Netzebene 7) ange-
schlossen werden und grosse Auswirkungen auf die Netzbedarfe haben kénnen. Mégliche Auswir-
kungen weiterer Speichertypen, z. B. Speicher an grdsseren offentlichen Ladepunkten (Ladeparks,
Schnellladepunkte etc.) oder Quartiersspeicher werden aufgrund der héchstindividuellen Auspragung
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nicht in den eigentlichen Analysen mithilfe des Optimierungsmodells und der Modellnetzanalyse be-
ricksichtigt, aber als Exkurs in Abschnitt 3.3.3 betrachtet.

Der Parameter Speicherdurchdringung beinhaltet zum einen die Gesamtzahl der Speicheranlagen
(differenziert nach Speichertyp), zum anderen aber auch, wie diese anteilig auf die verschiedenen
Typnetze verteilt sind (Regionalisierung). Entsprechend der vorliegenden Parametrierung der Modell-
netzanalyse auf das Szenario ZERO Basis der EP2050+ (mit einzelnen Anpassungen entsprechend
aktueller Rahmendaten, die eine ambitionierte Entwicklung des Hochlaufs von PV-Anlagen und Elekt-
romobilitdt umfassen), ist die absolute Speicherdurchdringung in der Gesamtheit der Stromvertei-
lungsnetze vorgegeben. Allerdings wird Uber den Nutzungsanteil, der fir die unterschiedlichen Be-
rechnungen variiert wird, explizit eine Annahme getroffen, welche Anteile dieser im System vorhan-
denen Speicher tatsachlich fur die Erbringung von Flexibilitat genutzt werden (kénnen).

Fur die Untersuchung des Einsatzzwecks des Speichers ist ebenfalls nach Speichertyp zu unterschei-
den. In dieser Studie wird der primare Einsatzzweck der in den Stromnetzen vorhandenen Speicher
(PV-Heimspeicher, Elektrofahrzeuge und Warmepumpen) mit einem netzorientierten Einsatzzweck
verglichen. In der Regel besteht der primare Einsatzzweck eines Speichers im Haushalt in der Mini-
mierung der Strombezugskosten (Selbstverbrauch), wohingegen ein netzorientierter Einsatzzweck
davon abweichend zur Minimierung der zeitgleichen Netzbezlge und Ruckspeisungen und damit
schliesslich zur Reduktion von Netzausbaubedarfen dienen wirde.

Als Ergebnis der Optimierung werden die angepassten dimensionierungsrelevanten Lasten und Ein-
speisungen in die eigentliche Modellnetzanalyse in Schritt 3 eingespielt, um die Auswirkungen des
optimierten Speichereinsatzes auf die Netzausbaubedarfe zu ermitteln.

Die Ergebnisse der vorgenannten Schritte eins bis drei werden abschliessend in Schritt 4 im Sinne
eines Ergebnisvergleichs untersucht. Dazu werden anhand der in Schritt 3 abgeleiteten Veranderun-
gen in den Netzbedarfen die Auswirkungen von unterschiedlichen Nutzungsanteilen des Speicherein-
satzes auf das Stromnetz bewertet. Hierbei findet die Auswertung sowohl als aggregierte Ergebnis-
darstellung fir die gesamte Schweiz als auch differenziert fir die einzelnen Typnetze statt.

Eine detaillierte Beschreibung des implementierten Optimierungsmodells (Schritt 2) kann Ab-
schnitt 3.2.2 enthommen werden. Die Modellnetzanalyse (Schritt 3) wird in einem separaten Abschnitt
(Abschnitt 3.2.3) erlautert. Die Ergebnisse aller vier Schritte sind im Anschluss an die weiteren me-
thodischen Beschreibungen in Abschnitt 3.3 zu finden.

3.2.2 Optimierungsmodell fiir den Speichereinsatz

Die Auswirkungen des Speichereinsatzes auf den Netzausbaubedarf werden im Rahmen dieser Stu-
die in einer Vorstufe zur Modellnetzanalyse durch ein Optimierungsmodell quantifiziert (siehe Schritt
2 in den Beschreibungen im vorherigen Abschnitt). Ziel des Modells ist es, verfugbare Speicher so
einzusetzen, dass ihr jeweiliger Einsatzzweck mdglichst effizient erfillt wird. Dies bedeutet, dass der
Speichereinsatz z. B. zur Minimierung der Strombeziige der Haushalte (primarer Einsatzzweck) oder
zur Minimierung der dimensionierungsrelevanten Nachfragen und Einspeisungen (netzorientierter
Einsatzzweck) optimiert wird. Als Randbedingungen (Nebenbedingungen) gehen die vorhandenen

Seite 60 von 93



Nachfragen und Einspeisungen im betrachteten Typnetz als stiindliche Zeitreihen’ in die Optimierung
ein. Als Freiheitsgrad (Variablen) gelten die Einsatzcharakteristiken der Speicher, differenziert nach
Speichertyp. Die Ergebnisse dieser Optimierung sind zunachst die ermittelten Speichereinsatze, aus
denen sich — in Kombination mit den vorgegebenen Einsatzprofilen der Verbraucher und Erzeuger
vor Speichereinsatz — die angepassten maximalen Netzbezlige und Einspeisungen ergeben. Diese
werden nach Durchfihrung der Optimierung in die Modellnetzanalyse eingespielt, mit der die Auswir-
kungen auf die Netzbedarfe ermittelt werden kénnen. Ein Uberblick tiber den grundsétzlichen Aufbau
des Optimierungsmodells fur den Speichereinsatz ist in Abbildung 20 dargestellt.

Eingangsdaten Optimierungsmodell Ergebnisse
Speicher Speicher

Anzahl Speicher je Typnetz je
Speichertyp
Weitere Annahmen

Erzeuger/Verbraucher:
zeitlich aufgeloste Profile je Netznutzer /
Netzebene
(eigene Daten Consentec)
Installierte Leistungen je Netznutzer
Netzebene (synthetische Ableitung aus

Zielfunktion:
Abhéngig vom Einsatzzweck und differenziert
nach Speichertyp

Variablen:
Speichereinsatz differenziert nach Speichertyp

Nebenbedingungen:
- Leistungen/Profile fiir Erzeuger und Verbraucher

Optimaler Speichereinsatz nach
Speichertyp (Profile)

Erzeuger/Verbraucher:
Auswirkungen des Speichereinsatzes auf
dimensionierungsrelevante Last und
Einspeisung und daraus resultierende
Gleichzeitigkeiten fur alle Netznutzer

Daten MNA fiir Gesamtheit der
Gebietstypen)

Kalibrierung von Profilen unter Zielfunktion fiir o.g. Einsatzzwecke:
Berticksichtigung von Basis-GLZ in MNA 1) Primérer Einsatzzweck (Perspektive der Haushalte) >
(GroRenordnung) Minimierung von Netzbeziigen (Energiemenge)

Ergebnisse der Optimierung (Gleichzeitigkeiten)
finden Eingang in die MNA

2) Netzdienlicher Einsatzzweck .
f i - Minimierung von Netzbeziigen (Leistung) ‘:\
i | —_—

4 Parametervariationen fiir alle 4 Typnetze

Abbildung 20: Optimierungsmodell fiir den Speichereinsatz in Stromverteilungsnetzen

Als Eingangsdaten fur dieses Modell dienen die in der Modellnetzanalyse hinterlegten Annahmen zur
raumlichen (gemeindescharfen) Verteilung von Verbrauchern und Erzeugern. Fir das Optimierungs-
modell werden diese Daten fir die Parametrierung der vier Typnetze (grossstadtisch, stadtisch, peri-
urban, landlich) derart zusammengefasst, dass die Auspragung dem durchschnittlichen Typnetz ent-
sprechend der Charakteristik der jeweiligen Kategorie in der Schweiz entspricht. Aus dieser Modellie-
rung heraus ergeben sich fir jedes der vier betrachteten Typnetze neben Angaben zu konventionellen
Verbrauchern (Haushalte) und PV-Erzeugungsanlagen auch die Anzahl der Speicher je Typnetz
(Warmepumpen, Heimspeicher, Elektrofahrzeuge), die zur Berlcksichtigung im Optimierungsmodell
zur Verfligung stehen. Da fir die Reduktion der dimensionierungsrelevanten Nachfragen und Einspei-
sungen stlindlich aufgeldste Analysen erforderlich sind, finden neben den Anzahlen und installierten
Leistungen auch stiindliche Profile je Netznutzer Eingang in die Berechnung.

Das Optimierungsmodell ist so implementiert, dass unter Bertcksichtigung aller oben genannten Ein-
gangsdaten zwei grundsatzliche Betriebsweisen unterschieden werden kénnen. Im ersten Fall, der
als primarer Einsatzzweck definiert und als Referenzfall fur die weiteren Untersuchungen zum netz-
dienlichen Einsatz verwendet wird, verfolgt jeder Haushalt das Ziel, den eigenen jahrlichen Strombe-
zug aus dem o6ffentlichen Netz zu minimieren. Netzseitige Auswirkungen werden in diesem Fall nicht
bertcksichtigt. Demgegeniber steht mit der zweiten Betriebsweise ein netzdienlicher Einsatzzweck,

7 Hier wird differenziert nach PV-Einspeiseganglinien, Nachfragen durch Ladevorgange von Elektrofahrzeugen
sowie Warmepumpen-Nachfragen (Zeitreihen beruhen auf eigenen Daten von Consentec). Die Haushalts-
nachfragen sind orientiert an den Elcom-Verbrauchsprofilen fiir Haushalte.
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bei dem die Speicher so eingesetzt werden, dass sowohl die resultierende Jahreshdchstlast als auch
die maximale PV-Einspeisung (als dimensionierungsrelevante Gréssen der Netzbedarfe) aus Sicht
der Niederspannungsebene reduziert werden.

Die Umsetzung dieser Ziele erfolgt im Modell durch eine gezielte Einsatzweise von Lade- und Ent-
ladevorgangen der vorhandenen Speichertypen. Berlicksichtigt werden dabei Heimspeicher in Kom-
bination mit Photovoltaikanlagen, Elektrofahrzeuge, die als Speicher entweder flexibel geladen oder
als bidirektionale Energiespeicher genutzt werden kénnen, sowie flexibel steuerbare Warmepumpen
mit thermischem Speicher. Fir jeden dieser Speichertypen wird modellseitig ein definierter Nutzungs-
anteil angenommen, der beschreibt, wieviele Anlagen an der Bereitstellung von Flexibilitat teilneh-
men. So kdnnte beispielsweise abgebildet werden, dass alle im Typnetz verfligbaren Heimspeicher
in die Optimierung einbezogen werden, wahrend fur die Elektrofahrzeuge nur ein beschrankter Anteil
der verfiigbaren Flexibilitdt in die Optimierung eingeht. Durch Variationen dieser Nutzungsanteile soll
im Rahmen der weiteren Analysen die Sinnhaftigkeit verschiedener Anteile der Flexibilitatsnutzung
untersucht werden. Die flexibel einstellbaren Nutzungsanteilen beziehen sich immer auf die fur alle
netzseitigen Analysen gleichermassen festgelegten Annahmen zur Durchdringung von Speichern, die
in Abschnitt 3.2.4 zur Parametrierung der Berechnungen beschrieben werden

Zur Gewabhrleistung einer realitdtsnahen Abbildung werden fir alle Speichertypen technische Neben-
bedingungen berlcksichtigt. Fur Elektrofahrzeuge gehdren dazu unter anderem die modellierten
Lade- und Entladeleistungen, maximale Speicherkapazitaten (beides angelehnt an Modellierungen in
der BFE-Verteilnetzstudie (BFE, 2022)) sowie Speicherverluste. Fir die netzorientierte Einsatzweise
bei Ladevorgangen wird als Annahme gesetzt, dass der individuell vorgegebene (zeitpunktscharfe)
Ladebedarf der Fahrzeuge spatestens nach 24 Stunden vollstandig gedeckt sein muss, sodass nur
innerhalb dieses Intervalls eine Mdglichkeit zur flexiblen Verschiebung besteht. Dartber hinaus kann
in Anlehnung an (Bundesrat, 2022) nur ein begrenzter Teil der Batteriekapazitat (20 %) und ein be-
grenzter Teil der Ladeleistung (70 %) fUr die netzdienliche Einsatzweise eingesetzt werden. Eine wei-
tere Nebenbedingung ergibt sich aus der Verfligbarkeit der Fahrzeuge am Heimladepunkt, die im
Modell als stundlich variierende Standzeit abgebildet wird und die naherungsweise abbilden soll, dass
Fahrzeuge nicht zu allen Stunden des Tages an Ladepunkten angeschlossen sind. Diese auf eigenen
Analysen beruhende Annahme flhrt z. B. dazu, dass insbesondere im Laufe der Nachtstunden ein
grosserer Teil der Fahrzeuge zur Optimierung herangezogen werden kann, wahrend in den Morgen-
und Nachmittagsstunden der nutzbare Anteil geringer ausfélit. Ahnlich wie bei der E-Mobilitat soll auch
beim flexiblen Einsatz von Wdrmepumpen sichergestellt werden, dass deren originare Funktion — die
Bereitstellung von Heizwarme — nicht eingeschrankt wird. Der im Modell bertcksichtigte Haushalts-
warmebedarf muss daher jederzeit gedeckt sein, entweder unmittelbar durch den Betrieb der Warme-
pumpe oder indirekt Uber einen thermischen Speicher, der zuvor durch die Warmepumpe geladen
wurde. Zur Abbildung des Warmespeichers (und der thermischen Tragheit der Gebaude, die ebenfalls
zu Verschiebungen der Warmepumpennachfrage genutzt werden kann) wird die maximale Verschie-
bedauer auf vier Stunden begrenzt.

