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1 Hintergrund und Zielsetzung

Die gegenwartige 6ffentliche und politische Diskussion iiber die zukiinftige Energieversorgung
in der Schweiz erfordert eine umfassende Entscheidungsgrundlage. Im Bereich der Stromver-
sorgung besteht Bedarf fiir eine fundierte Abschédtzung der in den néchsten Jahrzehnten zu er-
wartenden Kosten der Stromnetze, die als Verbindung zwischen Produzent und Konsument

eine Schliisselrolle einnehmen.

Stromnetze miissen laufend instand gehalten und erneuert werden. Bereits durch diese Mass-
nahmen entstehen Kosten, deren Hohe relativ einfach abzuschitzen ist, da sie sich in guter Na-
herung aus dem heutigen — gut bekannten — Anlagenbestand ableiten lassen. Dariiber hinaus
wird in der ,,Botschaft zum ersten Massnahmenpaket der Energiestrategie 2050 aus dem
Herbst 2013 sowie im ,,Erlduternden Bericht zur Strategie Stromnetze* aus dem Jahr 2014 dar-
gelegt, welche Verdnderungen in den Bereichen Stromerzeugung, Stromverbrauch und Strom-
netze angestrebt werden. Diese Verdnderungen haben zum Teil erheblichen Einfluss auf die
zukiinftige Gestaltung und damit die Kosten der Stromnetze — {iber die Kosten fiir den Erhalt

der bestehenden Netze hinaus.

In der Vergangenheit sind bereits verschiedene Studien zur Abschédtzung der kiinftigen Netz-
kosten in der Schweiz durchgefiihrt worden [1-3]. Diesen Betrachtungen lagen allerdings teil-
weise Annahmen zu Grunde, die von den aktuellen, in der Energiestrategie 2050 (ES 2050) und
in der Strategie Stromnetze dargelegten Randbedingungen abweichen. Ferner beriicksichtigten
die vorangegangenen Studien noch nicht die mit der Strategie Stromnetze geplante weitgehende
Verkabelung der Verteilnetze [4]. Auch ein etwaiger Ausbau der Netzebene 3 wurde in der
Vergangenheit aussen vor gelassen. Dariiber hinaus sind die zeitlichen Betrachtungshorizonte
wie auch die Darstellung und Differenzierung der Ergebnisse in den verschiedenen Studien

nicht einheitlich.

Vor diesem Hintergrund werden die kiinftigen Netzkosten erneut quantifiziert. Die Vorgehens-
weise und die Ergebnisse hierzu sind in dem vorliegenden Bericht dokumentiert. In Kapitel 2
werden die relevanten Rahmenbedingungen der ES 2050 und der Strategiestromnetze darge-
stellt, es wird die Untersuchungsmethodik vorgestellt und es werden die verwendeten Kosten-
ansétze und Kalkulationsparameter dokumentiert. Die Ergebnisse der Analysen finden sich in
den Kapiteln 3 (Investitionsbedarf), 4 (Annuitdten) und 5 (Netznutzungsentgelte). In Kapitel 6

sind die Erkenntnisse der Sensitivititsbetrachtungen dargelegt. Schliesslich findet sich in den
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Kapiteln 7 und 8 jeweils ein kurzer Abgleich mit den Ergebnissen der Vorgingerstudien bzw.

mit den Aussagen von Swissgrid zum Strategischen Netz 2025.
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2 Untersuchungsinhalte und -methodik

2.1 Energiestrategie 2050

In der ES 2050 werden unter anderem die Ziele beziiglich Stromerzeugung und Stromverbrauch
in der Schweiz fiir die nichsten 35 Jahre beschrieben und dafiir vorgesehene Massnahmen dar-
gestellt. Auftbauend auf diesen Beschreibungen sind von Prognos im Auftrag des BFE verschie-
dene Prognosen fiir die Stromerzeugung (Angebotsvarianten) und fiir den Stromverbrauch
(Nachfrageszenarien) abgeleitet worden. Diese den aktuellen Netzanalysen zugrundeliegenden
Varianten und Szenarien werden nachfolgend kurz charakterisiert; eine ausfiihrliche Beschrei-
bung der Varianten und Szenarien findet sich im Abschlussbericht zu der von Prognos erarbei-

teten Studie ,,Die Energieperspektiven fiir die Schweiz bis 2050 (2012) [5].

2.1.1 Nachfrageszenarien

Nachfrageszenario wwb:

Das Referenzszenario ,,weiter wie bisher” (wwb) zeigt die Situation auf, wenn alle heute in
Kraft befindlichen energiepolitischen Instrumente nicht verdndert werden. Das Szenario resul-
tiert in einem Anstieg der Elektrizitidtsnachfrage von derzeit ca. 59 TWh/a auf 69 TWh/a in
2050 und damit in einer hoheren Belastung der Netze in verbrauchsdominierten Gebieten. Wei-
tere Ausflihrungen zu den sich ergebenden Leistungs- und Energiebeziigen je Netzebene finden

sich zu diesem wie auch zu den folgenden Nachfrageszenarien in Abschnitt 2.1.4.

Nachfrageszenario POM:

Das Szenario ,,Politische Massnahmen* (POM) zeigt auf, wie sich die Massnahmen des ersten
Paketes zur ES 2050 auf die Energienachfrage auswirken. In diesem Szenario wird ein gering-

fiigiger Anstieg der Elektrizitdtsnachfrage auf 61 TWh/a in 2050 gesehen.

Nachfrageszenario nEP:

Im Szenario ,,Neue Energiepolitik® (nEP) wird eine Entwicklung des Energieverbrauchs dar-

gestellt, die es ermoglicht, die CO2-Emissionen bis ins Jahr 2050 zu senken. Dieses Szenario
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fiihrt zu einem leichten Riickgang der Elektrizitétsnachfrage auf 53 TWh/a in 2050 und damit

zu einer geringfligigen Entlastung der Netze in verbrauchsdominierten Gebieten.

2.1.2 Angebotsvarianten

Mit dem Ausstieg aus der Kernenergie entsteht nach der Abschaltung der Kernkraftwerke in
der Schweiz eine ,,Liicke* in der Stromversorgung, welche durch Wasserkraftanlagen und die
bestehenden dezentralen Erzeugungsanlagen nicht gedeckt werden kann. Zur Deckung dieser
Versorgungsliicke sind unterschiedliche Wege denkbar. In den Angebotsvarianten C und E
werden zwei grundlegende Varianten beschrieben. Die Angebotsvariante C stellt dabei einen
,fossil-zentralen Ausbaupfad* dar, wihrend die Angebotsvariante E einen ,,erneuerbaren Aus-
baupfad® darstellt. Dass eine dieser beiden Varianten konsequent verfolgt wird um die zukiinf-
tige Stromliicke zu schliessen, ist eher unwahrscheinlich, da mit der Variante C klimapolitische
Ziele schwer zu erreichen sind, wihrend die Variante E mit stark volatiler Erzeugung verbun-
den wire. Als wahrscheinlich anzunehmen ist daher eine Kombination dieser Grundvarianten.
Nachfolgend werden die beiden Grundvarianten und die hieraus abgeleiteten Mischvarianten

ndher beschrieben; letztere liegen den Berechnungen der vorliegenden Studie zu Grunde.

Angebotsvariante C (Fossil zentral):

In dieser Variante wird eine vollstandige Deckung der Stromliicke durch inldndische Erzeugung
unterstellt. Diese wird im Wesentlichen durch den Zubau zentraler Gas- und Dampfkraftwerke
(GuD) erreicht. Dabei wird eine installierte Leistung von 550 MW je GuD angenommen. Je
nach Nachfrageszenario und Betrachtungsjahr sind zur Deckung der Stromliicke 5 bis 8 dieser
GuD-Anlagen erforderlich. Der Zubau von Anlagen auf Basis Erneuerbarer Energien (EE) er-
folgt nach heutigem Fordersystem. Die installierten Leistungen betragen ca. 0,6 GW in Wind-
energieanlagen (WEA-Anlagen) und ca. 2,7 GW in Photovoltaikanlagen (PV-Anlagen) in 2035
und ca. 0,9 GW WEA-Anlagen und 4,6 GW in PV-Anlagen in 2050. Investitionen in dezentrale
Wirmekraftkopplungsanlagen (WKK)-Anlagen werden ebenfalls geméss heutigen politischen

Rahmenbedingungen angereizt.
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Angebotsvariante E (Erneuerbare Energien):

In dieser Variante wird auf den Zubau zentraler Grosskraftwerke verzichtet. Stattdessen wird,
aufbauend auf einem entsprechenden politischen Forderregime, von einem ambitionierten Aus-
baupfad der Erneuerbaren Produktionsanlagen ausgegangen. Fiir den Ausbau der dezentralen
WKK-Anlagen wird, wie in der Variante C, vom heutigen Forderregime ausgegangen. Die in-
stallierten EE-Leistungen betragen ca. | GW in WEA-Anlagen und ca. 5 GW in PV-Anlagen
in 2035 und ca. 2 GW in WEA und ca. 10 GW in PV-Anlagen in 2050. Die installierte Leistung
der dezentralen WKK-Anlagen betrédgt in beiden Jahren ca. 4 GW. Abhingig vom Nachfrages-
zenario (siehe Abschnitt 2.1.1) reicht die Erzeugung aus dezentralen Erzeugungsanlagen und
Grosswasserkraftwerken in der Schweiz nicht aus, um die Schweizerische Elektrizititsnach-
frage vollstindig zu decken. Die residuale Deckungsliicke wird in dieser Angebotsvariante

durch Importe geschlossen.

Angebotsvariante C + E:

In dieser Variante wird der gleiche ambitionierte Ausbaupfad der erneuerbaren Energien unter-
stellt wie in der Variante E. Die dann noch verbleibende Deckungsliicke wird nicht durch Im-
porte, sondern durch zentrale GuD in der Schweiz geschlossen. Hierbei werden je nach Nach-
frageszenario 4 bis 7 GuDs mit einer installierten Leistung von je ca. 550 MW angenommen.
Fiir die dezentralen WKK-Anlagen wird, wie in den Varianten C und E, von heutigen Forder-
mechanismen ausgegangen. Eine Ubersicht iiber die in der vorliegenden Studie angesetzte Ver-
teilung der Erzeugungsleistungen je Netzebene findet sich in Anhang A.2. Die Verdnderungen
der Erzeugungsstruktur betreffen im Vergleich zur Variante E in erster Linie die Netzebene 1
(Ubertragungsnetz). Die einspeisebedingte Belastung der Verteilnetze ist in den Varianten E

sowie C+E identisch.

Angebotsvariante C + D + E:

In dieser Variante wird ebenfalls der gleiche ambitionierter EE-Ausbaupfad unterstellt wie in
Variante E, respektive wie in C + E. Jedoch wird hier die Stromliicke durch eine Kombination
von zusdtzlichen dezentralen WKK-Anlagen und zentralen GuD-Kraftwerken gedeckt. Um
dies zu realisieren, wird von entsprechend gednderten Forderbedingungen fiir WKK-Anlagen
ausgegangen. In WKK-Anlagen werden hier je nach Nachfrageszenario in 2035 zwischen ca.

6 GW (Szenario nEP) und ca. 7 GW (Szenarien wwb und POM) und in 2050 zwischen ca.
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4 GW (Szenario nEP) und ca. 8 GW (Szenarien wwb und POM) erzeugt. Die Zahl der GuD-
Anlagen reduziert sich hier auf 3 (Szenarien POM und nEP) bis 5 (Szenario wwb). Auch zu
dieser Angebotsvariante findet sich in Anhang A.2 eine Ubersicht iiber die Verteilung der Er-
zeugungsleistungen je Netzebene. Aus Sicht der Verteilnetze ist in dieser Variante die grosste
Belastung durch Einspeisungen zu erwarten. Aus Sicht des Ubertragungsnetzes ist hier eine

dhnliche einspeisebedingte Belastung zu erwarten wie in der Variante C + E.

2.1.3 Smart Metering Systeme

In der ES 2050 werden ferner Grundlagen fiir die Einfiihrung von Smart Metering genannt. Im
Rahmen des ersten Massnahmenpakets der ES 2050 werden die Kosten fiir Smart Metering
Systeme als grundsitzlich anrechenbar in den Netzkosten definiert, sofern sie gewisse techni-
sche Mindestanforderungen erfiillen. Das BFE hat im Jahr 2014 einen Bericht verdffentlicht, in
dem technische Mindestanforderungen identifiziert und Einfilhrungsmodalititen diskutiert
werden [6]. Die Kosten einer derartigen Einflihrung wurden von Ecoplan im Auftrag des BFE
evaluiert [7]. Die mit der Einfithrung von Smart Metern verbundenen (zusétzlichen) Kosten
werden im Rahmen der vorliegenden Studie mit beriicksichtigt. Dabei werden ausschliesslich
Mehrkosten fiir Investitions-, Betriebs- und Kommunikationskosten sowie Kosten fiir Effi-

zienzkampagnen in die Betrachtungen mit einbezogen.

In [7] sind die Angaben zu den Investitions-, Betriebs- und Kommunikationskosten sowie fiir
Effizienzkampagnen in Form von Nettobarwerten angegeben. In der vorliegenden Studie wer-
den die Barwerte der Investitionskosten in Investitionssummen bis 2035 und 2050 umgerech-
net, damit sie gemeinsam mit den Investitionssummen, die fiir Bestandserneuerung, Netzaus-
bau und Verkabelung erforderlich werden, betrachtet werden konnen (Ergebnisse in Kapitel 3).
Bei den Annuitdten (Kapitel 4) werden dann auch die librigen Kostenpositionen, also die Be-

triebs- und Kommunikationskosten sowie die Kosten fiir Effizienzkampagnen mit einbezogen.

Der gemiss Angaben von Ecoplan zur Berechnung der in [7] dokumentierten Barwerte ange-
setzte Kalkulationszinssatz von 2% wird auch hier zur Umrechnung der Barwerte in Investiti-

onssummen verwendet.