Die Modellierung der einzelnen Typnetze und die Optimierung des Speichereinsatzes innerhalb des
Modells erfolgen auf Basis sogenannter Modellhaushalte, welche unterschiedliche Kombinationen
aus PV-Anlagen, Speichern und elektrischen Verbrauchern reprasentieren. Diese Modellhaushalte
decken die Bandbreite aller méglichen Haushaltstypen (im Sinne der Ausstattung mit verschiedenen
Technologien) ab, von Haushalten ohne PV-Anlage oder Speicher bis hin zu umfassend ausgestat-
teten Haushalten, in denen sowohl eine PV-Anlage mit Heimspeicher als auch ein Elektrofahrzeug
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und eine Warmepumpe angenommen werden. Die Haufigkeit der einzelnen Haushaltstypen wird fiir
jedes Typnetz und jedes Betrachtungsjahr auf Basis der in der Modellnetzanalyse detailliert enthalte-
nen Daten bestimmt. Dabei zeigt sich beispielsweise, dass zu Beginn des Betrachtungszeitraums ein
hoher Anteil an Haushalten ohne PV und Speicher vorliegt, der jedoch im Zeitverlauf bis 2050 konti-
nuierlich sinkt, da die Durchdringung dieser Technologien steigt. Gleichzeitig unterscheidet sich bei-
spielsweise der Anteil an Haushalten mit Elektrofahrzeugen je nach Typnetz: dieser ist in grossstad-
tischen Netzen beispielsweise geringer als in den anderen untersuchten Typnetzen.

Neben der reinen Anzahl an Haushalten und deren Ausstattung fliessen auch die Nennleistungen der
eingesetzten Speichereinrichtungen in das Optimierungsmodell ein. Diese variieren ebenfalls tber die
Zeit und zwischen den Typnetzen (in Anlehnung an die Untersuchungen in der BFE-Verteilnetzstudie
(BFE, 2022)). Erganzend zu den Haushaltslasten inklusive Speicher werden auch Stromnachfragen
von offentlichen Ladepunkten berlcksichtigt, da diese die Jahreshdchstlast in der Niederspannungs-
ebene beeinflussen kdnnen.

Far die Implementierung des primaren Einsatzzwecks (Minimierung der Energiebezuge der einzelnen
Haushalte) muss die Optimierung jeweils aus der Perspektive der einzelnen oben genannten. Modell-
haushalte erfolgen. Abweichend davon ist es beim netzdienlichen Einsatzzweck (Minimierung der
Leistungsbeziige und Rickspeisungen) erforderlich einen Ubergeordneten Ansatz zu verfolgen. In
diesem Fall findet die Optimierung aus Sicht der gesamten betrachteten Netzebene statt. Neben den
Haushalten selbst werden dabei auch zusatzliche Lasten wie die Strombezlge an 6ffentlichen Lade-
punkten bericksichtigt. Der Einsatz aller verfiigbaren Speichereinrichtungen wird dabei so gesteuert,
dass sowohl die resultierende Jahreshochstlast als auch die maximale Einspeiseleistung aus PV-
Anlagen in das 6ffentliche Netz der Niederspannungsebene méglichst gering ausfallen.

Als Ergebnisse des Optimierungsmodells wird unter Berlcksichtigung der optimiert ermittelten Spei-
chereinsatze quantifiziert, wie sich die fur die Stromnetze relevanten maximalen Netzbezuge und Ein-
speisungen (im Vergleich zum Szenario mit primarem Einsatzzweck, in dem sich keine Auswirkungen
auf die Netzbedarfe ergeben) verandern. Diese ermittelte Veranderung der Last- bzw. Einspeisespit-
zen wird im weiteren Verlauf in der Modellnetzanalyse genutzt.

3.2.3 Modellnetzanalyse

Die Auswirkungen der unterschiedlichen Entwicklungen des Strombedarfs und -angebots auf die
Stromverteilnetze werden, analog zur Modellierung in der BFE-Verteilnetzstudie (BFE, 2022) mit dem
methodischen Ansatz der sogenannten Modellnetzanalyse (MNA) untersucht. Der Modellnetzanalyse
liegt die Idee zugrunde, die Versorgungsaufgabe in stark abstrahierter Form zu beschreiben, sodass
die wesentlichen Wirkungszusammenhange zwischen den Eingangsgrdssen (rdumliche Verteilung
und Hohe und zeitlicher Verlauf der Leistung von Verbrauchern und Erzeugungsanlagen) und Aus-
gangsgrossen, das heisst der Netzmengengeruste (Leitungen, Transformatoren) und daraus ableitbar
auch Kosten der zur Erflllung der Versorgungsaufgabe bendtigten Netzanlagen untersucht werden
koénnen.

Die Versorgungsaufgabe stellt die Grundlage der Netzauslegung dar und umfasst alle planungsrele-
vanten und vom Netzbetreiber nicht beeinflussbaren Eigenschaften eines Versorgungsgebiets und
der dort angesiedelten Netznutzer. Fir eine einzelne betrachtete Netzebene — im Rahmen der Studie
werden mittels MNA die Leitungsebenen der Hoch-, Mittel- und Niederspannung (NE 3, NE 5, NE 7),
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die diese Ebenen verbindenden Umspannebenen (NE 4, NE 6) sowie die Anknupfungspunkte an das
Ubertragungsnetz (NE 2) betrachtet — umfasst sie vor allem folgende Angaben:

— Anschlusspunkte, an denen Lasten oder Erzeugungsanlagen an das Netz angeschlossen
werden

— Hochstlast, Anschlussnetzebene und Lastcharakteristik jeder einzelnen Last

— Installierte Erzeugungsleistung, Anschlussnetzebene und Erzeugungscharakteristik jeder
einzelnen Erzeugungsanlage

— Grosse der versorgten Flache, differenziert nach Netzebenen

Die genannten Eigenschaften der Gebiets- und Laststruktur werden bei der Modellnetzanalyse in
stark abstrahierter Form nachgebildet unter der Annahme einer homogenen Anordnung je Netzebene
und je Teilgebiet. Dabei wird unterstellt, dass an allen in einer Netzebene in einem Teilgebiet zu be-
rucksichtigenden Anschlusspunkte einheitliche Last- und Erzeugungseigenschaften bestehen und
alle Anschlusspunkte gleichmassig auf die Flache des betrachteten Teilversorgungsgebiets verteilt
sind. In dieser Studie wurde die Schweiz, angelehnt an die Untersuchungen, die im Rahmen der BFE-
Verteilnetzstudie (BFE, 2022) durchgefihrt wurden, in ca. 2.200 Teilgebiete zerlegt betrachtet, die
den Gemeinden der Schweiz entsprechen. So wird erreicht, dass die regional teilweise deutlich un-
terschiedlichen Versorgungsgebietseigenschaften differenziert betrachtet werden.

Auf diese Weise kann die Struktur eines Versorgungsgebiets beschrieben werden durch seine Flache,
die Zahl der Last- und Erzeugungsanschlusspunkte sowie die Hohe der Lasten und der Erzeugungs-
leistung. Abbildung 21 verdeutlicht am Beispiel der untersten Netzebene, bei der die Hausanschlisse
die zu berucksichtigenden Anschlusspunkte darstellen, das Prinzip der homogenen Versorgungsauf-
gabe im Vergleich zu einer realitatstypischen, inhomogenen Struktur.

Realitatstypisches Netz Modellnetz parametriert je Gemeinde

(inhomogene Versorgungsaufgabe) (homogene Versorgungsaufgabe)
T ® Hausanschluss
BROS @® mogl. ON-Trafo
Y T'.'T :?I'.'T ol — — - mdgl. Trasse
BN

Abbildung 21: Vergleich realer und der fiir die MNA angenommenen homogenen Versorgungsaufgaben

Die Modellnetzanalyse kann aufgrund dieser Abstraktion nicht eingesetzt werden, um die optimale
Netztopologie in einem realen Versorgungsgebiet zu ermitteln. Sie ist gleichermassen kein Werkzeug
zur Unterstitzung der Netzplanung. Bei den in dieser Studie relevanten Fragestellungen nach den
durchschnittichen Zusammenhangen zwischen Versorgungsaufgabe, Netzausbaubedarfen und
Netzkosten liefert sie jedoch gerade durch den abstrakten Modellierungsansatz belastbare Erkennt-
nisse. Zudem werden bei der Parametrierung der Modellnetzanalyse die realen Schweizer Netzmen-
gen differenziert nach Netzebenen als Randbedingung berticksichtigt (die Parametrierung beruht auf
(BFE, 2022)). Durch diese an der Realitat orientierte Kalibrierung wird erreicht, dass der mittels Mo-
dellnetzanalyse bestimmte Umfang des Netzausbaus in guter Naherung dem real bestehenden und
auch dem zu erwartenden Ausbauumfang entspricht.
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Zusatzlich zur Parametrierung des Modells auf schweizweite Ist-Netzmengen wird die daraus resul-
tierende Kalibrierung auch auf Plausibilitdt hinsichtlich einzelner Regionen vorgenommen. Hierdurch
kann gepruft werden, ob durch die gewahlte Parametrierung, die aufgrund verschiedener Charakte-
ristiken der zu versorgenden Gemeinden (Stadt/Land etc.) vorliegenden Unterschiede innerhalb der
MNA hinreichend genau abgebildet sind. Fir diese Untersuchung kdénnen 6ffentlich verfligbare Daten
aus Verdffentlichungen von Netzbetreibern verwendet werden. Auf Basis dieses Abgleichs der Ergeb-
nisse der MNA mit Ist-Daten zu (teilweise nach Netzebenen differenzierten) Netzmengengertsten fir
einige Schweizer Gemeinden bzw. Verteilnetzbetreiber?® |asst sich feststellen, dass grundsatzliche re-
gionale Wirkungen und Strukturunterschiede (z. B. Unterschiede zwischen stadtischen und Iandlichen
Netzgebieten) gut getroffen werden. Zwar ist zu erkennen, dass in der MNA teilweise sowohl Uber-
schatzungen als auch Unterschatzungen der tatsachlichen Netzmengen einzelner Netzgebiete auf-
treten kdnnen. Die Abweichungen der berechneten Ergebnisse von den realen Ist-Daten liegen hier-
bei jedoch im kleinen zweistelligen Bereich (ca. 10 — 15 %). Als Ursache hierfur kdnnen z. B. Unter-
schiede in Gemeindegrenzen und Grenzen der Netzgebiete verantwortlich sein, d. h. das reale Netz-
gebiet ist ggf. nicht exakt Gbereinstimmend mit Gemeindegrenzen, die in der MNA als Abgrenzungs-
einheit herangezogen werden. Zusatzlich kdnnen auch Netzbetriebsmittel, die in der Realitat Versor-
gungsaufgaben flir mehrere Netzgebiete (z. B. Unterwerke NE2) Gbernehmen, in der MNA jedoch klar
einer Gemeinde zugeordnet werden, diesen Effekt bewirken. Zusammenfassend kénnen mit dem An-
satz der MNA, insbesondere unter Bericksichtigung der Modellgenauigkeit, die dieses Verfahren bie-
tet, demnach nicht nur schweizweit, sondern auch regional bzw. nach Struktur des Netzgebietes dif-
ferenziert die Netzmengen valide abgeschatzt werden.

Im Rahmen der Analysen fur die vorliegende Studie lassen sich neben den Ergebnissen fur die ge-
samte Schweiz anhand der Typnetze daher auch durchschnittliche Aussagen zu den spezifischen
Entwicklungen je Netzgebiets-Kategorie ableiten.

3.2.4 Parametrierung und Umfang der Berechnungen

Wie in den vorherigen Abschnitten bereits ausgeflihrt, werden zur Bewertung der Auswirkungen eines
netzorientiert angepassten Speichereinsatzes unterschiedliche Nutzungsanteile der verschiedenen
Speichertypen flir die netzorientierte Einsatzweise untersucht.

Als Bezugsgrosse flr die jeweils zu untersuchenden Nutzungsanteile ist eine Parametrierung von
Flexibilitdtsannahmen erforderlich, d. h. es ist festzulegen, welche grundsatzliche Flexibilitat theore-
tisch durch die verschiedenen Speichertypen bereitgestellt werden kénnte. Diese sind fur die vorlie-
genden Untersuchungen wie folgt festgelegt:

— Fir PV-Heimspeicher wird konsistent zu (BFE, 2021) angenommen, dass im Betrach-
tungsjahr 2035 ein Anteil von 50 % der PV-Anlagen einen Heimspeicher haben, wahrend
dieser Anteil bis 2050 auf 70 % ansteigt. Als technische Speicherdimensionierung wird fur
jeden Heimspeicher eine installierte Leistung von 6.4 kW sowie eine Kapazitat von 8 kWh
angenommen (BMWi, 2022).

8 Hinweis entsprechend der BFE-Verteilnetzstudie (BFE, 2022): Angaben zu (nach Netzebenen differenzier-
ten) Netzmengengeristen sind nicht fir alle Verteilnetzbetreiber der Schweiz veroffentlicht, sodass die Ana-
lyse anhand einiger verschiedener Netzbetreiber, fur die entsprechende Daten vorliegen, vorgenommen wird.
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—  Fur Elektrofahrzeuge wird angenommen, dass im Betrachtungsjahr 2035 ein Anteil von
25 % fur flexibles Laden zur Verfigung steht. Fur 2050 wird ein Anteil von 50 % ange-
nommen. Die Nutzung dieser Flexibilitat wird dabei zunachst nicht konkret flr unidirektio-
nales oder bidirektionales Laden festgelegt, sondern als Ergebnis der Untersuchungen
analysiert. Fr eine mdgliche bidirektionale Einsatzweise wird der nutzbare Anteil der Bat-
terie auf 20 % der Kapazitat und 70 % der maximalen Ladeleistung festgelegt (angelehnt
an Bundesrat, 2022). Als durchschnittliche Speicherkapazitat fir Fahrzeuge wird 50 kWh
angenommen. Die Ladeleistungen der Ladepunkte werden entsprechend der BFE-Verteil-
netzstudie (BFE, 2022) zeitlich und regional differenziert angenommen.

—  Fur Warmepumpen wird angenommen, dass sowohl in 2035 als auch 2050 ein Anteil von
50 % der Warmepumpen Flexibilitat flr einen netzorientierten Einsatzzweck bereitstellen
konnte. Die Speichergrésse wird mit zwei Stunden (bezogen auf die elektrische Leistung
der Warmepumpe) angenommen, wobei unter Beriicksichtigung der thermischen Tragheit
der Gebaude eine Verschiebung der Nachfrage von bis zu vier Stunden modelliert wird.

Zur Bewertung der méglichen Reduktionen von Netzausbaubedarfen erfolgt eine Bewertung der
verminderten jahrlichen Netzkosten. Als Grundlage hierfur werden die in der BFE-Verteilnetzstudie
(BFE, 2022) beschriebenen Kostenansatze und Nutzungsdauern der einzelnen Betriebsmittel ver-
wendet. Fur die Bewertung der Kosten fur Heimspeicher werden die Prognosen aus der Studie
«Batteriespeicher in Netzen» des deutschen Bundesministeriums fir Wirtschaft und Energie
(BMWi, 2022) verwendet, die flr einen Speicher mit 6.4 Kilowatt Leistung umgerechnet fir 2035 In-
vestitionskosten von umgerechnet 673 CHF pro Kilowattstunde Speicherkapazitat und fur 2050 von
umgerechnet 421 CHF pro Kilowattstunde Speicherkapazitat angeben. Als weitere Annahmen wer-
den analog zu den Beschreibungen in Abschnitt 2.2 ein WACC von 5 % sowie eine Nutzungsdauer
von 10 Jahren angenommen.

Der Umfang der Berechnungen ergibt sich aus den verschiedenen Varianten, die zu den Nutzungs-
anteilen und zum verfolgten Einsatzzweck analysiert werden. Um eine mdéglichst vollstandige Einord-
nung im Rahmen dieser Studie zu ermdglichen, werden unterschiedliche Nutzungsanteile untersucht.
Dabei werden neben der ausschliesslichen Betrachtung eines Speichertyps (z. B. zur Beantwortung
der Frage, welche Wirkungen sich ergeben, wenn ausschliesslich PV-Heimspeicher als Flexibilitat zur
netzorientierten Einsatzweise verwendet werden) auch kombinierte Betrachtungen (z. B. eine Nut-
zung von 10 % der PV-Heimspeicher und 10 % der Elektrofahrzeuge) durchgefihrt. Fur die aus-
schliessliche Betrachtung eines einzelnen Speichertyps werden Nutzungsanteile bis zu einer Nutzung
von 100 % der vorhandenen Kapazitat in mehreren Stufen (5 %, 10 %, 25 %, 50 %, 75 %, 100 %)
untersucht. Fur die Ergebnisdarstellungen werden die dazwischenliegenden Nutzungsanteile lineari-
siert. Auch in den kombinierten Betrachtungen werden Nutzungsanteile bis 100 % bewertet, dabei
wird der Nutzungsanteil der verschiedenen Speichertypen jeweils in gleicher relativer Hohe angenom-
men, d. h. bei einem kombinierten Nutzungsanteil von 5 % wird angenommen, dass alle fur diese
Analysen betrachteten Speichertypen (z. B. PV-Heimspeicher und Elektrofahrzeuge) mit einem Anteil
von 5 % fur die netzorientierte Einsatzweise herangezogen werden.

Als Referenzfall fir alle Untersuchungen dient eine Modellierung, in der Speicher nicht netzorientiert,
sondern gemass ihrem Hauptzweck eingesetzt werden (Energiebezugsminimierung von Haushalten).
Fir diesen Referenzfall liegen die Netzausbaubedarfe auf demselben Niveau wie die Bedarfe ohne
Speichereinsatz (bzw. bei einem ungesteuerten Einsatz), d. h. es lasst sich als erstes Ergebnis dieser
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Studie bereits festhalten, dass ein Einsatz von Speichern zur Energiebezugsminimierung von Haus-
halten weder mit verringerten noch mit erhéhten Netzausbaubedarfen einhergeht. Ziel der Ergebnis-
auswertung im folgenden Abschnitt ist es, eine im Sinne einer spezifischen Kosteneinsparung gtins-
tigsten Kombination von Nutzungsanteilen von Flexibilitat zur netzorientierten Einsatzweise abzu-
schatzen.

3.3 Ergebnisse

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der Analysen zur Bewertung der Speicherbedarfe fir
netzorientierte Einsatzzwecke dargestellt. Dazu werden in Abschnitt 3.3.1 zunachst die Ergebnisse
fur die gesamte Schweiz aufgezeigt. Anschliessend erfolgt in Abschnitt 3.3.2 die nach Typnetzen dif-
ferenzierte Auswertung. Daraufhin enthalt Abschnitt 3.3.3 einen Exkurs zum Einsatz von Grossspei-
chern in den Stromverteilungsnetzen.

Als Ergebnisse werden jeweils die prozentuale Kosteneinsparung bezogen auf die gesamten Netz-
kosten (der Gesamtschweiz oder des jeweiligen Typnetzes) beschrieben. Zusatzlich werden auch
spezifische Kosteneinsparungen, also die absoluten Netzkosteneinsparungen im Verhaltnis zur ge-
nutzten Speicherkapazitat dargestellt. Fir die folgenden Darstellungen wird die Nutzung von vorhan-
den Flexibilitaten durch PV-Heimspeicher und von Elektrofahrzeugen unter Annahme eines bidirekti-
onalen Lademéglichkeit untersucht. Diese Eingrenzung bezogen auf die betrachteten Speichertypen
und deren Nutzung ist auf im Rahmen dieser Studie durchgefiihrte Vorabanalysen zurtickzufiihren:
Zum Einen lasst sich bei einer Analyse der Auswirkungen eines netzorientierten Einsatzes von War-
mepumpen feststellen, dass die prozentuale Netzkosteneinsparung der gesamten Netzkosten selbst
bei vollstandiger Nutzung der verfugbaren flexiblen Kapazitaten sehr gering ist (bis zu maximal 1 %
bezogen auf den Referenzfall, siehe Abbildung 31 im Anhang). Dies ist darauf zurickzufuhren, dass
die kumulierten Nennleistungen der Warmepumpen (vor allem im Vergleich zu anderen Speicherein-
richtungen) nur einen geringen Teil der mdglichen nutzbaren Flexibilitdt ausmachen (je nach Typnetz
zwischen 13 % und 20 % der Leistung von Heimladepunkten). Zudem ist die Verschiebedauer deut-
lich begrenzter als bei anderen Speichereinrichtungen (siehe Abschnitt 3.2.4). Darlber hinaus fallen
die maximalen Strombezige der Warmepumpen im Rahmen dieser Modellierung insbesondere bei
den stadtischen und periurbanen Typnetzen im Jahr 2050 nicht in die Hochstlastzeitpunkte. Aus die-
sem Grund wird die Nutzung von Flexibilitdt durch Warmepumpen im Folgenden nicht weiter berlck-
sichtigt. Zum anderen wird in dieser Studie in den weiteren Darstellungen fur die Nutzung von Flexi-
bilitdten durch Elektrofahrzeuge ein bidirektionales Laden unterstellt. Hintergrund sind auch hier Er-
kenntnisse aus Vorabanalysen in dieser Studie, die zeigen, dass die spezifischen Einsparungen je
Fahrzeug bei bidirektionalem Laden etwa Faktor 2 Uber den Einsparungen bei unidirektionalem Laden
liegen (siehe Abbildung 32 im Anhang). Um entsprechend den Darstellungen in Abschnitt 3.1 eine
prazise Quantifizierung der potenziellen netzseitigen Wirkungen im Sinne einer oberen Abschatzung
aufzuzeigen, wird daher im Folgenden ein bidirektionales Laden unterstellt.

Bei der Interpretation und Einordnung der nachfolgend beschriebenen Ergebnisse sind die Hinweise
zur Abgrenzung und Herangehensweise fir die vorliegenden Analysen gemass Abschnitt 3.1 sowie
die Hinweise zum Umfang der Analysen (betrachtete Speichertypen, Nutzungsanteile und Einsatz-
zwecke) entsprechend Abschnitt 3.2.4 zu bericksichtigen.
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3.3.1 Gesamtschweiz

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse fur die Untersuchungen der Bedarfe eines Einsatzes der
vorhandenen Speicher fir netzorientierte Einsatzzwecke aus Sicht der Gesamtschweiz beschrieben.
Abbildung 22 und Abbildung 23 enthalten zur ersten Einordnung die moglichen gesamten jahrlichen
Netzkosteneinsparungen fiir das Betrachtungsjahr 2035 bzw. 2050. Dargestellt sind dabei mdgliche
jahrliche Netzkostenreduktionen in Abhangigkeit der genutzten Speicherkapazitat, differenziert nach
Speichertypen. Die Differenzierung erfolgt nach Heimspeicheranlagen und Elektrofahrzeugen, zu-
satzlich wird auch eine kombinierte Betrachtung durchgefuhrt, in der anteilig sowohl Heimspeicher als
auch Elektrofahrzeuge netzorientiert eingesetzt werden. Zur besseren Ubersicht sind in den Abbil-
dungen bestimmte Anteile der genutzten Kapazitat mit Punkten markiert (5 %, 10 %, 25 %, 50 %,
75 %).

Jahrliche Netzkosteneinsparung 2035
(Verteilnetze Gesamtschweiz)

10%
8%
—e—Heimspeicher
6%
4% Elektrofahrzeuge
2%
—e—Heimspeicher und
0%

Elektrofahrzeuge
0 5 10 15 20 25 30

Genutzte Speicherkapazitat [GWh]

Abbildung 22: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung bezogen auf den Referenzfall fiir verschiedene Nut-
zungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir das Betrachtungsjahr 2035

Zusammenfassend ist sowohl fir das Betrachtungsjahr 2035 als auch fur 2050 festzuhalten, dass die
gesamten jahrlichen Netzkosteneinsparungen mit steigender genutzter Speicherkapazitat zunehmen.
Dies gilt sowohl fur eine ausschliessliche Nutzung von Heimspeicheranlagen (blaue Linie) als auch
fur eine ausschliessliche Nutzung von Elektrofahrzeugen (griine Linie) sowie fur die kombinierte Nut-
zung dieser beiden Speichertypen (graue Linie) im Kontext der netzorientierten Einsatzweise. Dies
bedeutet, dass im vorgegebenen Szenariorahmen auch bei vollstandiger Ausnutzung der verfugbaren
Flexibilitdtspotenziale zunachst keine Sattigung der in absoluter Hohe mdglichen Netzkosteneinspa-
rungen eintritt.