Gemiss Angaben von Ecoplan betrigt der Barwert der zusdtzlichen Investitionskosten (Mehr-
kosten), also der Differenz aus den Kosten fiir einen flichendeckenden Smart Meter Rollout
und den Kosten fiir die Weiterfiihrung des Status quo von 2015 bis 2035 ca. 0,8 Mrd CHF und
von 2015 bis 2050 ca. 1 Mrd CHF. Hieraus ergeben sich bei der oben beschrieben Umrechnung
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Investitionssummen in Hohe von ca. 0,9 Mrd CHF von 2015 bis 2035 und von 1,3 Mrd CHF
von 2015 bis 2050". Die letztgenannten Werte finden sich auch in Kapitel 3 bei der Dokumen-
tation der Investitionskosten wieder. Diese Investitionskosten werden — gemeinsam mit den
iibrigen Investitionskosten (fiir altersbedingte Erneuerung, fiir Netzausbaumafinahmen, etc.) —

bei der Berechnung der Annuititen und der hieraus abgeleiteten Netznutzungsentgelte bertick-

sichtigt (siche Abschnitt 2.6)%.

Der Barwert der zusdtzlichen Kosten (Mehrkosten) fiir Betrieb, Kommunikation und Effizienz-
kampagnen betrigt geméss Angaben von Ecoplan von 2015 bis 2035 ca. 0,6 Mrd CHF und von
2015 bis 2050 ca. 1,1 Mrd CHF. Hieraus ergeben sich durchschnittliche jédhrliche Kosten von
ca. 35 Mio CHF/a von 2015 bis 2035 und von ca. 40 Mio CHF/a von 2015 bis 2050. Die letzt-

genannten Werte sind bei den in Kapitel 4 dokumentierten Annuitdten berticksichtigt.

2.1.4 Auswirkungen auf Leistungs- und Energiebeziige

Fiir die Analyse des Netzausbaubedarfs und weitergehend der Auswirkungen auf Netzkosten
und Netznutzungsentgelte ist es erforderlich, zunéchst zu erdrtern, welche Auswirkungen die
zuvor genannten Verdnderungen auf der Nachfrage- und der Angebotsseite auf die Belastung

der Netze haben.

Fiir die Dimensionierung der Netze und damit fiir den Netzausbaubedarf und die Netzkosten
sind in erster Linie die Leistungswerte relevant. Fiir die Abschidtzung der Verdnderungen der
Netzkosten auf die Netznutzungsentgelte sind zusétzlich auch die Energiebeziige relevant, da
gemadss dem aktuellen Prinzip der Kostenwélzung die Netzkosten teilweise anhand der Hochst-
leistungen und teilweise anhand der Energiebeziige den Netzebenen und den dort angeschlos-

senen Kunden geordnet werden.

Geméss den Ergebnissen der Prognos-Studie Energieperspektiven fiir die Schweiz [5] werden

Endverbraucher in die vier Gruppen

e Haushalte und Landwirtschaft,

Der Barwert von Investitionen {iber einen bestimmten Zeitraum ist aufgrund der Abzinsung (bei einem Zins

groBer 0%) zwangslaufig niedriger als die Summe der Investitionen iiber den gleichen Zeitraum.

Die in die Annuitdten eingehenden Kapitalkosten werden aus den Investitionen mit einem Zinssatz von 4,7%

kalkuliert.
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e Dienstleistungen,
e Industrie und

e Verkehr

unterteilt. Die Jahresverbrauche dieser vier Gruppen wiederum werden im Rahmen der vorlie-
genden Studie nach dem in Tabelle 2.1 dargestellten Verteilungsschliissel auf die verschiedenen
Netzebenen aufgeteilt. Die gewdhlte Aufteilung basiert auf Erfahrungswerten von Consentec
aus Studien im Auftrag schweizerischer, Osterreichischer und deutscher Netzbetreiber. Die
Netzebenen 2 und 1 sind hier nicht explizit aufgefiihrt, da in aller Regel keine Kunden direkt

an diese Netzebenen angeschlossen sind.

NE 7 NE 6 NE 5 NE 4 NE 3
Haushalte & Landwirtschaft 100 % 0 0 0 0
Dienstleistungen 45 % 40 % 15% 0 0
Industrie 0 0 30 % 35% 35%
Verkehr 0 0 60 % 0 40 %

Tabelle 2.1: Relative Aufteilung der Verbrauchergruppen auf Verteilungsnetzebenen in Pro-

zent

Auf dieser Basis wird der in den verschiedenen Nachfrageszenarien beschriebene Energiever-
brauch (s. Abschnitt 2.1.1) auf Netzebenen aufgeteilt. Die Ergebnisse hierzu sind in Bild 2.1
dargestellt. Dabei ist der gesamte Energieverbrauch der einzelnen Netzebenen, d. h. sowohl der
direkt an die jeweilige Netzebene angeschlossenen als auch der an unterlagerte Netzebenen

angeschlossenen Verbraucher dargestellt.
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Bild 2.1:  Energieverbrauch (in TWh) der jeweiligen Netzebenen in den drei Nachfragesze-
narien wwb, POM und nEP in 2035 und 2050 im Vergleich zu 2015

Unter der praxisgerechten Annahme, dass die durchschnittlichen Jahresbenutzungsstunden in
den Netzebenen 7 und 6 ca. 3500 h/a und in den Netzebenen 2 bis 5 ca. 5500 h/a betragen,
ergeben sich dann die in Bild 2.2 dargestellten Jahreshdchstlasten. Dass die kumulierte Jahres-
hochstlast in der Netzebene 6 hoher ist, als die in der Netzebene 5 ergibt sich durch die unter-

schiedlichen Benutzungsstunden in den jeweiligen Netzebenen.

Die Zahlenwerte zu Bild 2.1 und Bild 2.2 sind im Anhang A.1 tabellarisch dargestellt. Zuséatz-
lich finden sich dort auch die Zahlenwerte zu den Jahreshochstlasten der Nachfrageszenarien
wwb und nEP fiir die Jahre 2035 und 2050 im Vergleich zu 2015, wie sie fiir die Vorgénger-

studie verwendet wurden (siche auch Kapitel 8).
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Bild 2.2:  Jahreshochstlasten (in GW) der jeweiligen Netzebenen in den drei Nachfragesze-
narien wwb, POM und nEP in 2035 und 2050 im Vergleich zu 2015

2.2  Strategie Stromnetze

2.2.1 Mehrkostenfaktor

In der Strategie Stromnetze werden Rahmenbedingungen gesetzt, um den erforderlichen Netz-
aus- und -umbau zu verbessern. Mit Blick auf die im Rahmen der vorliegenden Studie zu be-
stimmenden Kosten des Netzausbaus ist hier vor allem die mittels des Instruments ,,Mehrkos-
tenfaktor angestrebte weitgehende Erdverkabelung der Verteilnetze relevant. Die Hohe des
Mehrkostenfaktors wird vom Bundesrat festgelegt und kann deshalb iiber die Zeit variieren.
Jedoch ist auf Gesetzesebene eine maximale Obergrenze von 3.0 vorgesehen, die vom Bundes-
rat bei der Festlegung eingehalten werden muss. Dieser Wert hat gemaéss der Studie ,,Grundla-
gen fiir eine Berechnungsmethode zum Kostenvergleich zwischen Kabeln und Freileitungen
sowie zur Festlegung eines Mehrkostenfaktors* (abgeschlossen im Jahr 2013) zur Folge, dass
langfristig eine nahezu vollstindige Verkabelung auf den Netzebenen 7 bis 3 erreicht wiirde. In
Abstimmung mit dem BFE wird der Mehrkostenfaktor in den Untersuchungen auf den Wert

3.0 festgesetzt, was dementsprechend die voraussichtlich maximal moglichen Kosten abbildet.
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Sollte ein kleinerer Mehrkostenfaktor im weiteren Verlauf des Gesetzgebungsprozesses festge-
legt werden, so wiirden auch die in dieser Studie angegebenen Kosten fiir Verkabelung geringer
ausfallen. Aufgrund der Unsicherheiten dahingehend, wurde jedoch in der vorliegenden Studie

eine Betrachtung des kostenmaéssig schlimmsten Falles vorgenommen.

2.2.2 Innovationsbudgets

Ferner werden in der Strategie Stromnetze ,,Innovationsbudgets* als Mittel fiir eine Forderung
des Einsatzes von smarten Technologien bei Netzbetreibern vorgeschlagen. Die Hohe dieses
Budgets soll dabei maximal 0,5% der zugestandenen Erlose betragen, gleichzeitig aber eine
gewisse absolute Obergrenze je Netzbetreiber nicht {iberschreiten. In Abstimmung mit dem
BFE werden zwei unterschiedliche Annahmen fiir die absolute Obergrenze betrachtet:
500.000 CHF/a und 750.000 CHF/a pro Verteilnetzbetreiber. Auch diese Rahmenbedingungen

werden in den Modellen zur Berechnung der Netzkosten beriicksichtigt.

2.3  Referenz - Entwicklungen ohne Energiestrategie 2050

Um den aus der Energiestrategie hervorgehenden Netzausbaubedarf und die hiermit verbunde-
nen Netzausbaukosten besser aufzeigen zu konnen, wird in der vorliegenden Studie als Refe-
renz der Fall betrachtet, der sich ergeben wiirde, wenn keine aus der ES 2050 hervorgehenden
Massnahmen ergriffen wiirden. Dies wiirde bedeuten, dass die Nachfrage geméss dem in Ab-
schnitt 2.1.1 beschriebenen Szenario wwb ansteigt und diesem Nachfrageanstieg im Wesentli-
chen durch den Zubau konventioneller Grosskraftwerke begegnet wird. Ein nennenswerter Zu-
bau von dezentralen Erzeugungsanlagen, wie bei den drei in Abschnitt 2.1.1 skizzierten Ange-
botsvarianten, erfolgt hingegen nicht. Ausserdem werden die in der Strategie Stromnetze be-
schriebenen Massnahmen nicht umgesetzt, das heisst insbesondere es findet keine zusétzliche
Verkabelung aufgrund des Mehrkostenfaktors statt und es werden keine Innovationsbudgets

beriicksichtigt.

2.4  Bestimmung des Erneuerungsbedarfs des heutigen Netzbestands

Zur Abschdtzung der Kosten fiir den altersbedingten Ersatz des bereits vorhandenen Netzbe-

stands wird vereinfachend angenommen, dass die Altersstruktur des heutigen Netzbestands
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gleichverteilt ist. Die durchschnittliche technische Nutzungsdauer der Leitungen in der Netz-
ebene 1 wird mit 80 Jahren und die simtlicher anderer Betriebsmittel der Netzebenen 1 bis 7
mit 50 Jahren angenommen. Diese Werte entsprechen in etwa den in der Praxis tatsdchlich im

Durchschnitt zu beobachtenden Nutzungsdauern.

Aus diesen Annahmen zur technischen Nutzungsdauer ldsst sich somit der Erneuerungsbedarf
fiir den heutigen Netzbestand wie folgt abschdtzen; Angaben zum heutigen Netzbestand finden

sich in Anhang A.3:

e Von den heutigen Leitungen der Netzebene 1 miissen 25% ((2035-2015) / 80 Jahre) bis
zum Jahr 2035 erneuert werden und 44% ((2050-2015) / 80 Jahre) bis zum Jahr 2050.

e Von samtlichen anderen Betriebsmittel der Netzebenen 1 bis 7 miissen 40% ((2035-2015) /
50 Jahre)) bis zum Jahr 2035 erneuert werden und 70% ((2050-2015) / 50 Jahre) bis zum
Jahr 2050.

Unter Verwendung der in Abschnitt 2.7 aufgefiihrten Kostenansétze lassen sich dann die mit
dem Erneuerungsbedarf verbundenen Investitionskosten bestimmen. Ergebnisse hierzu finden

sich in Kapitel 3.

2.5 Bestimmung des Netzausbaubedarfs

2.5.1 Vorbemerkungen

Bei der vorliegenden Studie handelt es sich im Kern um eine Aktualisierung der Ergebnisse aus
Vorgéngerstudien, die aufgrund gednderter, aus der ES 2050 abgeleiteter Prognosen der Nach-
frage- und Angebotsentwicklung (siche Abschnitt 2.1) geboten erschien. Die wesentlichen

Vorgéngerstudien zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs sind:

e Einfluss verschiedener Stromangebotsvarianten auf das Ubertragungsnetz der Schweiz*,
abgeschlossen im Jahr 2012 [1]. Diese Studie wurde durchgefiihrt von Consentec im Auftrag
des BFE.

o Auswirkungen eines verstirkten Ausbaus der dezentralen Erzeugung auf die Schweizer

Verteilnetze®, abgeschlossen im Jahr 2012 [3]. Diese baut auf der Studie ,, Wirtschaftlichkeit

3 Heutiger Netzbestand: ca. 2.300 Trassen-Kilometer 220 kV und ca. 850 Trassen-Kilometer 380 kV
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dezentraler Einspeisung auf die elektrischen Netze der Schweiz*, abgeschlossen im Jahr

2010 auf [2]. Beide Studien wurden durchgefiihrt von Consentec im Auftrag des BFE.

Die in diesen Vorgédngerstudien verwendeten und bewihrten Untersuchungsmethoden
und -werkzeuge werden vom Grundsatz her auch in der vorliegenden Studie angewendet. Et-
waige Unterschiede bestehen im Bereich der Parametrierung der eingesetzten Werkzeuge. Vor
allem, da den aktuellen Prognosen zur Nachfrage- und Angebotsentwicklung teilweise diffe-
renziertere Angaben (zum Beispiel zur Aufteilung der Lasten auf Netzebenen) zu entnehmen

sind, als dies zum Zeitpunkt der Vorgéngerstudien der Fall war.