Daruber hinaus ist zu erkennen, dass Heimspeicher bei gleicher genutzter Speicherkapazitat durch
eine netzorientierte Einsatzweise hdhere jahrliche Netzkosteneinsparungen bewirken kénnen als ein
alleiniger Einsatz von Elektrofahrzeugen (blaue Linie liegt bei gleichem Wert auf der x-Achse oberhalb
der griinen Linie). Auch dieser Effekt gilt grundsatzlich flr beide Betrachtungsjahre. Es ist jedoch flr
das Betrachtungsjahr 2050 zu sehen, dass durch die héhere nutzbare Speicherkapazitat der Elektro-
fahrzeuge in 2050 bei einem Nutzungsanteil von 100 % der Elektrofahrzeuge (entspricht dann in etwa
18 GWh) mit knapp 8 % dieselbe jahrliche Netzkosteneinsparung (gleicher Wert auf der y-Achse)
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erreicht werden kdnnte wir bei einem Nutzungsanteil von 100 % der nutzbaren PV-Heimspeicher, die
mit einer Kapazitat von etwa 11.5 GWh angenommen werden. Die hdheren Einsparpotenziale durch
den netzorientierten Einsatz von Heimspeichern im Vergleich zu Elektrofahrzeugen ist auf die héhere
Verflgbarkeit dieses Speichertyps zuriickzufihren: wahrend Heimspeicher immer am Netz ange-
schlossen sind, ist fur Elektrofahrzeuge anzunehmen, dass diese nicht zu jeder Stunde des Tages an
einem Ladepunkt stehen und somit nicht vollstandig fir die Erbringung netzorientierter Flexibilitat be-
reitstehen (siehe auch Annahmen in Abschnitt 3.2.4).

Als weitere Erkenntnis Iasst sich aus den Auswertungen fir die Gesamtschweiz ableiten, dass wie
zuvor beschrieben zwar die ausschliessliche Nutzung von Heimspeichern als netzorientierte Flexibi-
litat Vorteile gegenuber der ausschliesslichen Nutzung von Elektrofahrzeugen zu diesem Zweck bie-
ten konnte. Allerdings zeigt die kombinierte Betrachtung von Heimspeichern und Elektrofahrzeugen
(graue Linie), dass durch diese Kombination bei gleicher Héhe der genutzten Speicherkapazitat ver-
gleichbare Ergebnisse erzielt werden konnen. In 2050 wirde zum Beispiel ein kombinierter Nutzungs-
anteil von 20 % der Heimspeicher und 20 % der Elektrofahrzeuge zu derselben jahrlichen Kostenein-
sparung fuhren wir ein Nutzungsanteil von 50 % der Heimspeicher (bei ausschliesslicher Nutzung der
Heimspeicher zum netzorientierten Einsatz): In beiden Fallen ware bei knapp 6 GWh genutzter Spei-
cherkapazitat in 2050 eine jahrliche Netzkosteneinsparung von etwa 6 % maoglich.

Jahrliche Netzkosteneinsparung 2050
(Verteilnetze Gesamtschweiz)
12%
10%
8% —e—Heimspeicher
6%
1%
2%
0%
0 5 10 15 20 25
Genutzte Speicherkapazitdat [GWh]

Elektrofahrzeuge

—e—Heimspeicher und
Elektrofahrzeuge

Abbildung 23: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung bezogen auf den Referenzfall fiir verschiedene Nut-
zungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz flir das Betrachtungsjahr 2050

Zur weiteren Einordnung der Effekte und der Sinnhaftigkeit der Nutzung vorhandener Flexibilitaten in
den Stromverteilungsnetzen sind in Abbildung 24 und Abbildung 25 die spezifischen jahrlichen Kos-
teneinsparung in Abhangigkeit der genutzten Speicherkapazitat (in CHF pro Jahr und pro Kilowatt-
stunde) aufgezeigt.

Im Gegensatz zur gesamten jahrlichen Kosteneinsparung, die mit zunehmender genutzter Speicher-
kapazitat steigt, ist die jahrliche Kosteneinsparung pro genutzte Speicherkapazitat sowohl in 2035 als
auch in 2050 bei geringer genutzter Speicherkapazitat am héchsten und sinkt mit zunehmender ge-
nutzter Kapazitat. Dies bedeutet, dass mit zunehmender genutzter Speicherkapazitat der Grenznut-
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zen fur die Nutzung der vorhandenen Flexibilitdten abnimmt. Wahrend die spezifischen Kostenein-
sparungen fur Heimspeicher in 2035 im Bereich der ersten genutzten Kapazitaten noch bei etwa 120
bis 130 CHF/a/kWh (2050 vergleichbar) liegen, sinkt dieser Wert auf unter 60 CHF/a/kWh (bezie-
hungsweise unter 50 CHF/a/kWh in 2050), wenn die vollstandigen Kapazitaten der Heimspeicher ver-
wendet werden. Fur Elektrofahrzeuge ist der Rlickgang des spezifischen Nutzens nicht derart stark
ausgepragt, daflr liegt das absolute Niveau aber bereits fir die ersten genutzten Kapazitaten im Be-
reich um 50 CHF/a/kWh (2035) bis 60 CHF/a/kWh (2050) und sinkt fir die vollstandige Nutzung der
vorhandenen Flexibilitdten auf etwa 40 CHF/a/kWh (2035) und 30 CHF/a/kWh. Dass der Riuckgang
in 2050 starker ausgepragt ist, liegt vor allem daran, dass fir dieses Betrachtungsjahr mehr Kapazi-
taten zur Verfigung stehen. Durch Elektrofahrzeuge kénnen per Annahme in 2035 bei einem Nut-
zungsanteil von 100 % z. B. 7 GWh Speicherkapazitat zur Verfugung. Im Betrachtungsjahr 2050 liegt
dieser Wert etwa zweieinhalbmal so hoch (knapp 18 GWh).

Jahrliche Kosteneinsparung pro kWh genutzter
Speicherkapazitat 2035 (CHF/a/kWh)
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Abbildung 24: Mégliche j&hriliche Kosteneinsparung pro genutzter Speicherkapazitdt bezogen auf den Referenzfall fiir ver-
schiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir das Betrachtungsjahr 2035
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Jahrliche Kosteneinsparung pro kWh genutzter
Speicherkapazitat 2050 (CHF/a/kWh)
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Abbildung 25: Mégliche jéhriliche Kosteneinsparung pro genutzter Speicherkapazitét bezogen auf den Referenzfall fiir ver-
schiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir das Betrachtungsjahr 2050

Als erstes Fazit Iasst sich demnach festhalten, dass es in einem gewissem Umfang sinnvoll sein kann,
Speicher netzorientiert einzusetzen und eine hdohere genutzte Kapazitat dabei héhere jahrliche Netz-
kosteneinsparungen bewirken kann. Auf der anderen Seite scheint es allerdings nicht sinnvoll, die
vorhandenen Flexibilitaten vollstandig fur netzorientierte Einsatzzwecke zu nutzen, da der spezifische
Nutzen jeder genutzten Kilowattstunde sinkt je mehr Kapazitat genutzt wird. Um die mdglichen Wir-
kungen weiter einzugrenzen, werden im folgenden Abschnitt die Auswirkungen differenziert nach den
vier betrachteten Typnetzen analysiert (grossstadtisch, stadtisch, periurban, Iandlich).

In diesen Ergebnissen geht es bewusst um die Nutzung von ohnehin im Netz vorhandenen Speichern,
sodass an dieser Stelle keine Abwagung mit Investitionskosten getroffen wird. Die Frage, ob es sich
lohnen wiirde, dass ein Netzbetreiber Speicher explizit zu diesem Zweck errichtet, wird im Exkurs in
Abschnitt 3.3.3 zu Grossspeichern behandelt.

3.3.2 Typnetze und Fazit

Auch fur die modellierten Typnetze werden analog zu den Darstellungen fiir die Gesamtschweiz je-
weils die jahrliche Netzkosteneinsparung gegeniber dem Referenzfall in Prozent sowie die jahrliche
Einsparung pro genutzter Speicherkapazitat in CHF pro Jahr und pro Kilowattstunde ausgewertet. Da
die Wirkungen in den Betrachtungsjahren 2035 und 2050 vergleichbar ausfallen und demnach zu
denselben Erkenntnissen fihren, werden in diesem Abschnitt lediglich die Ergebnisse fur das Zieljahr
2050 gezeigt. Die Darstellungen fur 2035 kdnnen daruber hinaus dem Anhang entnommen werden.

In den Grafiken in Abbildung 26 bis Abbildung 29 werden die Ergebnisse getrennt nach den betrach-
teten Typnetzen dargestellt. Zunachst lasst sich auch hier festhalten, dass — vergleichbar mit den
Wirkungen flir die gesamte Schweiz — auch in allen betrachteten Typnetzen die jahrliche Netzkoste-
neinsparung mit zunehmender genutzter Speicherkapazitat ansteigt, wahrend die spezifische jahrli-
che Kosteneinsparung pro genutzter Speicherkapazitat sinkt (abnehmender Grenznutzen der Spei-
cher). Dennoch sind im Vergleich der Typnetze unterschiedliche Auspragungen in den Wirkungen
eines netzorientierten Einsatzes der vorhandenen Speicherkapazitaten zu erkennen.
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Abbildung 26: Grossstéadtische Typnetze: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jahrliche Kosteneinspa-
rung pro genutzter Speicherkapazitét fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir 2050
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Abbildung 27: Stadtische Typnetze: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jéhrliche Kosteneinsparung
pro genutzter Speicherkapazitat fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir 2050
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Abbildung 28: Periurbane Typnetze: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jéhrliche Kosteneinsparung
pro genutzter Speicherkapazitét fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir 2050
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Abbildung 29: Léndliche Typnetze: Mbgliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jéhrliche Kosteneinsparung
pro genutzter Speicherkapazitét fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz flir 2050

Die jahrlichen Netzkosteneinsparungen kénnen durch eine vollstdndige Nutzung der flr die netzori-
entierte Einsatzweise zur Verfugung stehenden Elektrofahrzeuge in grossstadtischen und stadtischen
Gebieten héher ausfallen als die durch Heimspeicher (Grund daflir ist insbesondere die insgesamt
hdhere verflgbare Speicherkapazitat). In periurbanen Typnetzen Ubersteigt die jahrliche Netzkosten-
einsparung bei ausschliesslicher Nutzung von Heimspeichern (Nutzungsanteil 100 %) jedoch die der
Elektrofahrzeuge. In landlichen Netzen liegen die maximal mdglichen Einsparungen fur diese beiden
Speichertypen bei einem Nutzungsanteil von 100 % in etwa in gleicher Hohe.

Bei einer kombinierten Betrachtung von Heimspeichern und Elektrofahrzeugen liegt die maximal mog-
liche jahrliche Netzkosteneinsparung (Nutzungsanteil 100 % fur die verfugbaren Speicherkapazitaten)
mit 13 % bis 14 % jahrlicher Kosteneinsparung gegeniber dem Referenzfall fir die stadtischen Typ-
netze am héchsten. Darauf folgen die Kosteneinsparungen fur die periurbanen Netze, die im Maxi-
mum (ebenfalls Nutzungsanteil 100 % bei kombinierter Betrachtung von Heimspeichern und Elektro-
fahrzeugen) bei knapp 12 % liegen. Fir grossstadtische Typnetze liegt dieser Wert bei knapp Uber
10 %, wahrend er bei Iandlichen Typnetzen mit 8 % am kleinsten ausfallt. FUr die spezifische Koste-
neinsparung pro genutzter Kilowattstunde Speicherkapazitat ist dieses Verhaltnis davon abweichend
ausgepragt: fur landliche und periurbane Typnetze kann bis zu knapp tber 150 CHF/a/kWh durch die
ersten genutzten Kapazitaten von Heimspeichern erreicht werden, wahrend diese Werte bei knapp
Uber 100 CHF/a/kWh in stadtischen Typnetzen und knapp Uber 50 CHF/a/kWh in grossstadtischen
Typnetzen liegen. Bei einem Nutzungsanteil von 100 % in der kombinierten Betrachtung (sowohl bei
Heimspeichern als auch Elektrofahrzeugen werden 100 % der fir den netzorientierten Einsatzzweck
zur Verfugung stehenden Flexibilitaten genutzt) sinkt dieser Wert auf 30 CHF/a/kWh in landlichen
Typnetzen, auf etwa 25 CHF/a/kWh in periurbanen und stadtischen Typnetzen und auf 16 CHF/a/kWh
in grossstadtischen Netzen. Es ist also zu erkennen, dass die auf die genutzte Speicherkapazitat
bezogene spezifische Kosteneinsparung je Kilowattstunde in Iandlichen Netzen am héchsten ist, wah-
rend die gesamte jahrliche Netzkosteneinsparung in Prozent dort am niedrigsten ausfallt.

Wie bereits in den Vorbemerkungen zu Beginn dieses Kapitels in Abschnitt 3.1 erlautert, sollen Spei-
cherbedarfe fur netzorientierte Einsatzzwecke hier nicht als Bedarfe fur die zusatzliche Errichtung von
Speichern, sondern als Bedarfe fiir die Nutzung vorhandener Flexibilititen zur Reduktion von Netz-
ausbaubedarfen ermittelt werden. Zusammenfassend lasst sich in diesem Sinne jedoch — auch unter
Bericksichtigung der Erkenntnisse aus den Ergebnissen fir die Gesamtschweiz — folgendes ableiten:
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Eine vollstandige Nutzung aller verfligbaren Speicherkapazitaten wirde unter den hier getroffenen
Annahmen zwar in allen Typnetzen zu den héchsten jahrlichen Netzkosteneinsparungen fihren, je-
doch sinken die spezifischen Kosteneinsparungen pro kWh mit steigender genutzter Speicherkapazi-
tat deutlich. Durch die netzorientierte Einsatzweise vorhandener Flexibilitdten kénnen also relevante
Grdssenordnungen von Gesamt-Netzkosteneinsparungen erreicht werden, optimal im Sinne einer
maximalen Wirkung pro Speichereinrichtung ware es allerdings eigentlich, dabei méglichst wenige
Einrichtungen zu nutzen. Um Auspragungen fir sinnvolle Nutzungsanteile von Flexibilitdten fur netz-
orientierte Einsatzzwecke zu ermitteln, kdnnen die obigen Ergebnisse als Orientierungshilfen fur Netz-
betreiber dienen, wie langfristig erforderliche Netzkapazitaten (und somit Ausbaubedarfe) durch einen
netzorientierten Speichereinsatz reduziert werden kénnen, auch wenn der Bedarf aufgrund der indi-
viduellen Auspragungen und Speicherdurchdringung flr einzelne reale Netze stets einzelfallabhangig
zu bewerten ist.

Als Beispiel fur eine Nutzung der zuvor beschriebenen Ergebnisse als Orientierungshilfe kann z. B.
ein Fall betrachtet werden, in dem fir ein Netzgebiet eine jahrliche Netzkosteneinsparung von min-
destens 5 % fur das Betrachtungsjahr 2050 als relevante Gréssenordnung festgelegt wird, die min-
destens durch eine netzorientierte Einsatzweise von Speichereinheiten erreicht werden misste. Zu-
satzlich wirde auf den héchstmoglichen spezifischen Nutzen der genutzten Speicherkapazitat abge-
zielt. Daraus kdnnte aus den obigen Abbildungen abhangig davon, in welche Typnetz-Kategorie das
Netzgebiet einzuordnen ware, folgendes fiir eine anvisierte Netzkosteneinsparung von den hier bei-
spielhaft angesetzten 5 % im Jahr 2050 abgeleitet werden.

Grossstadtisches Netz: Sollen fur die netzorientierte Einsatzweise zur jahrlichen Netzkosteneinspa-
rung in 2050 von etwa 5 % nur Heimspeicher eingesetzt werden, missten etwa 75 % der fur diesen
Zweck verfigbaren Speicherkapazitat genutzt werden (entspricht etwa 57 MWh im gebildeten
Typnetz). Sofern nur Elektrofahrzeuge fur die netzorientierten Einsatzzwecke herangezogen werden
sollen, mussten etwa 50 % genutzt werden (entspricht etwa 110 MWh). Fir den Fall, dass sowohl
Heimspeicher als auch Elektrofahrzeuge fir die netzorientierte Einsatzweise eingesetzt werden sol-
len, miUssten jeweils etwa 25 % genutzt werden (dies entspricht in Summe etwa 75 MWh).

Stadtisches Netz: Sollen fur die netzorientierte Einsatzweise zur jahrlichen Netzkosteneinsparung in
2050 von etwa 5 % nur Heimspeicher eingesetzt werden, mussten etwa 25 % der flir diesen Zweck
verflgbaren Speicherkapazitat genutzt werden (entspricht etwa 2.4 MWh im gebildeten Typnetz). So-
fern nur Elektrofahrzeuge fur die netzorientierten Einsatzzwecke herangezogen werden sollen, muss-
ten etwa 30 % genutzt werden (entspricht etwa 6 MWh). Fir den Fall, dass sowohl Heimspeicher als
auch Elektrofahrzeuge fir die netzorientierte Einsatzweise eingesetzt werden sollen, missten jeweils
etwa 15 % genutzt werden (dies entspricht in Summe etwa 4 MWh).

Periurbanes Netz: Sollen fur die netzorientierte Einsatzweise zur jahrlichen Netzkosteneinsparung in
2050 von etwa 5 % nur Heimspeicher eingesetzt werden, mussten etwa 25 % der flr diesen Zweck
verfugbaren Speicherkapazitat genutzt werden (entspricht etwa 0.3 MWh im gebildeten Typnetz). So-
fern nur Elektrofahrzeuge flir die netzorientierten Einsatzzwecke herangezogen werden sollen, miss-
ten etwa 35 % genutzt werden (entspricht etwa 0.6 MWh). Fur den Fall, dass sowohl Heimspeicher
als auch Elektrofahrzeuge fir die netzorientierte Einsatzweise eingesetzt werden sollen, missten je-
weils etwa 15 % genutzt werden (dies entspricht in Summe etwa 0.4 MWh).

Landliches Netz: Sollen fiir die netzorientierte Einsatzweise zur jahrlichen Netzkosteneinsparung in
2050 von etwa 5 % nur Heimspeicher eingesetzt werden, missten etwa 75 % der fur diesen Zweck
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verfligbaren Speicherkapazitat genutzt werden (entspricht etwa 0.5 MWh im gebildeten Typnetz). So-
fern nur Elektrofahrzeuge fir die netzorientierten Einsatzzwecke herangezogen werden sollen, miss-
ten etwa 100 % genutzt werden (entspricht etwa 1 MWh). Fir den Fall, dass sowohl Heimspeicher
als auch Elektrofahrzeuge fur die netzorientierte Einsatzweise eingesetzt werden sollen, mussten je-
weils etwa 25 % genutzt werden (dies entspricht in Summe etwa 0.5 MWh).

3.3.3 Exkurs: Einsatz von Grossspeichern in den Stromverteilungsnetzen

Neben den in den zuvor dargestellten Analysen betrachteten Speichertypen (PV-Heimspeicher, Elekt-
rofahrzeuge, tlw. Warmepumpen), kénnen auch Grossspeicher theoretisch in den Stromverteilungs-
netzen angeschlossen werden, um durch eine netzorientierte Einsatzweise die langfristig erforderli-
chen Netzkapazitaten (und somit Ausbaubedarfe) zu reduzieren. Die Wirkungen dieser Grossspeicher
sind allerdings in hohem Masse einzelfallabhangig und kénnen nicht pauschal fir alle Gemeinden
oder Typnetze im Rahmen der zuvor angewendeten Modellnetzanalyse bewertet werden. Dennoch
soll in diesem Exkurs eine grobe Abschatzung erarbeitet werden, wie ein Einsatz von Grossspeichern
mit netzorientiertem Einsatzzweck sich auf die Netzbedarfe auswirken kann.

Bei moglichen Grossspeichern in den Stromverteilungsnetzebenen sind aus heutiger Sicht insbeson-
dere Anwendungszwecke wie Quartiersspeicher und gréssere Speicher an grossen Ladeparks denk-
bar. Grossspeicher an Ladeparks wirden voraussichtlich insbesondere durch den Anreiz fiir Lade-
parkbetreiber die Anschlussleistung zu reduzieren errichtet. Der Speicherbedarf obliegt damit haupt-
sachlich der betriebswirtschaftlichen Vorteilhaftigkeit und ist einzelfallabhangig z. B. auch abhangig
von der Strombeschaffungsstrategie des Ladeparkbetreibers. Dadurch dirften sich keine zusatzli-
chen originaren Speicherbedarfe fur den Netzbetreiber oder flr netzorientierte Einsatzzwecke erge-
ben. Grossere Speicher wie Quartiersspeicher hingegen wirden bei einem netzorientierten Einsatz-
zweck mit ihren Wirkungen denen der PV-Heimspeicher entsprechen. Allerdings ist dabei zu bertck-
sichtigen, dass grdossere Speicher nicht in der Netzebene 7 sondern ab der Netzebene 6 angeschlos-
sen wurden und somit die Kostenwirkungen der Netzebene 7 nicht bericksichtigt werden durfen, so-
dass die Gesamt-Kosteneinsparungen geringer ausfielen als die durch die Nutzung der Flexibilitaten
von PV-Heimspeichern fiir einen netzorientierten Einsatzzweck. Anders als bei PV-Heimspeichern,
die als vorhandene Kapazitaten im Stromnetz angenommen werden, ware flir Grossspeicher (wie
Quartiersspeicher) die Investition in diese Speicher mit den moglichen Netzkosteneinsparungen zu
vergleichen, um zu identifizieren, ob sich eine Errichtung dieser Speicher explizit flr einen netzorien-
tierten Einsatzzweck lohnen kann.

Im Folgenden wird daher eine Einordnung vorgenommen, ob allein durch die im Netz mdglichen Kos-
tenreduktionspotenziale (die in den Analysen zum Einsatz von Heimspeichern fir die Typnetze in
Abschnitt 3.3.2 aufgezeigt werden, abzlglich der Kosteneinsparungen in Netzebene 7) eine Investi-
tion in Speicher fir einen netzorientierten Einsatzzweck lohnenswert sein konnte. Dabei wird im Sinne
einer oberen Abschatzung weiterhin lediglich auf die Netzkostenwirkungen eines netzorientierten Ein-
satzes abgezielt. Wie bereits in den Vorbemerkungen in Abschnitt 3.1 zur erldutert, bedeutet dies,
dass marktliche oder volkswirtschaftliche Effekte ebenso wenig wie eventuelle Transaktionskosten
oder Kosten aufgrund von Speicherverlusten nicht betrachtet werden. Die hier verwendeten spezifi-
schen Investitionskosten orientieren sich an abweichend von den Annahmen zu Speichertechnologien
fur die Untersuchung von Speicherbedarfen fir das Energiesystem Strom und Warme (Kapitel 2) an
Prognosen zu Kosten flr PV-Heimspeicheranlagen (siehe Abschnitt 3.2.4). Grund daflr ist, dass die
Speicheranlagen, die in den Stromverteilungsnetzen flr netzorientierte Zwecke eingesetzt werden,
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tendenziell nicht die Gréssenordnungen der flir Systemzwecke eingesetzten Grossbatterien erreichen
und damit in der Kosteneinordnung auch eher ein Kostenansatz fur kleinere Speichereinheiten her-
anzuziehen ist. Die Ergebnisse sind aber auch hier als Gréssenordnung und somit als Richtwerte fir
Netzbetreiber zu verstehen und kénnen genutzt werden, um grundséatzliche Speicherbedarfe fir netz-
orientierte Einsatzzwecke zu bewerten.

Abbildung 30 zeigt das Verhaltnis der jahrlichen Netzkosteneinsparungen durch einen netzorientier-
ten Einsatz der Speichereinheiten (basierend auf den Ergebnissen zum Heimspeichereinsatz entspre-
chend Abschnitt 3.3.2, abzuglich der Kosteneinsparungen in Netzebene 7) zu den abgeschatzten an-
nualisierten (d. h. auf jahrliche Zahlungen umgerechnete) Investitionskosten flir diese Speicher. Ein
Wert grosser eins bedeutet, dass die Netzkosteneinsparungen die Investitionen tbersteigen, wahrend
ein Wert kleiner eins bedeutet, dass die Netzkosteneinsparungen geringer als die erforderlichen In-
vestitionen ausfallen. Die Kostenwirkungen fur die Netzebene 7 sind dabei nicht bertcksichtigt, da
hier davon ausgegangen wird, dass Grossspeicher in der Netzebene 6 angeschlossen wirden. Um
von der absoluten Speicherdurchdringung zu abstrahieren und die Grafiken in Abbildung 30 vergleich-
bar zu machen, ist hier auf der x-Achse nicht die genutzte Speicherkapazitat, sondern der Nutzungs-
anteil in Prozent (bezogen auf die in den Netzen verfigbare Heimspeicher-Kapazitat im entsprechen-
den Betrachtungsjahr) dargestellt.
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Abbildung 30: Verhéltnis der méglichen jahrlichen Netzkosteneinsparung zu den annualisierten Investitionskosten fiir Spei-
cher zur netzorientierten Einsatzweise zu den flir 2035 und 2050

Es ist zu erkennen, dass (analog zu den Erkenntnissen flr die spezifischen Kosteneinsparungen in
Abschnitt 3.3.2) das Verhaltnis von jahrlicher Netzkosteneinsparung zu annualisierten Investitions-
kosten hoher ausfallt, je kleiner der Nutzungsanteil gewahlt wird. Fur grossstadtische Typnetze liegt
das Verhaltnis auch bei geringen Nutzungsanteilen bei Werten kleiner als eins, was bedeutet, dass
die Investitionskosten die Netzkosteneinsparungen ubersteigen wirden. Fur stadtische Typnetze
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zeichnet sich bei geringen Nutzungsanteilen bis etwa 20 % (2035) oder 30 % (2050) ab, dass die
Netzkosteneinsparungen die erforderlichen Investitionen Ubertreffen konnten. Bei periurbanen und
landlichen Typnetzen liegen diese Werte noch etwas héher: Die mdglicherweise zu erzielende Netz-
kosteneinsparung fallt im Vergleich zu den annualisierten Investitionskosten hoher aus (bis zu etwa
Faktor 2 bei sehr geringen Nutzungsanteilen). Zusatzlich kénnten auch bis etwa 40 % Nutzungsanteil
hdhere Netzkosteneinsparungen erreicht werden als Investitionskosten erforderlich waren.