Aufgrund der grundsitzlichen Gleichheit zu den Vorgédngerstudien wird in diesem Bericht die
Methodik nur schwerpunktartig vorgestellt, wobei nach Ubertragungsnetzen und Verteilnetzen
differenziert wird. Eine detaillierte Beschreibung kann den Berichten zu den Vorgingerstudien

entnommen werden.

Ferner werden bei der Berechnung der Netzkosten folgende weiteren Vorarbeiten berticksich-

tigt:

e .Grundlagen fiir eine Berechnungsmethode zum Kostenvergleich zwischen Kabeln und
Freileitungen sowie zur Festlegung eines Mehrkostenfaktors®, abgeschlossen im Jahr 2013

[4]. Diese Studie wurde durchgefiihrt von Consentec im Auftrag des BFE.

e . Smart Metering Roll Out — Kosten und Nutzen, Aktualisierung des Smart Metering Impact
Assessments 2012%, abgeschlossen im Jahr 2015 [7]. Diese Studie wurde durchgefiihrt von
Ecoplan im Auftrag des BFE (siche auch Abschnitt 2.1.3).

2.5.2 Verteilnetze

Kern der eingesetzten Methodik, die zur Bestimmung der Auswirkungen der Nachfrage- und
Angebotsentwicklung auf den Netzausbau der Verteilnetzebenen verwendet wird, ist das Ver-
fahren der Modellnetzanalyse (MNA). Der MNA liegt die Idee zugrunde, die Versorgungsauf-
gabe in stark abstrahierter Form unter Verwendung des ,,Griine-Wiese-Ansatzes* mit nur we-
nigen Eingangsgrossen zu beschreiben. Dieser Ansatz unterstellt dabei implizit einen vollstéin-
digen Netzaufbau im Zielzeitpunkt, der optimal an die Leistungsanforderungen angepasst ist,
so dass die durch die MNA bestimmten Kosten ein Minimum darstellen. Dadurch kénnen die
wesentlichen Wirkungszusammenhédnge zwischen Eingangsgréssen und Ausgangsgrossen an-

hand kostenoptimaler Netzstrukturen leicht untersucht werden, losgelost von fallspezifischen
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Einzeleinfliissen. Als charakteristische Eingangsgrossen werden die versorgte Fliache, Anzahl,
Lage und Charakteristik der Lasten und Erzeuger sowie technische Nebenbedingungen defi-
niert. Ergebnis sind Mengengeriiste je Netzebene, aus denen wiederum die sich ergebenden

Kosten abgeleitet werden.

Treiber fiir Netzauslegung

Die Auslegung der Leitungsebenen 7, 5 und 3 wird im Wesentlichen von der Verteilung der
Netzanschliisse, also der Hausanschliisse, Ortsnetzstationen und Umspannwerke, determiniert.
Dabei wird der Leitungsbedarf massgeblich von der zwischen den Netzanschliissen zu {iber-
windenden Distanz bestimmt. Demgegeniiber hat die an den Netzanschliissen entnommene o-
der eingespeiste Leistung erst in zweiter Linie Einfluss auf den Leitungsbedarf der betrachteten
Netzebene. Dies liegt daran, dass die zur Verbindung der Netzanschliisse errichteten Anlagen
grundsitzlich eine Mindestkapazitdt aufweisen, die in der Regel auch den jeweils zu erfiillenden
Leistungsanforderungen geniigt. Somit wird erst bei starken Anderungen der Leistungsanfor-
derungen ein leistungsstarkerer bzw. leistungsschwécherer Leitungstyp als der Standardtyp ver-
wendet. Solche Anderungen kénnen eine Zunahme des Bedarfs fiir den Leistungsabtransport
sein, welche z. B. durch den Zubau dezentraler Erzeugungsanlagen, wie er in den verschiedenen
Angebotsvarianten der Energieperspektiven beschriebenen wird, verursacht werden. Auch die
Verdnderung der Leistungsanforderungen auf der Verbrauchsseite, wie sie in den Nachfrages-
zenarien der Energieperspektiven beschrieben werden, fiihren zu verdnderten Anforderungen

an die Netze.

Im Gegensatz zur Auslegung der Leitungsebenen wird die Auslegung der Umspannebenen 6,
4 und 2 im Wesentlichen von der zeitgleichen Hochstleistung aller an der jeweiligen Umspann-
ebene sowie an unterlagerte Netzebenen angeschlossenen Lasten und Einspeisungen bestimmt.
(Weitergehende Ausfithrungen zu den hier unterstellten Last- und Einspeisecharakteristiken
finden sich im iiberndchsten Abschnitt.) Dabei ist es unerheblich, auf wie viele Netzanschliisse

unterhalb der jeweils betrachteten Umspannebene sich diese Hochstleistung verteilt.

Raumliche Verteilung der Erzeuger und Lasten

Fiir die MNA ist es relevant, wie sich Erzeuger und Lasten rdumlich verteilen. Dimensionie-
rungsrelevante Belastungsfille konnen sowohl die Spannungsgrenzen als auch die Stromgren-

zen betreffen. Hierbei miissen stddtische Netzgebiete von landlichen unterschieden werden. Die
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Dimensionierung von stidtischen Netzen erfolgt iiberwiegend aus Sicht der Stromgrenzen,
wihrend die Dimensionierung der landlichen Netze meist aus Sicht der Spannungsgrenzen er-
folgt. Um die unterschiedlichen Charakteristika stddtischer und ldndlicher Netze im Hinblick
auf die rdumliche Verteilung beriicksichtigen zu kénnen, wird — analog zu den Vorgéngerstu-
dien — die Gesamtfldche der Schweiz in ein landliches und ein stddtisches Gebiet unterteilt. Die
Aufteilung der Fliche in ldndliche und stidtische Gebiete wird zur Absicherung der Untersu-
chungen variiert (siche Abschnitt 6.1). Ferner werden die stddtischen und landlichen Gebiete in

jeweils zwei Netzgebiete mit und ohne Erzeugungsanlagen unterteilt.

In den Vorgingerstudien konnte gezeigt werden, dass die rdumliche Verteilung der Erzeu-
gungsanlagen im Netz einen signifikanten Einfluss auf die bendtigte Netzmenge besitzt. Die
raumliche Verteilung wurde iiber die Grosse ,,Konzentrationsgrad* beschrieben. Diese Grdsse
gibt an, auf welchem Anteil der stddtischen bzw. ldndlichen Fliche Erzeugungsanlagen errich-
tet werden, also welcher Teil der Netze potenziell vom Zubau von Erzeugungsanlagen betroffen
ist. In der vorliegenden Studie wird dieser Wert grundsétzlich mit 30% angesetzt, das heisst, es
wird angenommen, dass Erzeugungsanlagen auf 30% der Versorgungsfliche (des stddtischen
wie auch des landlichen Gebiets) errichtet werden und die tibrigen 70% der Fliache jeweils rein
lastdeterminiert sind. Dies stellt natiirlich nur eine — aus der Beobachtung des massiven Zubaus
dezentraler Erzeugungsanlagen in den letzten Jahren in Deutschland abgeschédtzte — Prognose
dar, die zwangslaufig mit Unsicherheiten behaftet ist. Zur Absicherung der Ergebnisse wird

dieser Wert variiert (siche Abschnitt 6.3)

Last- und Erzeugungscharakteristik

Der Einsatz dezentraler Erzeugungsanlagen richtet sich je nach Anlagentyp nach unterschied-
lichen Gesichtspunkten, z. B. nach dem Dargebot des Primérenergietragers wie bei Photovol-
taikanlagen. Entscheidend ist hier die Frage, in welchem Zusammenhang der zeitliche Verlauf
die Erzeugungsleistung mit der Last steht, d. h. inwieweit die Einsatzcharakteristik der Anlagen
an der Last orientiert ist. Fiir alle hier betrachteten Erzeugungsanlagen gilt allerdings, dass der
jeweilige Anlagenbetreiber iiber deren Einsatz entscheidet und dabei in der Regel nicht die ak-
tuelle Hohe der Netzlast berticksichtigt, die fiir die Netzbelastung hinsichtlich Auslastung und

Spannungshaltung relevant ist.
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Zwar wird der Netzbetreiber nach aktuellem Regelwerk iiber den Einsatz — zumindest eines
Grossteils (abhéngig von der Hohe der installierten Leistung) — der dezentralen Erzeugungsan-
lagen informiert, kann aber — sofern vertraglich nicht anders geregelt — nicht darauf Einfluss
nehmen. Somit miissen Netzbetreiber bei der Auslegung ihrer Netze und bei der Bewertung der
Netzanschlusssituation davon ausgehen, dass der Einsatz der Erzeugungsanlagen im Rahmen
des iiblichen bestimmungsgemdssen Einsatzes (z. B. wiarmegefiihrt) unabhéngig von der Last
erfolgt. Dies wird im Hinblick auf die Berechnung der Netzbelastung entsprechend beriicksich-
tigt. Konkret wird fiir jede Erzeugungstechnologie eine (von der Last unabhéngige) Einspeise-
ganglinie angesetzt. Ferner werden die Einspeiseganglinien in praxisgerechter Weise als von-
einander unabhéngig und zudem unabhéngig von der Anschlussnetzebene betrachtet. Fiir die
Last wird ebenfalls eine libliche Ganglinie beriicksichtigt, hier wird ferner die je Netzebene
unterschiedliche Durchmischung beriicksichtigt, konkret in Form der bereits in Abschnitt 2.1.4
genannten Benutzungsstunden. Fiir die Netzauslegung der einzelnen Ebenen werden dann die
verschiedenen Ganglinien in praxisiiblicher Weise tiberlagert und es wird der Zeitpunkt der

hochsten Belastung fiir die Netzdimensionierung herangezogen.

Die Einspeisecharakteristiken der verschiedenen Erzeugungstypen (PV, Wind, usw.) werden
aus den Vorgédngerstudien unveridndert iibernommen und daher hier nicht weiter beschrieben.
Die Hohe und Verteilung der installierten Erzeugungsleistungen auf die verschiedenen Erzeu-
gungstypen werden entsprechend der in Abschnitt 2.1.1 dargestellten Angebotsvarianten ange-

setzt.

Netzausbau - konventionell und smart

Fiir den Netzausbau kommen sowohl konventionelle als auch innovative (smarte) Massnahmen
in Frage. Beide werden in der vorliegenden Studie beriicksichtigt. Mit Blick auf konventionelle
Massnahmen wird der Zubau von Leitungen und Transformatoren (Stationen, Umspannwer-

ken) betrachtet.

Mit Blick auf smarte Technologien wird der Einsatz regelbarer Ortsnetztransformatoren
(rONT)* als eine der mit Blick auf die nichsten Jahre vielversprechendsten Optionen betrach-

tet’. Der Einsatz regelbarer Ortsnetztransformatoren ist in allen Analysen grundsitzlich dort

4 Die tONT werden in anderen Studien auch teilweise als regelbare Ortsnetzstationen (rONS) bezeichnet.

> Der fiir rONT verwendete Kostenansatz findet sich in Abschnitt 2.7.
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vorgesehen, wo ein Nutzen im Hinblick auf den Netzausbaubedarf gegeben ist. Um den sich
hieraus ergebenden Nutzen zu beziffern, wird jeweils eine Vergleichsvariante mit rein konven-

tionellem Netzausbau betrachtet.

In der vorliegenden Studie wird grundsatzlich unterstellt, dass der Netzausbau derart erfolgt,
dass alle Erzeugungsanlagen jederzeit ihre volle Leistung einspeisen konnen. Als weitere aus
aktueller Sicht vielversprechende Massnahme, die in den Bereich der smarten Technologien
fallt, wird in einer Sensitivitdtsanalyse das sogenannte Einspeisemanagement betrachtet. Hier-
bei miissen auf Anweisung des Netzbetreibers Erzeugungsanlagen ihre Einspeiseleistung redu-
zieren. Im Rahmen einer Sensitivitdtsbetrachtung wird angenommen, dass alle Anlagen in allen
Netzebenen grundsitzlich in der Lage sind, die Einspeiseleistung dementsprechend zu begren-
zen und die Massnahme somit auf alle Anlagen wirkt; der Umfang der Abregelung wird variiert

(siehe Abschnitt 6.4).

rONT und Einspeisemanagement konnen grundsitzlich kombiniert werden. Der Einsatz von
rONT ist in Netzgebieten, in denen Spannungsprobleme auftreten, hilfreich, bei Stromproble-
men hingegen nicht. Einspeisemanagement kann dagegen auch bei Stromproblemen hilfreich
sein. Bei den Analysen zum Einspeisemanagement, deren Ergebnisse in Abschnitt 6.4 darge-

stellt sind, wird grundsétzlich unterstellt, dass auch rONT eingesetzt werden.

2.5.3 Ubertragungsnetze

Der Ausbaubedarf im Ubertragungsnetz ist direkt mit dem Netzbelastungszustand verkniipft.
Dieser hiangt wiederum stark von der vorherrschenden Nachfragesituation in den betrachteten
Marktgebieten und des damit verbundenen regionalen wie auch europdischen Kraftwerksein-
satzes ab. Zudem miissen die Grenzen der Ubertragungsfihigkeit der grenziiberschreitenden

Ubertragungskapazititen beriicksichtigt werden.

Um diese Abhingigkeiten abzubilden, wurde in der bereits erwdhnten Vorgéngerstudie [1] ein
mehrstufiges Verfahren angewendet, das zunichst eine Simulation des europdischen Energie-
markts (mit Fokus auf die Schweiz und deren Nachbarlénder) fiir das jeweilige Betrachtungs-
jahr im Stundenraster beinhaltete. Im zweiten Schritt wurden die Ergebnisse der Marktsimula-
tion (knotenscharfe Lasten und Einspeisungen je Stunde) analysiert und daraus Situationen ab-
geleitet, die potenziell zu hohen Netzbelastungen flihren konnen. Fiir die so selektierten Stun-
den wurden Lastflussmodelle des europiischen Ubertragungsnetzes erstellt, die die Basis fiir

netztechnische Berechnungen waren. Die Resultate, insbesondere fiir den Fall des Auftretens
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von Netziiberlastungen, bildeten die Basis zur Ermittlung eines angemessenen Netzausbaus zur

Behebung etwaiger Netzengpésse.