Bei der Interpretation der Ergebnisse ist zu beachten, dass es sich hier um einen vereinfachten Kos-
tenvergleich handelt, der ausserhalb der Stromverteilungsnetze liegende Kosten nicht bericksichtigt.
Zusatzlich hangen die Erkenntnisse massgeblich davon ab, wie sich das Verhaltnis von Kosten flr
Netzausbau zu Kosten fir Stromspeicher in der Zukunft entwickelt. Unter diesen Umstanden lasst
sich jedoch eine etwaig mogliche Sinnhaftigkeit fir die Errichtung von Speichern zu netzorientierten
Einsatzzwecken in stadtischen, periurbanen und landlichen Typnetzen feststellen — allerdings bei ei-
nem ausgepragteren Fokus auf geringe Speicherkapazitat (Korrelation mit hohen spezifische Koste-
neinsparungen). Fur die Abwagung zur Speicherinvestition in realen Netzen ist auch hier eine netz-
spezifisch einzelfallabhangige Bewertung erforderlich.
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4 Speicherbedarf fur Systemstabilitat

Fir die im Gesamtprojekt im Vordergrund stehende Untersuchung des Speicherbedarfs in der
Schweiz stellt sich neben den bereits untersuchten Themen zuséatzlich auch die Frage, ob die abzu-
sehenden Entwicklungen im Energiesystem (unter anderem zunehmende Asynchrongerate auf der
Erzeugungs- und Lastseite, also wechselrichterbasierte Solar- und Winderzeugung einerseits und zu-
nehmend gleichrichterbasierte Lasten andererseits) dazu fihren kdénnten, dass auch aus Systemsi-
cherheitsgriinden zusatzliche Speicher erforderlich sein kdnnten. Diese Frage wird in diesem Kapitel
untersucht. Die Bewertung erfolgt dabei ohne den Einsatz von quantitativen Modellierungen, da be-
reits qualitative Argumente dagegensprechen, dass Systemsicherheitsaspekte einen signifikanten
und explizit fur diesen Zweck zu tatigenden Speicherzubau notwendig machen. Diese qualitative Ein-
ordnung erfolgt im Folgenden zu den Themenbereichen Regelenergie, Blindleistung, Momentanre-
serve (Tragheit) sowie Schwarzstart- und Inselbetriebsfahigkeit.

Im Bereich der Regelenergie wird kein signifikanter zusatzlicher Speicherbedarf erwartet (auch wenn
die grundsatzliche Anforderung an Flexibilitat auch in der Zukunft besteht). Die zunehmende Verfiig-
barkeit steuerbarer flexibler Lasten im Energiemarkt stellt eine effektive Konkurrenz zu Speicherlo-
sungen dar und diese alternativen Flexibilitatsoptionen kdnnen Schwankungen im Netz voraussicht-
lich kostenglnstiger ausgleichen als dedizierte Speichersysteme. Zudem ist zu erwarten, dass auch
eine klnftige mogliche Intraday-Vermarktung von aus anderen Griinden erstellten Batterien (siehe
Ergebnisse aus Abschnitt 3.3) einen dampfenden Effekt auf Regelenergievolumina haben wird. Ein
moglicher Anwendungsfall fir Speichertechnologien kénnte jedoch der Ausgleich von Prognosefeh-
lern sein, die erst wahrend der Lieferviertelstunde auftreten (Sekundarregelung). Hier konnten schnell
reagierende Speichersysteme einen wertvollen Beitrag zur Systemstabilitat leisten. Darlber hinaus
zeigen die empirischen Entwicklungen in Nachbarldndern wie Deutschland jedoch, dass der massive
Ausbau erneuerbarer Energien nicht zwangslaufig zu einem erhéhten Regelleistungsbedarf flihrt —
ein als "Balancing Paradox" bezeichnetes Phdnomen, bei dem trotz zunehmender Volatilitat der Er-
zeugung das Regelleistungsvolumen sinkt (Joos & Staffell, 2019; Ocker & Ehrhart, 2017; Koch &
Hirth, 2019). Das zugrundeliegende Marktdesign erweist sich als zusatzlicher entscheidender Faktor
fur den Bedarf an Regelenergie. Beispielsweise konnte die Implementierung eines Einpreissystems,
wie es Swissgrid fur den 1. Januar 2026 vorgesehen hat (Swissgrid, 2025), systemische Unausgegli-
chenheiten verringern und damit den Bedarf an Ausgleichsmassnahmen insgesamt reduzieren. Der-
zeit hat die Schweiz mit dem Zweipreis-Ausgleichsenergiesystem ein Marktdesign das fur Bilanzgrup-
pen keinerlei Anreize bietet, in Echtzeit die Systembilanz auszugleichen, und entsprechend hohe Un-
ausgeglichenheiten sowie Regelenergievolumina und -preise nach sich zieht. Mit der vorgeschlage-
nen Anderung durch Swissgrid ist zu erwarten, dass sich die aktuelle Lage in dem Bereich bessert.
Dadurch kann statt Regelenergie der Intraday-Handel starker zur Lésung von Prognoseanderungen
beitragen. Auch wenn Speichertechnologien technisch grundséatzlich gut an Regelenergiemarkten teil-
nehmen kdnnen, dirfte zudem die wirtschaftliche Bedeutung fir diesen Einsatzzweck durch zuneh-
mende Kannibalisierungseffekte moglicher Geschaftsmodelle gegeniber heute eher sinken. So ist zu
erwarten, dass die Haupterlésstruktur kiinftiger Speicherprojekte voraussichtlich in Arbitragegeschaf-
ten an Strom-Spotmarkten (inkl. einem kiinftig voraussichtlich liquideren Intraday-Markt) liegt. Zusam-
menfassend erscheint ein ausschliesslich durch Regelenergie getriebener signifikanter Speicherbe-
darf somit nicht absehbar — mit der méglichen Ausnahme spezifischer Anwendungen in der Sekun-
darregelung, die einer detaillierteren Quantifizierung bedirfen, die jedoch ausserhalb des Umfangs
der vorliegenden Studie liegt.
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Auch aufgrund von Blindleistungsbedarf ist kein direkter Bedarf an weiteren Batteriespeichern zu
erwarten. Grund dafur ist, dass Blindleistungskompensation mit deutlich geringen Kosten erreichbar
ist, wenn direkt diejenigen Gerate dazu befahigt bzw. durch Vorschriften technisch passend ausgelegt
werden, die die Spannungshaltungsprobleme verursachen wie z. B. neue lokale Erzeuger oder Lasten
(ef.Ruhr et al, 2021). Dies scheint aus Kostengesichtspunkten strikt dominant gegentiber dem Zubau
neuer Batteriespeicher allein oder primar zur Blindleistungskompensation. So ist es beispielsweise
sinnvoller, eine neue Solaranlage direkt mit einem ausreichend dimensionierten Wechselrichter aus-
zustatten, der verursachte Spannungshaltungsprobleme der neuen Anlage direkt selbst kompensiert,
als eine Batterie daneben zu platzieren, dessen Wechselrichter das Gleiche tun wirde. Es ist jedoch
davon auszugehen, dass auch fur Batteriespeicher Blindleistungskompensation (weiterhin) nétig sein
wird, um die Effekte der Ein- und Ausspeisung der Batterie selbst zu kompensieren.

Die Bereitstellung von Momentanreserve (Tragheit), die traditionell durch die rotierende Masse kon-
ventioneller Kraftwerke gewahrleistet wird, kann kosteneffizient durch alternative Technologien reali-
siert werden. Die Nutzung netzbildender Wechselrichter bei Solar- und Windenergieanlagen stellt da-
bei eine geeignete Option dar. Diese Technologie ermoéglicht es, synthetische Tragheit bereitzustel-
len, ohne dass daflir zusatzliche Batteriespeicher installiert werden missen. Besonders in Landern
wie der Schweiz, die derzeit einen erheblichen Teil ihrer Systemtragheit durch Laufwasserkraftwerke
sicherstellen, kdnnte bei steigendem Bedarf an Tragheit die Verpflichtung zur Implementierung netz-
bildender Wechselrichter in erneuerbaren Energieanlagen sowie in aus anderen Griinden gebauten
Grossbatteriespeichern eine sinnvolle Massnahme darstellen. Dies wirde die Systemstabilitat ge-
wahrleisten, ohne in der Notwendigkeit spezifischer neuer Speicherbedarfe fur diese Zwecke zu re-
sultieren. Auch hier Iasst sich also feststellen, dass aus systemtechnischer und 6konomischer Per-
spektive keine spezifischen Speicherbedarfe allein zur Erbringung von Momentanreserve existieren.
Stattdessen sollte der Fokus auf der Integration netzstabilisierender Funktionalitdten in bestehende
und neue erneuerbare Energieanlagen und Grossbatteriespeicher liegen, was eine kosteneffizientere
Lésung flr die Bereitstellung von Systemtragheit im Vergleich zu spezifisch fiir den Zweck neu errich-
tete Energiespeicher darstellt.

In Bezug auf Schwarzstart- und Inselbetriebsfahigkeit ist fir die Schweiz zu erwarten, dass sie
durch ihr Wasserkraft-basiertes Kraftwerksportfolio auch in Zukunft ausserordentlich gut in der Lage
sein wird, mit bestehenden Anlagen diese Bereiche abdecken zu kénnen. Ein expliziter Speicherbe-
darf ist also auch fur diesen Anwendungszweck nicht absehbar. Zudem sind Batterien von ihrer Kos-
tenstruktur her eher ungeeignet fir die Erbringung von Schwarzstartfahigkeit, da sie daflir standig
einen mindestens teilweise geflllten Speicherstand aufweisen mussten und somit in der Héhe des
vorzuhaltenden Speichers im Normalbetrieb nicht nutzbar sind. Dies ist bei z. B. Laufwasserkraftwer-
ken anders, die einen ungestorten Normalbetrieb trotz Schwarzstart-Bereitschaftsbetrieb beibehalten
kénnen.

Die Fahigkeit zur Bereitstellung ausreichender Kurzschlussstrome ist ein wesentlicher Aspekt der
Netzstabilitdt und Systemsicherheit in elektrischen Energieversorgungssystemen. In konventionellen
Stromnetzen werden Kurzschlussstrome hauptséachlich durch synchrone Generatoren in thermischen
und hydraulischen Kraftwerken geliefert, die bei Fehlern im Netz hohe Stréme einspeisen kénnen. Mit
der fortschreitenden Energiewende und dem zunehmenden Anteil erneuerbarer Energien stellt sich
jedoch die Frage nach alternativen Quellen fir Kurzschlussstrome. Es ist zu erwarten, dass Wechsel-
richter, die bei Photovoltaik- und Windenergieanlagen zum Einsatz kommen, diese Funktion Uberneh-
men kdnnen. Diese leistungselektronischen Komponenten lassen sich so konfigurieren, dass sie im
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Fehlerfall kurzfristig erhdhte Strome einspeisen kénnen. Im Vergleich dazu waren dedizierte Spei-
chersysteme, die ausschliesslich zur Bereitstellung von Kurzschlussstromen installiert wirden, so-
wohl aus 6konomischer als auch aus technischer Sicht ineffizient. Die Investitions- und Betriebskosten
fur Batteriespeicher uUberstiegen den Nutzen deutlich, wenn ihre einzige Funktion die Bereitstellung
von Kurzschlussstromen ware. Auch in Bezug auf die Bereitstellung von Kurzschlussstrémen ist also
kein expliziter Speicherbedarf abzusehen.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass der Speicherbedarf nicht wesentlich durch die Erforder-
nisse zur Bereitstellung von Systemstabilitat getrieben sein durfte. Im Bereich der Regelenergie ist
tendenziell eine gleichbleibende Bedeutung (und gegeniber heute ein sinkendes Preisniveau in der
Regelenergie) zu erwarten, wobei die Entwicklung entsprechender Marktmechanismen entscheidend
sein wird. Unter Umstanden kann ein Bedarf fir Speicher zur Erbringung von Sekundarregelleistung
(fur den Ausgleich von Prognosefehlern) bestehen. Fir die Bereitstellung von Blindleistung, Momen-
tanreserve (Tragheit), Schwarzstart- und Inselbetriebsfahigkeit sowie Kurzschlussstrombereitstellung
gibt es keine expliziten Speicherbedarfe, da in der Regel kosteneffiziente Ldsungen ohne zusatzliche
Speicher (durch Wasserkraft und andere Technologie(ausristungen)) mdglich sind, um die Sys-
temstabilitat zu gewahrleisten. Dennoch ist zu berticksichtigen, dass vorhandene Speicher durch die
maogliche Flexibilitat zuklnftig einen Beitrag zur Systemstabilitat leisten kbnnen, auch wenn zu erwar-
ten ist, dass kunftige Geschaftsmodelle eher mit Fokus auf Arbitrage und Flexibilitat in Spotmarkten
liegen.
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5 Diskussion der kunftigen Rolle von Energiespeichern

In diesem Kapitel diskutieren wir die Rolle von Energiespeichern im Energiesystem, und zeigen Infra-
strukturbedarfe und Bedarfe fur mogliche Folgestudien auf.

Einordnung der Ergebnisse zu Strom- und Brennstoffspeichern

In Bezug auf Stromspeicher werden fir die Schweiz abgesehen von der Wasserkraft in Zukunft vor
allem Grossbatterien eine relevante Rolle spielen. Die Rolle von Heimspeichern (Batterien in Haus-
halten) ist ambivalent. Gasférmige Speicher werden nicht bendtigt, Heizblspeicher kdnnten jedoch
eine Rolle zur Krisenvorsorge behalten.

Heimspeicher. Heimspeicher (Batteriespeicher in privaten Haushalten in Kombination mit PV-Anla-
gen) werden heute vor allem dazu genutzt, den Eigenverbrauchsgrad von Haushalten zu maximieren,
also mdglichst viel des produzierten PV-Stroms selbst zu nutzen, um den hohen Endkundenstrom-
preis flr Strombezug zu vermeiden. Der systemische Wert davon ist jedoch gering und steht in keiner
adaquaten Relation zu den dadurch steigenden Netzkosten fir verbleibende Netznutzer, sodass
Heimspeicher aus energiewirtschaftlicher Sicht nicht sinnvoll sind. Denn den aus privater Perspektive
eingesparten Netzentgelten und Abgaben steht heute kein vergleichbarer systemischer Nutzen ge-
genuber, sodass die verbleibenden Netznutzer die gleich gebliebenen Gesamtkosten des Netzes
durch fur sie steigende Netztarife tragen mussen. So zeigen die Analysen zum Referenzfall des Be-
triebs von Heimspeichern (vgl. Abschnitt 3.2.4), dass eine eigenverbrauchsoptimierende Betriebs-
weise den Netzausbaubedarf nicht reduziert. Das liegt daran, dass die Nutzung der PV-Heimspeicher
nicht in die auslegungsrelevanten Situationen fir das Netz (z. B. kalte Winterabende) fallt, entweder
weil die PV-Heimspeicher in dieser Stunde leer sind oder weil es keinen Anreiz gibt, den Speicher
genau in dieser Stunde einzusetzen. Dadurch kann bei dieser Einsatzweise die auslegungsrelevante
Nachfrage (oder Einspeisung) zumindest nicht so weit reduziert werden, dass Netzausbauten verrin-
gert werden kdénnen. Die Verbrauchsverschiebung flihrt zwar tendenziell zu geringeren Energiebe-
zugskosten fur das EVU, da oft Verbrauch zu héherpreisigen Zeiten vermieden wird. Diese Kosten-
einsparungen sind jedoch klein, verglichen mit dem privatwirtschaftlichen Eigenverbrauchsvorteil
durch Vermeidung von Netzentgelten und Abgaben. Gleichzeitig zeigen die Analysen aus Kapitel 3
jedoch, dass bereits vorhandene Heimspeicher durch optimale Einsatzsignale mit einer netzorientier-
ten Einsatzweise zur Vermeidung von Netzausbau beitragen kénnen. Da jedoch ahnliche Gréssen-
ordnungen von Netzausbaueinsparungen auch allein durch die netzoptimale Steuerung von Elektro-
autos erreicht werden kdnnen, die im Gegensatz zu Heimspeichern nicht spezifisch fir energiewirt-
schaftliche Zwecke angeschafft werden mussen, leitet sich auch daraus kein energiewirtschaftlicher
Bedarf zum Zubau von Heimspeichern ab. Es unterstreicht jedoch, dass diejenigen Heimspeicher, die
bereits existieren, effizienten Anreizen ausgesetzt werden sollten, um sich Netzausbau-verringernd
zu verhalten. Beispiele flr solche Anreize kbnnen dynamische Netzentgelte sein, die erste Schweizer
Verteilnetzbetreiber bereits optional eingefuhrt haben. Fur die Zwecke der Energiebilanz des Gesamt-
systems (Kapitel 2) werden Heimspeicher aufgrund ihrer héheren Kosten im Vergleich zu Grossspei-
chern nicht bendtigt.

Anreize fiir netzdienlichen Einsatz. Verschiedene Instrumente waren denkbar, um eine netz- und
systemdienliche Betriebsweise von bestehenden Heimspeichern und nachfrageseitigen Flexibilitaten
anzureizen. Eine detaillierte Analyse solcher Anreizinstrumente ist nicht Fokus der hier vorliegenden
Studie. Jedoch sei an dieser Stelle darauf hingewiesen, dass insbesondere dynamische Tarife (Netz-
und Energietarife) sich besonders gut fiir diesen Zweck eignen. Wirden Netzentgelte beispielsweise
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so dynamisch ausgestaltet sein, dass sie wahrend kritischer Winter-Abendstunden deutlich héher als
in Zeiten mit unkritischer Netzbelastung sind, wiirde dies den Fehlanreiz zu einem Uberausbau von
Heimspeichern fir PV-Eigenverbrauch verringern, andererseits aber den Einsatz bestehender Heim-
speicher und lastreduzierender Nachfrageflexibilitdt auf die Zeitpunkte konzentrieren, in denen sie
besonders hilfreich fur die Entlastung des Systems sind.

Grossbatterien. Im Gegensatz zu Heimspeichern, die oft mangels Anreizen eher suboptimal einge-
setzt werden, werden Grossspeicher typischerweise auf verschiedenen Strommarkten (Day-Ahead,
Intraday, Regelenergie und Ausgleichsenergie) optimiert und decken damit fur einen effizienten
Strommarkt verschiedene Funktionen gleichzeitig ab. Einerseits dienen sie dem Ausgleich von Strom-
preisen aufgrund typischer Erzeugungs- und Verbrauchsmuster (PV-Mittagsspitze, Verbrauchsspitze
am Abend), andererseits aber auch zum Ausgleich kurzfristiger Schwankungen am Strommarkt. lhr
Effekt auf Strompreise ist generell ein tendenziell glattender, sie verringern also Preise in Hochpreis-
phasen und erhdhen Preise in Tiefpreisphasen, und sorgen so flr weniger volatile Strompreise. Da
sie nicht von vergleichbaren Eigenverbrauchs-Vorteilen wie Heimspeicher profitieren, ist ihr Zubau
bislang allein marktlich getrieben, sie werden somit nur so weit zugebaut, wie dem auch ein systemi-
scher Mehrwert gegenubersteht (definiert durch den Wert der Umwandlung von Tiefpreisstrom zu
Hochpreisstrom, sowie den Wert von kurzfristigem Ausgleich). Die stark gesunkenen Preise flr den
Bau von Grossspeichern (vgl. Abschnitt 2.2) haben in Nachbarlandern bereits zu einem starken Zubau
gefiihrt. So lagen den deutschen Ubertragungsnetzbetreibern Anfang 2025 Anschlussbegehren fiir
226 GW Batteriespeicher vor (PV Magazin, 2025), bei einer Spitzenlast des deutschen Stromsystems
von 80 GW. Auch wenn diese Speicher nicht alle gebaut werden durften, ist dennoch mit tatsachlichen
Projektumsetzungen im deutlich zweistelligen GW-Bereich zu rechnen. Aufgrund dieser Entwicklun-
gen, sowie den besonders hohen Regelenergiepreisen in der Schweiz, ist ein ahnlicher Trend auch
hierzulande absehbar und wird durch erste gréssere Projekte (darunter eins mit 20 MW/65 MWh,
INTILION, 2025 & Primeo Energie 2023) untermauert. Unsere Modellergebnisse bestatigen zudem,
dass auch langfristig fir 2035 und 2050 Grossbatterien eine wichtige Rolle einnehmen, mit einem
Zubau von uber 4.3 GW im Szenario fur 2035 und 3.1 im Szenario fur 2050.

Infrastrukturbedarf Grossbatterien. Zur Errichtung von Grossbatterien sind geeignete Flachen mit
Maoglichkeit zum Netzanschluss nétig. Idealerweise werden sie in der Nahe von ohnehin vorhandenen
Umspannwerken oder ehemaligen Kraftwerksstandorten errichtet. Fraunhofer ISE (2022) schatzt den
Flachenbedarf fur Grossbatteriespeicher auf 5 Hektaren (ha) pro GWh. Fir eine Leistung von 4.3 GW
mit einer Kapazitat von 22.4 GWh flr 2035 ware somit eine Flache von 112 ha nétig (1.12 km?). Da
fur Grossbatterien (im Gegensatz zu Warmespeichern) keine unmittelbare Nahe zu Verbrauchern no-
tig ist, kdnnen sie tendenziell an gunstigeren Flachen und in grossen zusammenhangenden Batterie-
standorten gebaut werden, sofern ein Netzanschluss gegeben ist. Bei der Planung mussen Feuer-
schutzaspekte berlicksichtigt werden. Insgesamt sind fir den Zubau von Grossbatterien keine rele-
vanten Infrastruktur-Hirden erkennbar. Ein grosser Zubau von Speicherkapazitat sollte jedoch auch
mit Blick auf die Netztopologie erfolgen. Mdglicherweise kdnnten auch Anreize zur geographischen
Investitionssteuerung durch den Ubertragungsnetzbetreiber Swissgrid sinnvoll sein.

Methan- oder Wasserstoffspeicher. Kavernenspeicher spielen fir das Schweizer Energiesystem
(Strom und Warme) in unseren Modellergebnissen fiir die berechneten Szenarien keine Rolle. Denn
die Deckung von Spitzenlasten wird hierzulande bereits zuverlassig durch die bestehende Wasser-
kraft gewahrleistet. Fur den reinen Ausgleich von saisonalen Unausgeglichenheiten, was die rele-
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vante Herausforderung des Schweizer Energiesystems darstellt, ist die Wasserstoffherstellung, -spei-
cherung und -ruckverstromung zu teuer. Auch die Speicherung und Verstromung von Gas ist aus
Kostengesichtspunkten nicht effizient: Fir einen Betrieb in reguldren Jahren im Basiszenario sind
daflr die Kosten der Speicherung in der Schweiz zu hoch, fir einen Betrieb als Sicherheitsreserve fur
Schocksituationen sind hingegen die Investitionskosten in den Speicher zu hoch. Denn der Bau von
Gasspeichern ist etwa um den Faktor 14 teurer als der Bau von Heizdlspeichern. Die Industrie hat
durch Zweistoffanlagen zudem in gewissem Umfang die Mdglichkeit bei Gas-Knappheiten auf andere
Brennstoffe umzusteigen (siehe Abbildung 29 in BEE, 2023).

Heizélspeicher. In den betrachteten Szenarien wurde angenommen, dass Heizol jederzeit problem-
los importiert werden kann. Dadurch resultiert modellbasiert kein Speicherbedarf fiir Ol. Diese An-
nahme kann als realistisch angesehen werden, da Heizdl vielseitig transportierbar ist — etwa per
Schiff, Bahn oder Strasse — und keine besonderen Anforderungen hinsichtlich Kiihlung oder Druck
stellt. Aus Energiesystemsicht deckt die Speicherung von Heizoél (oder anderen flissigen Brennstoffen
einschliesslich E-Fuels) jedoch einen interessanten Bereich des Lésungsraums ab. Es ist der Spei-
cher mit den mit Abstand geringsten Investitionskosten je Speicherkapazitat (MWh) und sehr geringen
Platzanforderungen (ca. 1.5 TWhy, kdnnen in einem zylindrischen Tank von 100 m Durchmesser ge-
lagert werden). Damit ist er besonders pradestiniert fiir Reserve-Anwendungsfalle, in denen die Nut-
zung sehr unwahrscheinlich (oder selten) ist, aber fur aussergewdhnliche Krisen bereitsteht. Aufgrund
dessen, dass die Auslegung von Gaskraftwerken als Zweistofffanlagen, also auch zur Verbrennung
von Heizdl geeigneter Anlagen, oft nur mit geringen Mehrkosten von ca. 10-20% einhergeht, konnte
es Sinn ergeben, die ohnehin in den EP2050+ vorgesehenen Gaskraftwerke von vornherein zwei-
stofffahig auszulegen. Falls auch fir Szenarien mit Olimportrestriktionen vorgesorgt werden soll, kann
es sinnvoll sein bestehende Pflichtlager zu erhalten (also nicht zuriickzubauen oder zu verkleinern),
selbst wenn der Olverbrauch in der Schweiz fiir Heizzwecke riicklaufig ist. Die heutige Regelung kop-
pelt die Pflichtlagergrosse an den Verbrauch (BWL, 2025). Fur Reserveeinsatzzwecke ergibt das je-
doch keinen Sinn: Denn die Idee von Reserven ist, dass man sie in normalen Jahren nicht nutzt, was
aus Klimaschutz-Gesichtspunkten auch geboten ist. Wenn eine autarke Stromproduktion aus Heizol
fur einen gewissen Zeitraum mit Zweistoffkraftwerken ermdglicht werden soll, missten die Regelun-
gen also ggf. geandert werden, sodass die Pflichtlager auch dann aufrechterhalten werden, wenn der
Verbrauch in normalen Jahren auf nahe Null zurtiickgeht.