Im Rahmen der vorliegenden Studie zur Aktualisierung der Netzkosten wére eine vollstindige
Wiederholung der Simulationen mit verdnderten Eingangsdaten einerseits sehr aufwindig, an-
dererseits ist sie aber auch nicht zwingend erforderlich. Nach Analyse der Verdnderungen in
den Angebots- und Nachfrageszenarien (siche Abschnitt 2.1) ist zum einen nicht zu erwarten,
dass sich gegeniiber den in der Vorgangerstudie bereits betrachteten Varianten erhebliche Ver-
dnderungen mit Auswirkungen auf die Ubertragungsnetze ergeben und zum anderen ist der
Beitrag der mit den Ubertagungsnetzverinderungen verbundenen Netzkosteninderungen an
den gesamten Netzkostendnderungen vergleichsweise gering, wie nachfolgende Ausfithrungen
zeigen. Daher werden fiir die Ubertragungsnetze keine neuen Simulationsrechnungen durchge-
fiihrt, sondern potenzielle Auswirkungen ausgehend von den Ergebnissen aus der Vorginger-

studie erdrtert. Die sich ergebenden Anderungen werden daraufhin quantitativ abgeschiitzt.

Um die Wirkung der Anderungen der Angebots- und Nachfrageszenarien (siche Abschnitt 2.1)
auf das Ubertragungsnetz quantitativ abzuschitzen, werden zunichst Vergleiche zwischen den
Szenarien der aktuellen Studie und deren Vorganger [ 1] durchgefiihrt, um gezielt auf Analogien

und Verdanderungen bei den Ergebnissen schliessen zu konnen.

Zentrales Ergebnis der Vorgéngerstudie ist die Feststellung, dass die Netzbelastungssituation
im Ubertragungsnetz hauptsichlich durch die Entwicklung der Nachfrage und des Erzeugungs-
systems in Europa bestimmt ist, die bereits in der Vorgéingerstudie eingehend betrachtet wurde.
Demgegentiber sind die Auswirkungen der Stromangebotsvarianten in der Schweiz — als dieje-
nige Randbedingung, die sich ggii. der Vorgingerstudie geéindert hat — auf das Ubertragungs-

netz der Schweiz geringer und zudem regional stark begrenzt.

Insofern kann als Erkenntnis festgehalten werden, dass Nachfragednderungen den Ausbaube-
darf des Schweizer Ubertragungsnetzes tendenziell stirker beeinflussen als Anderungen bei der

zentralen und dezentralen Erzeugung.

Vergleich der Nachfrageszenarien

Ein Vergleich der in den Nachfrageszenarien der Vorganger- und der aktuellen Studie erwarte-
ten Spitzenlasten (Tabelle 2) zeigt, dass die Spitzenlast im Szenario nEP der Vorgidngerstudie

in etwa der Spitzenlast entspricht, die nun im Szenario ,,POM* erwartet wird. Insofern kann mit
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guter Ndherung angenommen werden, dass der Ausbaubedarf, der in der Vorgangerstudie fiir

das Szenario nEP ermittelt wurde, nun fiir das Szenario POM zu erwarten ist.

Nachfrage- | Spitzenlast, Vorgingerstudie [1] | Spitzenlast, aktuelle Studie
szenarien

2035 2050 2035 2050
wwb 13,0 GW 14,0 GW 11,1 GW 11,9 GW
nEP 10,5 GW 10,5 GW 9.5 GW 9,2 GW
POM - - 10,0 GW 10,5 GW

Tabelle 2.2: Vergleich der in der Vorgdnger- und der aktuellen Studie erwarteten Spitzenlas-
ten fiir die Zeitpunkte 2035 und 2050

In der Vorgéngerstudie wurde ermittelt, dass der Unterschied des Leitungsausbaubedarfs zwi-
schen Nachfrageszenarien wwb und nEP in 2050 ca. 150 km betrégt. Der Lastanstieg von ak-
tuell gut 10 GW betragt im Nachfrageszenario wwb nur noch die Halfte des Anstiegs im Ver-
gleich zur Vorgéngerstudie (Tabelle 2). Es wird in grober Nidherung davon ausgegangen, dass
sich der Leistungsausbaubedarf proportional zur Lastentwicklung verhélt und sich somit um ca.
50%, also auf 75 km, reduziert. Hierbei muss jedoch beriicksichtigt werden, dass ein Leitungs-
ausbau immer dann erfolgt, wenn der Stromfluss iiber eine Leitungsverbindung deren Strom-
tragfahigkeit {ibersteigt. Es kann also streng genommen nicht von einer Proportionalitit von
Ausbaubedarf zu Spitzenlast ausgegangen werden. Unter Umstinden wird auch bei einer nur
halb so hohen Laststeigerung bereits die Stromtragfahigkeit des zum Betrachtungszeitpunkt
bestehenden Leistungssystems in Einzelféllen tiberschritten, so dass tatséchlich auf kein Aus-
bauprojekt verzichtet werden kann. Allerdings erscheint hier im Sinne der Abschétzung eines

Mindestausbaubedarfs dennoch die vereinfachte Betrachtung zuléssig.

Vergleich der Angebotsvarianten

Analog zu den Ausfiihrungen betreffend Zusammenhang von Leitungsausbaubedarf und Last-
verdnderung kann zwar beim Wegtfall von Kraftwerkseinheiten meist davon ausgegangen wer-
den, dass das Netz im Nahbereich des Kraftwerks potenziell entlastet wird. Ob dadurch jedoch
ein Leitungsausbauprojekt wegfillt, ist qualitativ allerdings nicht eindeutig bestimmbar. Wie
bei der Lastentwicklung wird auch hier im Sinne der Abschitzung eines Mindestausbaubedarfs

davon ausgegangen, dass durch den Wegfall von GuD-Kraftwerken in den Nachfrageszenarien
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wwb und nEP jeweils auf ein Leitungsausbauprojekt verzichtet werden kann. Ebenfalls als Ab-
schéitzung nach oben wird hier angenommen, dass zusitzlich zu dem oben bereits genannten
lastbedingten Wegfall von Ausbauprojekten noch ein weiteres Leitungsausbauprojekt (380-kV-
Doppelleitung mit einer Lange von 50 km) entfallt, das bei Bewertung mit aktuell giiltigen spe-

zifischen Kostenansétzen (Tabelle 2.8) Investitionskosten von etwa 135 Mio. CHF verursachen

wiirde.
Zeitpunkt 2050 Angebotsvariante C+E, Angebotsvariante C+E,
Vorgingerstudie [1] aktuelle Studie
wwb 9 GuD 6 GuD
nEP 5 GuD 4 GuD
POM 5GuD

Tabelle 2.3 Vergleich der zusdtzlich zur Deckung des elektrischen Energiebedarfs in den
Nachfrageszenarien benotigten Anzahl Gas- und Dampf-Kombikraftwerke
(GuD) bei Angebotsvariante C & E

2.6 Bestimmung der Annuitaten und Netznutzungsentgelte

Neben den Investitionskosten werden im Rahmen der Studie zur Bewertung des erforderlichen
Netzausbaus auch die jahrlichen Kosten (Annuitdten) betrachtet. Ferner wird abgeschétzt, wel-

che Auswirkungen sich auf die Netznutzungsentgelte ergeben.

Die Annuitdten umfassen die Kapitalkosten, d. h. die Kosten, die fiir die Finanzierung der In-
vestitionen unter Beriicksichtigung eines (festen) Zinssatzes und den betriebsmittelabhdngigen
Abschreibungsdauern entstehen, und die Betriebskosten, d. h. die Kosten, die jahrlich fiir die
Wartung und Instandhaltung aufgewendet werden miissen. Die Kapitalkosten werden aus den
Investitionskosten unter Verwendung der in der Schweiz tiblichen kalkulatorischen Abschrei-
bungsdauern abgeleitet. Betriebskosten werden in der Realitdt netzbetreiberabhéngig nach un-
terschiedlichen Methoden ermittelt. Deren Vielfalt kann in dieser Studie nicht im Detail abge-
bildet werden. Vereinfacht werden die Betriebskosten deshalb mit einem festen Prozentsatz aus
den jéhrlichen Investitionskosten abgeschétzt. Die verwendeten Kalkulationsparameter sind in

Abschnitt 2.7 dokumentiert.

Bei der Analyse der Auswirkungen auf die Netznutzungsentgelte wird das derzeitige Kosten-

walzungsprinzip beriicksichtigt. Hierbei werden die Netzkosten der vorgelagerten Netzebenen
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zu 30% nach der Brutto-Energie (Summe der Jahresenergie, die an Verbraucher der jeweiligen
Ebene abgegeben wird) und zu 70% nach der Netto-Leistung (Bezugsleistung aus der vorgela-
gerten Netzebene) an die Endverbraucher der jeweiligen Netzebene sowie der jeweils nachge-
lagerten Ebene gewilzt. Die fiir die Kostenwilzung relevanten Leistungs- und Verbrauchswerte
der jeweiligen Netzebenen werden aus den in Abschnitt 2.1.4 dargestellten Energie- und Leis-

tungsbeziigen durch entsprechende Differenzbildung ermittelt.

2.7 Kostenansatze und Kalkulationsparameter

Den Berechnungen der vorliegenden Studie liegen folgende Kostenansétze und Kalkulations-
parameter zugrunde. Zunichst werden die verwendeten Ansitze fiir Betriebsmittel der Vertei-
lungsnetze (NE 7 bis NE 2) und anschliessend fiir Betriebsmittel des Ubertragungsnetzes
(NE 1) aufgefiihrt.

Verteilungsnetz - spezifische Investitionskostenansatze

Bei Freileitungen werden, je nach Netzebene unterschiedliche Typen angenommen. Diese Un-
terscheidung wird anhand des Mastmaterials vorgenommen. Fiir die NE7 wird davon ausge-
gangen, dass ausschliesslich Holzmasten zum Einsatz kommen. In den Netzebenen 3 und 5
kommen Stahl- und Betonmasten zum Einsatz. Es wird davon ausgegangen, dass der mengen-
missige Anteil der verschiedenen Typen jeweils 50% betrdgt. Die unterschiedlichen Masttypen
zeigt Tabelle 2.4. Die Kosten fiir die Beseilung der Freileitung werden fiir alle Freileitungstypen

als identisch angenommen.

Netzebene (Mengenanteil in %)
Freileitungstyp NE 7 NES5 NE3
Typ 1 Holz (100 %) Holz (50 %) Stahl (50 %)
Typ 2 Beton (50 %) Beton (50 %)

Tabelle 2.4: Freileitungstypen nach Mastmaterial in den Verteilungsnetzebenen (Quelle: [4])

Die spezifischen Investitionskostenanséitze fiir die Betriebsmittel der jeweiligen Netzebenen

sind in Tabelle 2.5 dargestellt.



22 Abschlussbericht fiir BFE, 30.09.2015 consentec

Betriebsmittel Mio. CHF/km oder Mio. CHF/Stk.
NE 7 | NE6 NES NE4 NE3 NE2
Netzstation® 0,10 (konventionell) 5,0 40,0
0,11 (rONT)’
Kabel 0,30 0,37 1,20
Freileitung Typ 1 | 0,15 0,195 0,635
Freileitung Typ 2 0,325 0,525

Tabelle 2.5: spezifische Investitionskosten der jeweiligen Betriebsmitteltypen (Quelle: [4], ei-
gene Abschdtzung)

Fiir die Betriebskosten wird davon ausgegangen, dass diese einen festen Prozentsatz der Inves-
titionskosten betragen (Tabelle 2.6). Als Betriebskosten werden ausschliesslich diejenigen Kos-
ten beriicksichtigt, welche fiir Wartung und Instandhaltung der jeweiligen Betriebsmittel ent-
stehen. Weitere Kosten, welche von Netzbetreibern als Betriebskosten angesetzt werden, wie
zum Beispiel Kosten fiir Netzfiihrung werden hier nicht beriicksichtigt, da die Handhabung bei
verschiedenen Netzbetreibern sehr unterschiedlich ist und daher eine verallgemeinerte Quanti-

fizierung solcher Kostenanteile nicht praktikabel ist.

Die Betriebskosten der Smart Metering Systeme leiten sich direkt aus den in der ECOPLAN
Studie [7] angegebenen Betriebskosten ab. Zu ihnen zidhlen Aufwendungen fiir Soft- und Hard-
ware (Lizenz, Wartung oder Support, Datenschutz und Datensicherheit), fiir Kommunikation
und fiir das Durchfiihren von Effizienzkampagnen. Die in [7] angegeben Nettobarwerte wurden
—wie bereits in Abschnitt 2.1.3 ausgefiihrt — mit dem in jener Studie verwendeten Zinssatz von

2% auf die Annuitéten riickgerechnet.

¢ In den Kostenansitzen fiir Netzstationen sind grundsitzlich alle Betriebsmittel der jeweiligen Umspannebene

enthalten, also neben den Transformatoren auch die Schaltanlagen und Gebaude, etc. Ausnahme: Die 380- und
220-kV Schaltfelder des Ubertragungsnetzes (die in den Umspannwerken der Ebene 2 installiert sind), werden
separat betrachtet (siche Tabelle 2.8).

Die Mehrkosten eines rONT ggii. einem konventionellen Transformator wurden mit 10.000 CHF angesetzt.
Dies stellt aus Sicht der Autoren eine plausible Abschétzung fiir die in den hier betrachteten Jahren 2035 und

2050 anzunehmenden Mehrkosten dar.
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Betriebsmittel Betriebskostenansiitze % der Investitionskosten/a
NE7 NE6 NES5 NE4 NE3 NE2
Netzstation 0,5 0,5 0,5
Kabel 0,4 0,4 0,4
Freileitung Typ 1 | 2,0 2,0 1,0
Freileitung Typ 2 1,0 1,0

Tabelle 2.6: Betriebskostenansdtze der jeweiligen Betriebsmitteltypen (Quelle: [4] und Erfah-

rungswerte Consentec)

Der der Berechnung der Kapitalkosten zugrunde liegende Zinssatz betragt fiir alle Betriebsmit-

tel inklusive Smart Metering Systemen 4,7%, die verwendeten nach Netzebene und Betriebs-

mitteltyp differenzierten Abschreibungsdauern sind in Tabelle 2.7 dargestellt. Die Abschrei-

bungsdauer fiir Smart Metering Systeme wurde aus mit 18 Jahren aus [7] iibernommen.

Betriebsmittel Abschreibungsdauer in Jahren

NE 7 NE6 NES NE4 NE3 NE2
Kalkulationszinssatz 4,7%
Umspannstation 37,5 37,5 35
Kabel 37,5 37,5 37,5
Freileitung Typ 1 22,5 22,5 57,5
Freileitung Typ 2 37,5 57,5

Tabelle 2.7: Kalkulationszinssatz und Abschreibungsdauern der jeweiligen Betriebsmittel

Spezifische Investitionskostenansatze fiir Betriebsmittel des

Ubertragungsnetzes

Die spezifischen Investitionskostenansitze fiir die Betriebsmittel der Ubertragungsnetzebene

sind in Tabelle 2.8 dargestellt.
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Investitionskosten Mio. CHF/km bzw. Mio. CHF/Stk.
Schaltfeld 220 kV 1,5
Schaltfeld 380 kV 2,5
Doppelleitung 220 kV 1,5
Doppelleitung 380 kV 2,5
Netzkuppler 380/220 kV 30

Tabelle 2.8: Spezifische Investitionskostenansdtze fiir Betriebsmittel des Ubertragungsnetzes

(Quelle: BFE)

Fiir die Betriebskosten des Ubertragungsnetzes wird — analog zu denen der Verteilungsnetze —
davon ausgegangen, dass diese einen festen Prozentsatz der Investitionskosten betragen; hier

wird von einem Wert von 1% ausgegangen.

Der der Berechnung der Kapitalkosten zugrunde liegende Zinssatz betrdgt auch fiir die Be-
triebsmittel des Ubertragungsnetzes 4,7%, die verwendeten Abschreibungsdauern sind in Ta-

belle 2.9 dargestellt.

Betriebsmittel Abschreibungsdauer in Jahren
Schaltfeld 220 kV 32,5
Schaltfeld 380 kV 32,5
Doppelleitung 220 kV 57,5
Doppelleitung 380 kV 57,5
Netzkuppler 380/220 kV 32,5

Tabelle 2.9: Abschreibungsdauern fiir Betriebsmittel des Ubertragungsnetzes
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3 Ergebnisse - zukiinftiger Investitionsbedarf

Nachfolgend wird der erwartete Bedarf fiir Investitionen in die Schweizer Netze fiir den Zeit-
raum von heute bis 2035 und bis 2050 angegeben. Der Bedarf umfasst Investitionen in alle
Netzebenen, die sich sowohl aus den prognostizierten Angebots- und Nachfrageinderungen
ergeben als auch durch altersbedingten Ersatz des heutigen Netzbestands entstehen. Hierbei
wird grundsitzlich unterstellt, dass auch smarte Technologien in Form von regelbaren Orts-

netztransformatoren (siche auch Abschnitt 2.5.2) eingesetzt werden.

Des Weiteren ist in den Kostenberechnungen fiir die Netzebene 1 auch die Mehrjahresplanung
der nationalen Netzgesellschaft Swissgrid (Stand 2010) beriicksichtigt. Zwischenzeitig — wih-
rend der Laufzeit der vorliegenden Studie — hat Swissgrid diese Mehrjahresplanung aktualisiert
und einen ,,Bericht zum Strategischen Netz 2025 verdffentlicht. Aus zeitlichen Griinden
konnte dieser neue Bericht nicht mehr in die Berechnungen einfliessen, jedoch erfolgt ein kur-

zer Abgleich in Kapitel 8.

Ferner sind in den nachfolgend dargestellten Ergebnissen Investitionen fiir Smart Metering so-
wie die in Abschnitt 2.1.4 genannten Innovationsbudgets fiir intelligente Netzlosungen enthal-

ten.

3.1 Investitionsbedarf ohne Energiestrategie 2050

Zunichst wird als Referenz der Investitionsbedarf betrachtet, der sich ergeben wiirde, wenn
keine aus der ES 2050 hervorgehenden Massnahmen ergriffen wiirden (siehe Abschnitt 2.3).
Der Investitionsbedarf ergibt sich in diesem Fall aus den notwendigen Erneuerungen des heu-
tigen Netzbestands (siche Abschnitt 2.4) und aus den Netzausbaumassnahmen aufgrund der

dann zu erwartenden Laststeigerungen.

Die mit dem altersbedingten Ersatz verbundenen Investitionskosten des heutigen Netzbe-

stands in den Netzebenen 2 bis 7 belaufen sich auf ca.

e 224 Mrd. CHF bis zum Jahr 2035 und
e 392 Mrd. CHF bis zum Jahr 2050.

In der Netzebene 1 werden fiir den altersbedingten Ersatz ca.

e 1,7 Mrd. CHF bis zum Jahr 2035 und
e 2.9 Mrd. CHF bis zum Jahr 2050
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erforderlich sein. Damit ergeben sich gesamte Investitionskosten fiir die Erneuerung der beste-
henden Betriebsmittel aller Netzebenen in Hohe von ca. 24,1 Mrd. CHF bis 2035 und ca.
42,1 Mrd. CHF bis zum Jahr 2050. Zum Vergleich: der auf dieser Basis ermittelte Wiederbe-
schaffungswert des heutigen Netzbestands betrédgt fiir die Netzebenen 2 bis 7 ca. 56 Mrd. CHF
und fiir die Netzebene 1 ca. 7 Mrd. CHF und somit in Summe ca. 63 Mrd. CHF.

Dariiber hinaus werden fiir Netzausbaumassnahmen infolge der erwarteten Laststeigerungen

durch den Verbrauchszuwachs in den Netzebenen 2 bis 7 ca.

e 2 Mrd. CHF bis zum Jahr 2035 und
e 3,7 Mrd. CHF bis zum Jahr 2050

erforderlich. In der Netzebene 1 werden einschliesslich der Mehrjahresplanung von Swissgrid

(Stand 2010) zusétzliche Investitionen in Hohe von ca.

e 2.6 Mrd. CHF bis zum Jahr 2035 und
e 2.8 Mrd. CHF bis zum Jahr 2050

erforderlich. Die Gesamtkosten fiir den vom Lastzuwachs verursachten Netzausbau belaufen

sich somit auf 4,6 Mrd. CHF bis 2035 und 6,5 Mrd. CHF bis 2050.

Insgesamt wiren also, wenn keine aus der ES 2050 hervorgehenden Massnahmen ergriffen
wiirden, fiir den Ersatz des heutigen Netzbestandes und den lastbedingten Zubau Investitionen
in die Schweizer Netze in Hohe von ca. 28,7 Mrd. CHF bis 2035 und ca. 48,6 Mrd. CHF bis
2050 erforderlich.

3.2 Investitionsbedarf mit Energiestrategie 2050

Der sich aus den aus der ES 2050 hervorgehenden Massnahmen ergebende Ausbaubedarf der
Netze wird nachfolgend anhand der in Abschnitt 2.1.1 beschriebenen Angebotsvarianten C+E
und C+D+E dargestellt. Die Angebotsvariante C+E stellt dabei aus Sicht der Netze einen ,,mitt-
leren* Belastungsfall dar, wéhrend die Angebotsvariante C+D+E als ,,worst case*-Variante an-
gesehen werden kann. Die Ergebnisse werden nach den drei Nachfrageszenarien wwb, POM
und nEP differenziert. Wie bereits in Abschnitt 2.5.2 ausgefiihrt, wird im Basisfall angenom-
men, dass grundsitzlich regelbare Ortnetztransformatoren dort eingesetzt werden, wo sie etwa-
igen aufgrund von Verletzungen des Spannungsbandes erforderlichen Netzausbaubedarf ver-

ringern konnen. Andere smarte Ausbauvarianten werden nicht betrachtet.
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3.2.1 Bis 2035

In Tabelle 3.10 ist der errechnete Investitionsbedarf in die Schweizer Ubertragungs- und Ver-
teilungsnetze bis 2035 fiir die Angebotsvarianten C+E sowie C+D+E und fiir die Nachfrages-

zenarien wwb, POM und nEP im Vergleich zum Investitionsbedarf ohne ES 2050 dargestellt.

Unabhéngig von Angebotsvariante und Nachfrageszenario miissen Investitionskosten flir den
Einbau von Smart-Metering-Komponenten in Hoéhe von ca. 0,9 Mrd. CHF (sieche Ab-
schnitt 2.1.3) und Innovationsbudgets in Hohe von ca. 235 Mio. CHF bis 255 Mio CHF (siehe
Abschnitt 2.2.2) beriicksichtigt werden.
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Produktion / Zubau C+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 1,7 1,7 1,7 1,7
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung Swissgrid | 2,6 2,6 |25 2,4
(Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 22,4 224 22,2 21,5
Einfluss Lastzuwachs 2,0 2,0 0,0 0,0
Einfluss dez. Erz. 0,0 6,6 6,6 5,8
Einfluss MKF 0,0 4,7 |44 4,2
Smart Meter (Mehrkosten)8 0,0 0,9 0,9 0,9
Innovationsbudgets 0,0 0,2 0,2 0,2
Summe 28,7 41,1 | 385 | 36,7
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 12,4 |98 8,0
Produktion / Zubau C+D+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 1,7 1,7 1,7 1,7
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung Swissgrid | 2,6 2,6 |25 2,4
(Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 22,4 224 22,2 21,5
Einfluss Lastzuwachs 2,0 2,0 0,0 0,0
Einfluss dez. Erz. 0,0 8,1 8,0 6,6
Einfluss MKF 0,0 52 149 4,7
Smart Meter (Mehrkosten)’ 0,0 09 (0,9 0,9
Innovationsbudgets 0,0 0,2 0,2 0,2
Summe 28,7 43,1 | 404 | 38,0
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 144 | 11,7 |93
Zusatzkosten bei non smartem Netzausbau (ohne rONT)
C+E (Produktion / Zubau) - 1,2 1,0 0,8
C+D+E (Produktion / Zubau) - 1,5 1,4 1,0

Tabelle 3.10: Investitionskosten [Mrd. CHF] bis 2035
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Die Investitionskosten fiir die Angebotsvariante C+E sind in Bild 3.1 grafisch dargestellt. Im
Szenario wwb sind gegeniiber der Variante ohne ES 2050 zusitzliche Investitionen von ca.
12,4 Mrd. CHF erforderlich. Von den 12,4 Mrd. CHF fallen ca. 6,6 Mrd. CHF auf den Ausbau
infolge des Ausbaus dezentraler Erzeugung, ca. 4,7 Mrd. CHF auf die Verkabelung infolge des
Mehrkostenfaktors und 1,1 Mrd. CHF auf Smart Metering und Innovationsbudgets an. Die oh-
nehin erforderlichen Investitionen von 22,4 Mrd. CHF, die den altersbedingten Ersatz und den
verbrauchzuwachsbedingten Netzausbau, der sich ohne ES 2050 ergeben wiirde, umfassen,
bleiben dabei diejenigen, die bei der Variante ohne ES2050 angegeben sind. Der durch Lastzu-
wachs anfallende Netzausbau sowie die Leitungserneuerungen werden im Szenario wwb aller-
dings aufgrund der Wirkung des Mehrkostenfaktors verkabelt. Die Kosten dafiir sowie fiir die
Verkabelung des zusétzlichen Ausbaubedarfs durch die dezentrale Einspeisung sind in den ge-
samten durch den Mehrkostenfaktor entstehenden Mehrkosten von 4,7 Mrd. CHF bereits ent-
halten. Sollte der Ausbau ausschliesslich konventionell durchgefiihrt werden, also keine regel-
baren Ortsnetztransformatoren eingesetzt werden, sind nochmals 1,2 Mrd. CHF zusitzlich er-

forderlich. Auch in diesen zusétzlichen Kosten wurde der Mehrkostenfaktor beriicksichtigt.

Im Szenario POM fallen gegeniiber dem Fall ohne ES 2050 zusétzliche Investitionen von ca.
9,8 Mrd. CHF an. Zwar sind die Kosten des erzeugungsbedingten Ausbaus mit 6,6 Mrd. CHF
genauso hoch wie im Szenario wwb, allerdings ist hier kein lastbedingter Ausbau erforderlich,
da im Szenario POM der Verbrauch und damit auch die Last riicklaufig ist. Die im Fall ohne
ES 2050 hierfiir erforderlichen 2,0 Mrd. CHF entfallen. Auf die Verkabelung infolge des Mehr-
kostenfaktors entfallen hier insgesamt ca. 4,4 Mrd. CHF. Diese Kosten umfassen wiederum die
Verkabelung des zu erneuernden heutigen Netzbestands und die des zusétzlichen Netzausbaus.
Sollte der Ausbau hier ausschliesslich konventionell durchgefiihrt werden, fallen nochmals

ca. 1,0 Mrd. CHF zusitzlich an.

Die Smart Meter Kosten enthalten keine Kosten fiir Rundsteueranlagen. Wiirden diese Kosten berticksichtigt,

wiren die genannten Kosten um ca. 10% héher.

Die Smart Meter Kosten enthalten keine Kosten fiir Rundsteueranlagen. Wiirden diese Kosten beriicksichtigt,

wiren die genannten Kosten um ca. 10% hoher.