Einordnung der Ergebnisse zu thermischen Speichern

Im Basisszenario wird fir die Jahre 2035 und 2050 ausgegangen von einem Speicherbedarf von
6.7/5.8 GWh (je fur 2035/2050) an kompakte Mitteltemperaturspeichern reprasentiert durch Tankspei-
chern und 348/339.6 GWh an Erdbeckenwarmespeicher als Vertreter von Grossspeichern (siehe Ab-
schnitt 2.6). Um diesen Wert mit Ergebnissen anderer Studien zu vergleichen ist essenziell diesen in
Bezug zu den 2.4/3.67 TWh Bedarf fir Fernwarmesysteme und 4.19/6.38 TWh fir die Industrie (ver-
gleiche Tabelle 5) zu setzen. Mit diesen Werten ergibt sich ein Speicherbedarf von 5.4 % (2035) res-
pektive 3.5 % (2050) des Gesamtbedarfs. Berticksichtigt man, dass Erdbeckenwarmespeicher nur
Zugang zu den Bedarfen fir Fernwarme und Niedertemperaturwarme der Industrie haben, erhéhen
sich die Anteile der Erdbeckenwarmespeicher auf 10.0 % (2035) und 5.7 % (2050). Eine provisorische
Sensitivitatsstudie mit dem Modell zeigte, dass bei der Reduktion der Kosten von Erdbeckenwarme-
speicher auf 50 % der Speicherbedarf sich um einen Faktor 1.9 steigern wirde. Die Studie fokussierte
dabei auf Erdbeckenwarmespeicher, da diese aktuell eine der kostenginstigsten Technologien fir
grosse thermische Speicher bieten. Nichts destotrotz zeichnet sich eine weitere deutliche Reduktion
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der Kosten durch die geeignete Wahl eines Standorts und geeigneter Isolationsmaterialien ab. Andere
Studien, allen voran das Positionspapier von AEE (Guidati et al., 2022), sagen zwar einen deutlich
grésseren Speicherbedarf voraus, unterscheiden sich allerdings im zuganglichen Bedarf deutlich und
resultieren in einem ahnlichen Speicherbedarf von 5 — 15 % des gesamten Verbrauchs. Die aktuelle
Studie richtet sich nach den Prognosen der Energieperspektiven 2050 +, die im Basisszenario, wel-
ches hier verwendet wird, eine sehr defensive Verbreitung von thermischen Netzen vorhersagt. Die
AEE-Studie andererseits, geht von einem fast 10-fach héheren Anteil an Anschlussmaéglichkeiten
(thermische Netze und Gebaudekomplexe) aus, was den Speicherbedarf entsprechend vergrdssert.
Ein zentraler Aspekt fur die Umsetzbarkeit der Studienresultate ist die Frage, mit welchen Technolo-
gien (ATES, BTES, CTES, PTES) sich die ermittelten grossen Speicherkapazitaten konkret realisie-
ren lassen. Im Rahmen des nationalen Fokus dieser Studie kann diese Fragestellung jedoch nicht in
der notwendigen Tiefe beantwortet werden, da fir jedes potenzielle Projekt geeignete Standorte iden-
tifiziert, die geologischen Gegebenheiten bewertet und insbesondere die standortbezogenen Kosten
analysiert werden missen.

Infrastrukturbedarf thermischer Speicher. Mit den in Abschnitt 2.4.8 prasentieren Umrechnungs-
faktoren resultiert aus den obigen Speicherbedarfen ein Flachenbedarf von 70 Hektaren (2035) res-
pektive 68 Hektaren (2050) fur die Erdbeckenspeicher (etwa 98 / 95 Fussballfelder ausgehend von
der Standardgrésse von 105 x 68 m? = 0.71 Hektaren). Fur die Tankspeicher verbleiben aufgrund des
deutlich geringeren Bedarfs 3.7 ha (2035) respektive 3.2 ha (2050) fur die Schweiz.

Verbleibende Forschungsfragen

In der vorliegenden Studie konnten Bedarfe an Speicherinvestitionen berechnet werden, die auch fur
seltenere Szenarien robust sind. Vor dem Hintergrund, dass jedoch in der Investitionsrechnung priva-
ter Akteure seltene Schockszenarien haufig nicht ausreichend berlcksichtigt werden, stellt sich die
Frage, ob Mechanismen nétig sind, den Zubau von Speicherreserven flir solche Ausnahmefalle auf
effiziente Weise anzureizen. Derzeit beschafft die Schweiz jahrlich eine Wasserkraftreserve, welche
ausserhalb des Strommarktes eingesetzt wird und keine zuséatzliche Energie ins System bringt. Was-
serkraftspeicher gehoren aufgrund ihrer Kostenstruktur aus hohen Fixkosten und ohne nutzungsba-
sierte Kosten jedoch genau zu der Art von Speichertechnologien, die ihre Vorteile dann ausspielen
kann, wenn sie jedes Jahr voll genutzt wird. Fir Reservezwecke wéare genau die Gegenteilige Kos-
tenstruktur wiinschenswert: Ein Speicher, der tiefe Fixkosten, aber hohe variable Kosten hat (bei-
spielsweise Olspeicher in Verbindung mit einem Zweistoffkraftwerk bei sehr hohen CO2-Preisen). Es
stellt sich daher die Frage, wie Reservemechanismen 6konomisch optimal ausgestaltet werden kon-
nen, um flr aussergewohnliche Ereignisse eine saisonale Reserve vorzuhalten.

Die vorliegende Studie fokussiert in Bezug auf Warmespeicher auf Tank- und Erdbeckenwarmespei-
cher, da diese zwei Technologien als reprasentativ fir unterschiedliche technische und wirtschaftliche
Charakteristika gelten. Um die Frage zu beantworten, welche Technologie wo in der Schweiz optimal
installiert wird, sind jedoch eine Reihe von Zusatzfragen zu beantworten, die im Rahmen dieser Studie

nicht adressiert werden konnten:
- Wie lasst sich dieser Speicherbedarf raumlich und technologisch fiir Haushalte, Handel aber

auch die Industrie realisieren?

Grosse Bedarfe sind oft mit hohen Bevélkerungsdichten und urbanen Gebieten assoziiert, in
denen Platz flr Speicher knapp ist. Dabei bieten sich die Méglichkeiten, diese Speicherkapa-
zitdten ausserhalb des Stadtgebiets zu realisieren (vgl. Speicherprojekte in Wien und Dronin-
glund) oder aber alternative Speicherkonzepte (z. B Suurstoffi Rotkreuz in Zug oder Swatch
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Omega in Biel) zu nutzen. Eine Herausforderung hier wird auch sein die teilweise auftre-
tende raumliche Trennung zwischen Abwarme, Bereitstellung und Bedarf zu Uberwinden
(z.B. bei Kehrichtverbrennungsanlagen, Industrieunternehmen oder Datencentern)

Wie verandern sich die Speicherbedarfe unter zu erwartenden Anderungen der Annahmen?
Mégliche Aspekte kdnnten ein hdherer Bedarf nach Klimatisierung im Sommer, héhere
Adaption von Fernwarmesystemen, héhere Ziele zur Nutzung von Industrieabwarme, ho-
here/tiefere Renovationsrate, oder auch die Korrekturen der Modellannahmen durch zusatz-
lich verfigbare Daten.

Wie kostengunstig missten Speichertechnologien werden, um damit eine saisonale Spei-
cherung zu beglnstigen und welche Zusatznutzen (Spitzenlastreduktion) lassen sich erzie-
len?

Die resultierenden Speicherkapazitaten hier weisen fur nationale Dimensionen nur einen Be-
darf fur mittelfristige Speicherung (ca. 20 Tage) auf, um damit Gber kurze Dunkelflauten hin-
weg zu kommen. Eine Reduktion der Speicherkosten fordert aber die saisonale Speiche-
rung, da von den deutlich glnstigeren Bereitstellungskosten profitiert werden kann.
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Anhange
Anhang: Speicherbedarf Energiesystem Strom und Warme

Tabelle 16: Ubersicht der im Modell abgebildeten Wérmenetze und Technologien. Einzelheiten zu den Designentscheidun-
gen sind in Abschnitt 2.4 zu finden.

Niedertempe- | Mitteltempera- Mittel & Klein
ratur tur
(<100 °C) (100 — 200 °C)

Anzahl abgebildeter 5 (je eines pro 5 (je eines pro 4 (je eines pro 1

Warmenetze Region) Region) Region, ausser
Stdalpen)

Abwiarmepotenziale - - Warmepumpe -

aus See- und Fluss- mit COP von 5

wasser und Abwas-
serreinigungsanla-
gen

Abwarmepotential
aus Kehrichtverbren- Ja - -
nungsanlagen

Investitionsmoglichkeiten in thermische Energiespeicherung

¢ Erdbeckenwarme- Ja - Ja Ja
speicher
e Tankwarmespeicher Ja Ja Ja Ja

Investitionsmoglichkeiten in die Versorgung

e Gross-Warmepumpen \Warmepumpe Warmepumpe Warmepumpe Warmepumpe
mit COP von mit COP von mit COP von mit COP von
25 1.5 4.26 4.26

¢ Industrie Ja Ja Ja Ja
Methan-Kessel, WKK,
CCGT mit CCS, Elekt-
roheizkessel (P2H)
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Anhang: Speicherbedarf fiir netzorientierte Einsatzzwecke
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Abbildung 31:Auswirkungen eines netzorientierten Einsatzes von Wérmepumpen auf die Netzkosten in den Stromvertei-
lungsnetzen (Gesamtschweiz), Darstellung fiir das Stiitzjahr 2050 bei Nutzung der vollstédndigen durch Wérmepumpen vor-
handenen Flexibilitdten (Nutzungsanteil 100 %)
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Abbildung 32: Vergleich der Auswirkungen einer unidirektionalen und bidirektionalen Nutzung von Elektrofahrzeugen bei
netzorientiertem Einsatz auf die Netzkosten in den Stromverteilungsnetzen (Gesamtschweiz), Darstellung fiir das Stiitzjahr
2050 bei Nutzung der vollsténdigen durch Elektrofahrzeuge vorhandenen Flexibilitédten (Nutzungsanteil 100 %)
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Abbildung 33: Grossstéadtische Typnetze: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jahrliche Kosteneinspa-
rung pro genutzter Speicherkapazitét fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir 2035
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Abbildung 34: Stadtische Typnetze: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jahrliche Kosteneinsparung
pro genutzter Speicherkapazitét fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir 2035
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Abbildung 35: Periurbane Typnetze: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jéhrliche Kosteneinsparung
pro genutzter Speicherkapazitét fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir 2035
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Abbildung 36: Landliche Typnetze: Mégliche jéhrliche prozentuale Netzkosteneinsparung und jéhrliche Kosteneinsparung
pro genutzter Speicherkapazitét fiir verschiedene Nutzungsanteile beim netzorientierten Speichereinsatz fiir 2035

Seite 93 von 93



	Zusammenfassung [DE]
	Résumé exécutif [FR]
	1 Ausgangslage und Zielsetzung
	2 Speicherbedarf Energiesystem Strom und Wärme
	2.1 Energiesystemmodell
	2.2 Annahmen zu Speichertechnologien
	2.3 Eingangsdaten Stromsystem
	2.3.1 Kosten
	2.3.2 Nachfrage
	2.3.3 Stromerzeugung
	2.3.4 Grenzüberschreitender Stromhandel

	2.4 Eingangsdaten thermisches System
	2.4.1 Wärmeverbrauch der Wohn- und Handelsgebäude
	2.4.2 Heizsystem Verteilung und Fernwärmeadaption
	2.4.3 Aggregation der Gebäude
	2.4.4 Fernwärmesystem-Verteilung und -Entwicklung
	2.4.5 Wärmeverbrauch nach Temperaturbereich in der Industrie
	2.4.6 Zugang der Bedarfe zu den betrachteten Speichertechnologien
	2.4.7 Abwärmepotentiale aus Seewasser, Flüssen, Abwasserreinigungsanlagen und Kehrichtverbrennungsanlagen
	2.4.8 Platzbedarf der Speichertechnologien
	2.4.9 Kostenannahmen für Wärmebereitstellungstechnologien

	2.5 Szenarien
	2.6 Ergebnisse
	2.6.1 Speicherbedarfe für 2035
	2.6.2 Speicherbedarfe für 2050
	2.6.3 Exkurs: Winterimporte
	2.6.4 Exkurs: Robustheit für Autarkie-Szenario
	2.6.1 Exkurs: Elektro-Heizkessel (Power-to-Heat-Anlagen)


	3 Speicherbedarf für netzorientierte Einsatzzwecke
	3.1 Abgrenzung und Überblick über Herangehensweise
	3.2 Detaildarstellung zum methodischen Vorgehen
	3.2.1 Übersicht über Modellierungsschritte
	3.2.2 Optimierungsmodell für den Speichereinsatz
	3.2.3 Modellnetzanalyse
	3.2.4 Parametrierung und Umfang der Berechnungen

	3.3 Ergebnisse
	3.3.1 Gesamtschweiz
	3.3.2 Typnetze und Fazit
	3.3.3 Exkurs: Einsatz von Grossspeichern in den Stromverteilungsnetzen


	4 Speicherbedarf für Systemstabilität
	5 Diskussion der künftigen Rolle von Energiespeichern
	6 Literaturverzeichnis
	Anhänge