30 Abschlussbericht fiir BFE, 30.09.2015 consentec

80

Mrd. CHF

70

60

50 Innovationsbudgets
= Smart Meter

41 Mehrkostenfaktor
40 — 39 a7 Ausbaubedarf VN wg. dez. Erz.
— Ausbaubedarf VN wg. Lastzuwachs

m Ausbaubedarf UN inkl. Strat. Netz

30 29 m Bestandserneuerung UN
m Bestandserneuerung VN

20

10

0
ohne ES 2050 wwb POM nEP

Bild 3.1:  Investitionskosten der Nachfrageszenarien bis 2035, Angebotsvariante C+E

Im Szenario nEP betragen die gegeniiber dem Fall ohne ES 2050 zuséitzlichen Investitionen
ca. 8,0 Mrd. CHF. Aufgrund der im Vergleich zum Fall ohne ES 2050 sinkenden Last fillt hier
sogar die Bestandserneuerung geringer aus, d. h. gewisse Netzteile werden nicht mehr ge-
braucht. Auf die Verkabelung infolge des Mehrkostenfaktors entfallen hier insgesamt ca.
4,2 Mrd. CHF. Sollte der Ausbau hier ausschliesslich konventionell durchgefiihrt werden, fal-
len nochmals ca. 0,8 Mrd. CHF zusitzlich an.

In Bild 3.2 sind die Investitionskosten bis 2035 differenziert nach Netzebenen dargestellt. Die
Investitionskosten fallen in allen Szenarien schwerpunktmaissig in den Leitungsebenen (NE 7,
NE 5, NE 3 und NE 1) an. Der Anteil der Gesamtkosten, die auf die Umspannebenen entfallen,
betrdgt im Szenario ohne ES2050 ca. 23%, im Szenario wwb ca. 24%, im Szenario POM ca.

22% und im Szenario nEP ca. 21%.

Die dem Bild 3.2 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind, differenziert nach Kosten fiir Bestand-
serneuerungen und Mehrkosten fiir Ausbaumafinahmen durch ES2050 und Lastzuwachs, im

Anhangskapitel A.4 tabellarisch dargestellt.

Hinsichtlich des Nutzens eines Einsatzes regelbarer Ortsnetztransformatoren (rONT) sei noch

ein ndherer Blick auf die Netzebenen 7, 6 und 5 geworfen. Netzebene 6 ist diejenige Netzebene,
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in der rONT eingesetzt werden. Die Netzebenen 7 und 5 sind — neben Netzebene 6 — diejenigen,
in denen durch den Einsatz von rONT Netzausbau eingespart werden kann. In Netzebene 7 und
Netzebene 5 kann der spannungsbedingte Ausbau von Leitungen gespart werden. In Netzebene
6 eriibrigt der Einsatz von rONT die ansonsten unter Umstidnden zur Verringerung der Ab-
gangsldngen in Netzebene 7 notwendige Errichtung zusétzlicher Stationen. Die Auslegung und
damit auch der Ausbaubedarf der Netzebenen 4 bis 1 sind hingegen unabhingig vom Einsatz
der rONT. Die Investitionskosten der Netzebenen 5 bis 7 betragen im Szenario nEP ca.
22 Mrd. CHF und damit ca. 3 Mrd. mehr als im Fall ohne ES2050. Etwa die Haélfte dieser
3 Mrd. CHF entfallen auf Netzausbaumassnahmen, die aufgrund von ansonsten auftretenden
Uberschreitungen der Stromgrenzen (auch bei Einsatz von tONT) und aufgrund der Anbin-
dung'® der zusitzlichen Anschliisse'! (fiir dezentrale Erzeugungsanlagen) erforderlich und da-
mit unbeeinflusst vom Einsatz der rONT sind. Somit verbleiben also ca. 1,5 Mrd. CHF fiir Aus-
baumassnahmen, die beeinflussbar sind. Setzt man dies in Relation zum Nutzen des Einsatzes
der rONT in Hohe von ca. 0,8 Mrd CHF (siche Tabelle 3.10, Zusatzkosten eines non smarten
Ausbaus), so ist festzustellen, dass sich ca. 50% derjenigen Netzausbaukosten, die grundsétz-

lich vom Einsatz der rONT beeinflussbar sind, einsparen lassen.

10 Die Einbindung von Erzeugungsanlagen, die iiber einen eigenen Netzanschluss verfiigen, erfordert in der Regel
den Bau zusitzlicher Leitungen, um die Entfernung zwischen den Erzeugungsanlagen und dem vorhandenen

Netz zu iiberbriicken.

" Fiir PV-Dachflichenanlagen wird unterstellt, dass diese grundsétzlich am vorhandenen Hausanschluss ange-
schlossen werden. Fiir groflere PV-Anlagen, insbesondere Freiflichenanlagen wird hingegen angenommen,
dass diese einen separaten Netzanschluss erhalten. Die Aufteilung der Erzeugungsleistung auf GroBenklassen
und die Zuordnung zu Netzebenen ist grundsatzlich analog zu der Vorgehensweise in den Vorgéngerstudien

[3] und [2].
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In Bild 3.3 ist dargestellt, wie sich die Mehrkosten welche aufgrund Verkabelung entstehen,
auf Bestandserneuerungen und den zusitzlichen Netzausbau verteilen. In allen Szenarien wird
der grosste Anteil der Mehrkosten durch Bestandserneuerungen verursacht. Im Szenario wwb
betrdgt der Anteil der Verkabelungskosten, der auf Bestandserneuerungen zuriickzufiihren ist,

an den gesamten Verkabelungskosten ca. 74%, im Szenario POM ca.78% und im Szenario nEP

ca. 79%.

Die dem Bild 3.3 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind in A.5 tabellarisch dargestellt. Diese
Tabelle enthilt neben den gesamten Mehrkosten je Nachfragszenario auch eine Differenzierung

nach Netzebenen.



consentec Abschlussbericht fiir BFE, 30.09.2015 33

Mrd. CHF
I~

mAusbau
m Bestanderneuerung

w

N

-

POM nEP

Bild 3.3:  Anteil von Bestandserneuerung und Ausbau des Mehrkostenfaktors fiir die drei
Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP in 2035 fiir die Angebotsvariante C+E

Die Investitionskosten fiir die Angebotsvariante C+D+E sind in Bild 3.4 grafisch dargestellt.
In dieser Angebotsvariante betragen die Zusatzkosten gegeniiber dem Fall ohne ES 2050 im
Nachfrageszenario wwb ca. 14,4 Mrd. CHF, im Szenario POM 11,7 Mrd. CHF und im Szena-
rio nEP ca. 9,3 Mrd. CHF.

Der im Vergleich zur Variante C+E hohere Investitionsbedarf entsteht im Wesentlichen durch
den hoheren Ausbau der dezentralen thermischen Erzeugung (WKK). Durch den héheren Aus-
bau der dezentralen Erzeugung sind die durch den Mehrkostenfaktor verursachten Kosten fiir
die Verkabelung folglich auch hoher. Die dadurch zusétzlich bedingten Mehrkosten sind im
Vergleich zu den ohnehin fiir die Verkabelung anfallenden Kosten, die in hohem Masse vom
Ersatz des heutigen Netzbestands geprigt sind, jedoch eher gering. Sie steigen z. B. im Szenario
wwb von 4,7 auf 5,2 Mrd. CHF. Der Investitionsbedarf fiir die Verkabelung, die durch den
lastbedingten Ausbau und die Bestandserneuerungen anfillt, ist hingegen genauso hoch wie in

der Angebotsvariante C+E.

Erfolgt der Netzausbau rein konventionell (non smart), liegt der Investitionsbedarf im Szenario
wwb um 1,5 Mrd. CHF, im Szenario POM um 1,4 Mrd. CHF und im Szenario nEP um
1,0 Mrd. CHF hoher.
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Insgesamt fallen also bis 2035 im Szenario POM und der Angebotsvariante C+D+E im
schlimmsten Fall Mehrkosten von 13,1 Mrd. CHF im Rahmen der ES 2050 an, wenn man nur
auf konventionellen Ausbau setzt und Smart Metering Systeme sowie Innovationbudgets mit-
einrechnet. Wahrscheinlicher ist jedoch ein Ausbau, der auch auf regelbare Ortnetzstationen

zuriickgreift (Variante smart). In dem Fall kann mit 11,7 Mrd. CHF bis 2035 gerechnet werden.
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Bild 3.4:  Investitionskosten der Nachfrageszenarien bis 2035, Angebotsvariante C+D+E

In Bild 3.5 sind die Investitionskosten bis 2035 nach Netzebenen dargestellt. Die Investitions-
kosten fallen in allen Szenarien schwerpunktmaissig in den Leitungsnetzebenen an. Der Anteil
der Gesamtkosten, die in den Umspannebenen entstehen steigt im Vergleich zu den Zahlenwer-
ten fiir die Angebotsvariante C+E etwas an und betrigt im Szenario ohne ES2050 ca. 23%, im
Szenario wwb ca. 25%, im Szenario POM ca. 23% und im Szenario nEP ca. 22% der gesamten
Ausbaukosten. Das Ungleichgewicht von Stations- zu Leitungskosten bleibt im Wesentlichen
bestehen, obwohl der Anteil der Stationskosten in der Angebotsvariante C+D+E um 0,7 bis
0,8 Mrd. CHF hoher ist als bei C+E.

Die dem Bild 3.5 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind, differenziert nach Kosten fiir Bestand-
serneuerungen und Mehrkosten fiir Ausbaumafinahmen durch ES2050 und Lastzuwachs, im

Anhangskapitel A.4 tabellarisch dargestellt.
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In Bild 3.6 ist dargestellt, wie sich die Mehrkosten, welche aufgrund Verkabelung entstehen,
auf Bestandserneuerungen und den zusitzlichen Netzausbau verteilen. In allen Szenarien wird
der grosste Anteil der Mehrkosten durch Bestandserneuerungen verursacht. Aber durch den
hoheren Ausbaubedarf, der mit der Angebotsvariante C+D+E gegeniiber C+E entsteht, entfallt
auch fiir der Mehrkostenfaktor ein hoherer Anteil auf die Ausbaukosten. Im Szenario wwb be-
tragt der Anteil der Verkabelungskosten, der auf Bestandserneuerungen zuriickzufiihren ist, an
den gesamten Verkabelungskosten ca. 68%, im Szenario POM ca.72% und im Szenario nEP

ca. 74%.

Die dem Bild 3.6 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind in A.5 tabellarisch dargestellt. Diese
Tabelle enthélt neben den gesamten Mehrkosten je Nachfragszenario auch eine Differenzierung

nach Netzebenen.
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Bild 3.6:  Anteil von Bestandserneuerung und Ausbau des Mehrkostenfaktors fiir die drei
Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP in 2035 fiir die Angebotsvariante
C+D+E

3.2.2 Bis 2050

In Tabelle 3.2 ist der Investitionsbedarf in die Schweizer Ubertragungs- und Verteilungsnetze
bis 2050 fiir die Angebotsvarianten C+E und C+D+E und die Nachfrageszenarien wwb, POM
und nEP im Vergleich zum Investitionsbedarf ohne ES 2050 dargestellt.

Der von den Angebotsvarianten und Nachfrageszenarien unabhéngige Kostensockel fiir Smart-
Metering-Komponenten und Innovationsbudgets steigt bis 2050. Fiir Smart-Meter fallen
1,3 Mrd. CHF (siehe Abschnitt 2.1.3) und fiir Innovationsbudgets 410 bis 445 Mio. CHF (siche
Abschnitt 2.2.2) an.
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Produktion / Zubau ohne ES2050 C+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 2.9 2,9 2.9 2,9
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung | 2,8 2,8 2,7 2,6
Swissgrid (Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 39,2 39,2 | 39,2 36,5
Einfluss Lastzuwachs 3,7 3,7 0,3 0
Einfluss dezentrale Erzeugung 0 8,8 9,3 8,8
Einfluss MKF 0 6,8 |64 6,0
Smart Meter (Mehrkosten)'? 0,0 1,3 1,3 1,3
Innovationsbudgets 0,0 0,4 0,4 0,4
Summe 48,6 65,9 [ 62,5 | 585
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 17,3 |1 13,9 |99
Produktion / Zubau C+D+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 2.9 2.9 2.9 2.9
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung | 2,8 2,8 2,7 2,6
Swissgrid (Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 39,2 39,2 | 39,2 36,5
Einfluss Lastzuwachs 3,7 3,7 0,3 0
Einfluss dezentrale Erzeugung 0 12,2 | 12,7 9,1
Einfluss MKF 0 75 |72 6,4
Smart Meter (Mehrkosten)!? 0,0 1,3 |13 1,3
Innovationsbudgets 0,0 0,4 0,4 0,4
Summe 48,6 70,0 | 66,7 | 592
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 21,4 | 18,1 10,6
Zusatzkosten bei non smartem Netzausbau (ohne rONT)
C+E (Produktion / Zubau) - 1,7 1,6 1,4
C+D+E (Produktion / Zubau) - 2,4 2,2 1,5

Tabelle 3.2: Investitionskosten [Mrd. CHF] bis 2050
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Die Investitionskosten der drei Nachfrageszenarien in der Angebotsvariante C+E im Ver-

gleich zum Investitionsbedarf ohne ES 2050 sind in Bild 3.7 dargestellt.
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Bild 3.7:Investitionskosten der Nachfrageszenarien bis 2050, Angebotsvariante C+E

Im Szenario wwb sind gegeniiber dem Fall ohne ES 2050 zusétzliche Investitionen von ca.
17,4 Mrd. CHF erforderlich. Hiervon werden durch die Zunahme der Einspeisung aus dezent-
ralen Erzeugungsanlagen ca. 8,8 Mrd. CHF, durch die Verkabelung infolge des Mehrkosten-
faktors ca. 6,8 Mrd. CHF und durch Smart Metering und Innovationsbudgets ca. 1,7 Mrd. CHF
verursacht. Diese Mehrkosten enthalten die Mehrkosten, die durch die Verkabelung im Rahmen
der Bestandserneuerung sowie des durch die dezentrale Einspeisung getriebenen Netzausbaus
entstehen. Wiirde der Netzausbau konventionell (non smart) erfolgen, also keine regelbaren
Ortsnetztransformatoren eingesetzt werden, so wiirden die Kosten — inklusive der Verkabelung

— bis 2050 nochmals um ca. 1,7 Mrd. CHF hoher liegen.

Die Smart Meter Kosten enthalten keine Kosten fiir Rundsteueranlagen. Wiirden diese Kosten berticksichtigt,

wiren die genannten Kosten um ca. 10% héher.

Die Smart Meter Kosten enthalten keine Kosten fiir Rundsteueranlagen. Wiirden diese Kosten beriicksichtigt,

wiren die genannten Kosten um ca. 10% hoher.



consentec Abschlussbericht fiir BFE, 30.09.2015 39

In Bild 3.8 sind die Investitionskosten bis 2050 nach Netzebenen dargestellt. Die Investitions-
kosten fallen in allen Szenarien weiterhin schwerpunktmaéssig in den Leitungsebenen an. Der
Anteil der Gesamtkosten, die in den Umspannebenen entstehen betrdgt im Szenario ohne
ES2050 ca. 23%, im Szenario wwb ca. 25%, im Szenario POM ca. 24% und im Szenario nEP

ca. 22%.

Die dem Bild 3.8 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind, differenziert nach Kosten fiir Bestand-
serneuerungen und Mehrkosten fiir Ausbaumafinahmen durch ES2050 und Lastzuwachs, im

Anhangskapitel A.4 tabellarisch dargestellt.
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Bild 3.8:  Investitionskosten der Nachfrageszenarien je Netzebene bis 2050, Angebotsvari-
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In Bild 3.9 ist dargestellt, wie sich die Mehrkosten, welche aufgrund Verkabelung entstehen,
auf Bestandserneuerungen und den zusitzlichen Netzausbau verteilen. In allen Szenarien wird
weiterhin der grosste Anteil der Mehrkosten durch Bestandserneuerungen verursacht. Es findet
jedoch einen geringe Kostenverschiebung in Richtung der Kosten fiir zusétzlichen Netzausbau
statt. Im Szenario wwb betrdgt der Anteil der Verkabelungskosten, der auf Bestandserneuerun-
gen zuriickzufiihren ist, an den gesamten Verkabelungskosten ca. 71%, im Szenario POM

ca.75% und im Szenario nEP ca. 75%.
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Die dem Bild 3.9 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind in A.5 tabellarisch dargestellt. Diese
Tabelle enthélt neben den gesamten Mehrkosten je Nachfragszenario auch eine Differenzierung

nach Netzebenen.
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Bild 3.9:  Anteil von Bestandserneuerung und Ausbau des Mehrkostenfaktors fiir die drei
Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP in 2050 fiir die Angebotsvariante C+E

Im Szenario POM sind gegeniiber dem Fall ohne ES2050 zusitzliche Investitionen von ca.
13,9 Mrd. CHF erforderlich. Von diesen entfallen ca. 9,3 Mrd. CHF auf den Netzausbau in-
folge der Zunahme dezentraler Erzeugung. Da der Lastzuwachs im Vergleich zu heute im Sze-
nario POM jedoch eher gering ist, steigen die Kosten fiir den lastbedingten Zubau nur um ca.
0,3 Mrd. CHF. Fiir die Verkabelung fallen in diesem Nachfrageszenario ca. 6,4 Mrd. CHF an.
Wiirde der Netzausbau konventionell (non smart) erfolgen so wiirden die Kosten bis 2050 noch-

mals um ca. 1,6 Mrd. CHF hoher liegen.

Im Szenario nEP sind gegeniiber der Variante ohne ES 2050 9,9 Mrd. CHF an zusitzlichen
Investitionskosten erforderlich. Da in diesem Szenario kein Lastzuwachs, sondern eine Lastab-
nahme unterstellt wird, sinken die Kosten fiir die Bestandserneuerungsmassnahmen um
2,7 Mrd. CHF auf 36,5 Mrd. CHF. In Kombination mit diese Einsparungen durch Einsparun-

gen beim Lastzuwachs und den durch diesen Effekt ebenfalls geringeren Verkabelungskosten
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in Hohe von 6,0 Mrd. CHF werden die durch den Ausbau der dezentralen Erzeugung bedingten
Netzausbauinvestitionen in Hohe von 8,8 Mrd. CHF ,,iiberkompensiert”. Wiirde der Netzaus-
bau konventionell (non smart) erfolgen so wiirden die Kosten bis 2050 nochmals um ca.

1,4 Mrd. CHF hoher liegen.

Die Investitionskosten bis 2050 fiir die drei Nachfrageszenarien in der Angebotsvariante
C+D+E im Vergleich zum Fall ohne ES 2050 sind in Bild 3.10 dargestellt. Im Szenario wwb
sind die Investitionskosten um 21,5 Mrd. CHF gegeniiber dem Fall ohne ES 2050 hoher. Im
Szenario POM betragen diese Mehrkosten 18,2 Mrd. CHF. Im Szenario nEP betragen die Zu-
satzkosten gegeniiber dem Fall ohne ES2050 10,7 Mrd. CHF und liegen damit nur ca.
0,8 Mrd. CHF hoher als in der Variante C+E.
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Bild 3.10  Investitionskosten der Nachfrageszenarien bis 2050, Angebotsvariante C+D+E

Auffillig ist in der Variante C+D+E, dass der Kostenunterschied zwischen den Szenarien nEP
und POM deutlich grosser ist als in der Variante C+E. Das Szenario POM ist in der Variante
C+D+E um ca. 12% teurer als das Szenario nEP, wihrend dieser Abstand in der Variante C+E
nur ca. 7% betrigt. Zu erkldren ist dies mit dem unterschiedlichen Ausbaubedarf der durch den
Zuwachs an dezentralen Erzeugungsanlagen entsteht. In der Angebotsvariante C+D+E steigt
der Ausbaubedarfim Szenario wwb ggii. 2035 um ca. 51 % und im Szenario POM um ca. 59 %.

Im Szenario nEP betrégt der Kostenzuwachs aber nur ca. 39 %. In der Angebotsvariante C+E
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steigt der Ausbaubedarf in diesem Zeitraum aufgrund des Zubaus dezentraler Erzeugungsanla-
gen im Szenario wwb um ca. 33 %, im Szenario POM um ca. 41 % und im Szenario nEP um
ca. 52 %. Das heisst in der Angebotsvariante C+D+E ist der Zuwachs des Ausbaubedarfs von
2035 nach 2050 aufgrund des Zubaus dezentraler Erzeugungsanlagen in den Szenarien wwb
und POM jeweils hoher als in der Angebotsvariante C+E, wihrend dieser Zuwachs im Szenario
nEP in der Angebotsvariante C+D+E niedriger ist als in der Angebotsvariante C+E. Dies wie-
derum ist mit den unterschiedlichen Ausbaupfaden der dezentralen WKK-Anlagen in der An-
gebotsvariante C+D+E zu erkldren. Wéhrend bis 2035 in allen drei Nachfrageszenarien WKK-
Erzeugungsanlagen in dhnlichen Masse zugebaut werden, und dieser Zubau in den Nachfrages-
zenarien wwb und POM bis 2050 auch weitergefiihrt wird, findet im Szenario nEP bis 2050 ein
Riickbau der dezentralen WKK-Anlagen statt. Dieser Riickbau wiederum wird durch den Riick-
gang von Last und Verbrauch verursacht, der im Nachfrageszenario nEP von heute bis 2050
prognostiziert wird. Der gesamte Ausbaubedarf fiir dezentrale Erzeugungsanlagen wird somit

im Wesentlichen durch den Zubau der dezentralen erneuerbaren Erzeugungsanlagen bestimmt.

Wiirde der Netzausbau konventionell (non smart) erfolgen, so wiirden im Szenario wwb bis
2050 zusitzliche Kosten von ca. 2,4 Mrd. CHF, im Szenario POM 2,2 Mrd. CHF und im Sze-
nario nEP 1,5 Mrd. CHF anfallen.

In Bild 3.11 sind die Investitionskosten bis 2050 nach Netzebenen dargestellt. Die Investitions-
kosten fallen in allen Szenarien auch in der Angebotsvariante C+D+E schwerpunktmissig in
den Leitungsnetzebenen an. Der Anteil der Gesamtkosten, die in den Umspannebenen entste-
hen, betrdgt im Szenario ohne ES2050 ca. 23%, im Szenario wwb ca. 26%, im Szenario POM

ca. 25% und im Szenario nEP ca. 22%.

Die dem Bild 3.11 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind, differenziert nach Kosten fiir Be-
standserneuerungen und Mehrkosten fiir Ausbaumafinahmen durch ES2050 und Lastzuwachs,

im Anhangskapitel A.4 tabellarisch dargestellt.
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Bild 3.11:  Investitionskosten der Nachfrageszenarien je Netzebene bis 2050, Angebotsvari-
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In Bild 3.12 ist dargestellt, wie sich die Mehrkosten welche aufgrund Verkabelung entstehen,
auf Bestandserneuerungen und den zusitzlichen Netzausbau verteilen. In der Angebotsvariante
C+D+E sind die Verkabelungskosten fiir den zusétzlichen Ausbau der Netze hoher als in der
Variante C+E. Aber auch in dieser Angebotsvariante wird der grosste Anteil der Mehrkosten
durch Bestandserneuerungen verursacht. Es findet jedoch, im Vergleich zu 2035, eine geringe
Kostenverschiebung in Richtung der Kosten fiir zusdtzlichen Netzausbau statt. Im Szenario
wwb betrdgt der Anteil der Verkabelungskosten, der auf Bestandserneuerungen zuriickzufiihren
ist, an den gesamten Verkabelungskosten ca. 68%, im Szenario POM ca. 72% und im Szenario

nEP ca. 75%.

Die dem Bild 3.12 zugrunde liegenden Zahlenwerte sind in A.5 tabellarisch dargestellt. Diese
Tabelle enthélt neben den gesamten Mehrkosten je Nachfragszenario auch eine Differenzierung

nach Netzebenen.
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Bild 3.12:  Anteil von Bestandserneuerung und Ausbau des Mehrkostenfaktors fiir die drei
Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP in 2050 fiir die Angebotsvariante
C+D+E
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4 Ergebnisse - Annuitaten

Neben den in Kapitel 3 dargestellten Investitionskosten werden zur Bewertung des erforderli-
chen Netzausbaus und der Aufwendungen fiir Smart Metering Systeme die jéhrlichen Kosten
(Annuitéten) betrachtet. Die Annuititen umfassen sowohl Kapitalkosten als auch Betriebskos-
ten. Die der Annuitidtsberechnung zugrundeliegenden Kalkulationsparameter sind in Ab-

schnitt 2.7 beschrieben.

Zu den Betriebskosten werden die planbaren Wartungs- und Instandhaltungskosten an den
Netzbetriebsmitteln und die Kosten fiir den Betrieb von Smart Metering Systemen (siche Ab-
schnitte 2.1.3 und 2.6) gerechnet. Sdmtliche weiteren Kosten, welche von Netzbetreibern als
Betriebskosten angesehen werden, wie zum Beispiel Kosten fiir Netzfiihrung und die Beseiti-
gung von Stérungsauswirkungen sind genauso wie die Kosten fiir Systemdienstleistungen auf
Netzebene 1 an dieser Stelle nicht beriicksichtigt. Mit Blick auf die Netzebene 1 sind insbeson-

dere auch die Kosten fiir Systemdienstleistungen nicht beriicksichtigt.

4.1 Ohne Energiestrategie 2050

Ohne Umsetzung der Massnahmen aus der ES 2050, d. h. unter Annahme des Nachfrageszena-
rios wwb, ohne Anwendung eines Mehrkostenfaktors (Verkabelung) und ohne Smart Metering
und Innovationsbudgets (siche Abschnitt 2.3) belaufen sich die jdhrlichen Kosten im Jahr 2035
auf 3,7 Mrd. CHF und im Jahr 2050 auf 3,8 Mrd. CHF. Davon entfallen in beiden Betrach-
tungsjahren ca. 9%, auf Betriebskosten. Also 330 Mio. CHF in 2035 und 340 Mio. CHF in
2050. Rechnerisch ergibt sich fiir den heutigen Netzbestand eine Annuitit von ca.

3,6 Mrd. CHF, wovon ca. 320 Mio. CHF auf Betriebskosten entfallen.

Die gesamten jahrlichen Kosten nehmen somit von 2015 bis 2035 respektive von 2035 bis 2050

jeweils um lediglich ca. 3% zu.

4.2  Mit Energiestrategie 2050

Die jdhrlichen Kosten fiir die Jahre 2035 und 2050 fiir alle Nachfrageszenarien in der Ange-
botsvariante C+E im Vergleich zu den jdhrlichen Kosten ohne Umsetzung der ES 2050 sind in
Bild 4.1 differenziert nach Kapital- und Betriebskosten dargestellt. Die unteren (helleren) Séu-
lenteile stellen dabei die Betriebskosten und die dunkler eingefarbten Séulenteile die Kapital-

kosten dar. Wie bei den Investitionskosten sind auch die jéhrlichen Kosten fiir das Szenario
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wwb am hochsten, die des Szenarios nEP am niedrigsten, wahrend die Kosten filir das Szenario
POM dazwischen liegen. In 2035 sind die jéhrlichen Kosten fiir das Szenario wwb mit ca.
4,4 Mrd. CHF um ca. 19% teurer als ohne Umsetzung der ES 2050. Im Szenario POM betragen
die jahrlichen Kosten ca. 4,2 Mrd. CHF und damit ca. 14% mehr als im Szenario ohne ES 2050.

Fiir das Nachfrageszenario nEP ergeben sich 4,1 Mrd. CHF, was ca. 11% mehr als im Szenario

ohne ES 2050 sind.
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Bild 4.1:  Jdhrliche Kosten iiber alle Netzebenen fiir die Nachfrageszenarien wwb, POM
und nEP und die Angebotsvariante C+E

Die Betriebskosten betragen im Szenario wwb ca. 310 Mio. CHF und in den Szenarien POM
nEP ca. 300 Mio. CHF. Dies entspricht in allen Szenarien einem prozentualen Anteil von
ca. 7%. Im Vergleich zum Szenario ohne ES2050 entspricht dies einem Riickgang von ca. 2%.
Dieser Riickgang ist mit dem hoheren Anteil von Kabeln in den Verteilungsnetzebenen zu er-
klaren, da Kabel naturgemiss weniger Wartungskosten verursachen als Freileitungen. Zwar
fiihrt der Ausbau der dezentralen Erzeugung zu einem Ausbau der Umspannebenen wodurch in
diesen der Betriebskostenanteil vergrossert wird, aber dieser Kostenanstieg in den Umspann-

ebenen wird durch den Riickgang der Wartungskosten in den Netzebenen iiberkompensiert, da
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der Anteil der leitungsbezogenen Betriebskosten ca. 80% ausmacht und daher wesentlich héher

ist, als die Betriebskosten der Umspannebenen.

Im Jahr 2050 sind die jahrlichen Kosten fiir das Szenario wwb mit ca. 4,8 Mrd. CHF um ca.
27% teurer als ohne Umsetzung der ES 2050. Im Szenario POM betragen die jahrlichen Kosten
ca. 4,6 Mrd. CHF und damit ca. 22% mehr als im Szenario ohne ES 2050. Fiir das Szenario
nEP ergeben sich ca. 4,4 Mrd. CHF, was ca. 15% mehr als im Szenario ohne ES 2050 sind.

Die Betriebskosten belaufen sich im Jahr 2050 fiir das Szenario wwb auf ca. 320 Mio. CHF, im
Szenario POM auf ca. 300 Mio CHF und im Szenario nEP auf ca. 290 Mio. CHF. Dies ent-
spricht jeweils einem Betriebskostenanteil von ca. 6,5% der jihrlichen Gesamtkosten. Dieser
weitere Riickgang des Betriebskostenanteils ist auch hier mit dem gegentiber fritheren Betrach-

tungsjahren hoheren Verkabelungsgrad zu erklaren.

In Bild 4.2 sind analog die jahrlichen Kosten der drei Nachfrageszenarien fiir die Angebotsva-
riante C+D+E differenziert nach Kapital- und Betriebskosten dargestellt. Die unteren (helleren)
Séulenteile stellen dabei die Betriebskosten und die dunkler eingefarbten Saulenteile die Kapi-
talkosten dar. Die hoheren Investitionskosten dieser Angebotsvariante fiithren natiirlich auch zu
hoheren jahrlichen Kosten als in der Variante C+E, ohne, dass sich dabei die Reihenfolge der

Nachfrageszenarien éndert.

Im Szenario wwb ergeben sich in 2035 fiir die Angebotsvariante C+D+E jéhrliche Kosten von
ca. 4,5 Mrd. CHF, was Mehrkosten von ca. 25% zu den Kosten ohne Umsetzung der ES 2050
bedeutet. POM ist mit 4,3 Mrd. CHF um 19% und nEP mit 4,2 Mrd. CHF um 17% teurer als
das Szenario ohne Umsetzung der ES 2050.

Im Jahr 2050 steigen die Kosten fiir das Szenario wwb auf ca. 5,0 Mrd. CHF, was einen Zu-
wachs um 28% im Vergleich zum Szenario ohne ES 2050 bedeutet. Im Szenario POM ist mit
jéhrlichen Kosten von ca. 4,8 Mrd. CHF zu rechnen. Damit ist dieses Szenario um ca. 26%
teurer als wenn die ES 2050 nicht umgesetzt wiirde. Die schon in Abschnitt 3.2.2 beschriebene
deutliche Kostendifferenz des Szenarios nEP zum Szenario POM spiegelt sich auch in den jahr-
lichen Kosten wider. Diese ist beim Szenario nEP mit ca. 4,3 Mrd. CHF um 100 Mio. CHF
teurer als in 2035. Damit ist nEP in 2050 um ca. 13% teurer als das Szenario ohne ES 2050.
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Bild 4.2:  Jdhrliche Kosten tiber alle Netzebenen fiir die Nachfrageszenarien wwb, POM
und nEP und die Angebotsvariante C+D+E

In der Angebotsvariante C+D+E betrdgt Anteil der Betriebskosten der welche fiir die Betriebs-
mittel der Umspannungsebenen aufgewendet werden muss, ca. 23% und ist damit ca. 3% hoher
als in der Angebotsvariante C+E. Dies fiihrt dazu, dass die, durch den grosseren Anteil der
dezentralen thermischen Erzeugung bedingten, hoheren Ausbaukosten in den Umspannebenen
in den gesamten Betriebskosten nur zu geringen Anderungen des prozentualen Betriebskosten-
anteils fithren. Damit liegen die Betriebskostenanteile prozentual auf dem gleichen Niveau wie
in der Angebotsvariante C+E, fiihren absolut zu entsprechend hoheren Betriebskosten als bei

C+E.

Im Jahr 2035 betragen die Betriebskosten fiir das Szenario wwb ca. 320 Mio. CHF, im Szenario
POM ca. 310 Mio. CHF und im Szenario nEP ca. 300 Mio. CHF. Dies entspricht in allen Sze-
narien einem prozentualen Anteil von ca. 7%. Im Jahr 2050 sinkt dieser prozentuale Betriebs-
kostenanteil auf ca. 6,5%. In den Szenarien wwb und POM steigen damit die Betriebskosten
auf 330 Mio. CHF bzw. 310 Mio. CHF. Im Szenario nEP dagegen sinken die Betriebskosten
entsprechend den berechneten jahrlichen Kosten auf ca. 280 Mio. CHF.
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5 Ergebnisse - Netznutzungsentgelte

Die in Kapitel 4 dargestellten Verdnderungen der annuititischen Netzkosten haben natiirlich
Folgen fiir die Hohe der Netznutzungsentgelte. Eine Betrachtung der Verdanderungen der Netz-
nutzungsentgelte unter Beriicksichtigung der Wirkung der Kostenwilzung — wie sie der heuti-
gen Netznutzungsentgeltberechnung zu Grunde liegt (siche auch Abschnitt 2.6) — fiihrt zu den

nachfolgend beschriebenen Ergebnissen.

Diese Betrachtungen werden zur Illustration am Beispiel eines Haushaltskunden mit Ver-
brauchsprofil H4 und eines Gewerbekunden mit dem Verbrauchsprofil C5 vorgenommen. Der
Durchschnittswert der Netznutzungsentgelte in NE 7 betrégt im Jahr 2015 fiir Haushaltskunden
laut EICom 10,2 Rp/kWh. Fiir einen Gewerbekunden in der Netzebene 5 mit dem Verbrauch-
sprofil C5 betridgt der Durchschnittswert der Netznutzungsentgelte laut Elcom 5,8 Rp/kWh.

5.1 Ohne Energiestrategie 2050

Unter der Annahme, dass die ES2050 nicht umgesetzt wird (d. h. es findet ausschliesslich ein
lastbedingter Netzausbau nach wwb ohne Verkabelung statt), sinken die Netznutzungsentgelte
fiir die NE 7 gegeniiber dem heutigen Wert um ca. 0,3 Rp/kWh (ca. -3%) auf 9,9 Rp/kWh in
2035 und um ca. 0,7 Rp/kWh (ca. -7%) auf 9,5 Rp/kWh in 2050.

Fiir die NE 5 ergibt sich in 2035 ein marginaler Anstieg der Netznutzungsentgelte um ca.
0,04 Rp./kWh (ca. +0.7%) auf 5.84. In 2050 sinken die Netznutzungsentgelte wieder auf ca.
5,6 Rp./kWh (ca. -3.4%).

Die in Abschnitt 2.1.4 dargestellten Verdnderungen der Leistungs- und Energiebeziige in den
jeweiligen Netzebenen fiihren aufgrund des Kostenwilzungsmechanismus zu einer Verschie-
bung der Kostenanteile, welche von den Verbrauchern in den jeweiligen Netzebenen zu tragen
sind. Der Anteil der von Kunden der Netzebene 7 zu tragenden Gesamtkosten sinkt von heute
ca. 76% auf 72% in 2035 und auf 71% in 2050. Die steigenden Netzkosten werden auf einen
hoheren Verbrauch in der Netzebene 7 umgelegt (Anstieg um ca. 10% bis 2050), so dass sich
trotz einem Anstieg der Gesamtkosten aller Netzebenen von heute auf 2035 um ca. 3% und von

heute auf 2050 um ca. 6% fiir die Netzebene 7 ein Riickgang der Netznutzungsentgelte ergibt.

Eine verringerte Kostentragung in einer Netzebene fiihrt naturgeméss zu einer hoheren Kosten-

tragung in einer oder mehreren anderen Netzebenen. In diesem Fall steigen in den Netzebenen
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3 bis 6 die Anteile an den Gesamtkosten, welche von den Verbrauchern in den jeweiligen Netz-
ebenen getragen werden miissen. In der hier betrachteten Netzebene 5 steigt der Anteil an den
Gesamtkosten von heute 8,3% auf 9,9% in 2035 und auf 10,2% in 2050. Mit den gleichzeitig
hoheren Gesamtkosten ist zundchst ein entsprechender Anstieg der Netznutzungsentgelte zu
erwarten, aber der hohere Kostenanteil in der Netzebene 5 wird, genauso wie in der Netz-
ebene 7, auf einen hoheren Verbrauch umgelegt (siche Anhang A.1, Tabelle A.1), so dass sich

insgesamt in der Netzebene 5 ein leichter Riickgang der Netznutzungsentgelte ergibt.

5.2  Mit Energiestrategie 2050

Wird die ES 2050 umgesetzt, steigen in allen Angebotsvarianten und Nachfrageszenarien die
Netzkosten prozentual in hoherem Masse als der Verbrauch, so dass auch die Netznutzungsent-
gelte steigen. Nachfolgend werden die Auswirkungen auf die Netznutzungsentgelte zunichst

fiir die Angebotsvariante C+E und dann fiir die Variante C+D+E erortert.

Angebotsvariante C+E

Fiir die Angebotsvariante C+E ist die Entwicklung der Netznutzungsentgelte der NE 7 in Bild
5.1 grafisch dargestellt. Hier ist bis zum Jahr 2035 mit einem Anstieg der Netznutzungsentgelte
um 1,0 Rp/kWh (ca. +10%) auf 11,2 Rp/kWh fiir das Nachfrageszenario wwb zu rechnen. Im
Nachfrageszenario POM steigen die Netznutzungsentgelte um 2,1 Rp/kWh (ca. +20%) auf
12,3 Rp/kWh und im Szenario nEP um 2.8 Rp/kWh (ca. +27%) auf 13,0 Rp/kWh. Von 2035
bis 2050 bleiben die Netznutzungsentgelte fiir das Szenario wwb anniihernd konstant. Die An-
derung der Netznutzungsentgelte zwischen 2035 und 2050 entspricht in diesem Nachfragesze-
nario 0,1 Rp/kWh (ca. +1%). Damit steigen die Netznutzungsentgelte insgesamt um etwa 1.1
Rp/kWh (ca. +11%) auf 11,3 Rp./kWh gegeniiber 2015. Im Gegensatz dazu steigen die Netz-
nutzungsentgelte fiir das Szenario POM um 2,5 Rp/kWh (ca. +25%) auf 12,7 Rp/kWh und im
Szenario nEP um 4,6 Rp/kWh (ca. +45%) auf 14,8 Rp/kWh in 2050.
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Bild 5.1:  Netznutzungsentgelte in Rp/kWh fiir einen Haushaltskunden in NE7 fiir die
Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP, Angebotsvariante C+E

Um die Auswirkungen der Netznutzungsentgeltsteigerungen auch absolut zu quantifizieren,
werden nachfolgend exemplarisch flir das Haushaltsprofil ,,H4‘ mit einem derzeitigen Jahres-
verbrauch von 4.500 kWh/a die insgesamt pro Jahr fiir die Netznutzung zu entrichtenden Kos-
ten bestimmt, die nachfolgend als jéhrlichen Netzkosten bezeichnet werden. Derzeit betragen
die jahrlichen Netzkosten fiir einen solchen Netzkunden ca. 459 CHF/a. Es wird vereinfachend
davon ausgegangen, dass der jahrliche Gesamtverbrauch dieses Haushaltstyps sich proportional
zum Gesamtverbrauch der Verbrauchergruppe ,,Haushalte inklusive Landwirtschaft™ entwi-
ckelt. Dies bedeutet zum Beispiel fiir das Szenario wwb, in dem der Gesamtverbrauch dieser
Verbrauchergruppe von heute 18,61 TWh um ca. 5% auf 17,72 TWh im Jahr 2035 sinkt, dass
der Jahresverbrauch eines typischen Haushaltskunden von heute 4500 kWh ebenfalls um ca.
5% auf 4285 kWh in 2035 sinken wird. Im Jahr 2050 betrdgt der Gesamtverbrauch dieser Ver-
brauchergruppe 17,81 TWh (4 % des heutigen Verbrauchs). Fiir die Nachfrageszenarien POM
und nEP betrigt der Nachfrageriickgang gegeniiber heute 15% bzw. 17% in 2035 und 19% bzw.
in 28% 2050.
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Die Entwicklung des Verbrauchs eines einzelnen Haushalts und der dazugehorigen jahrlichen
Netzkosten fiir alle Nachfrageszenarien ist in Tabelle 5.1 dargestellt. In allen Nachfrageszena-
rien steigen die jahrlichen Netzkosten fiir einen H4-Kunden bis 2035. Diese Zunahme der jahr-
lichen Netzkosten ist im Szenario nEP am hochsten und im Szenario POM am geringsten. Mit
einem um ca. 1,6% hoheren Verbrauch des Szenarios POM gegeniiber nEP ist der Verbrauchs-
unterschied zwischen diesen beiden Nachfrageszenarien eher gering. Dahingegen sind die
Netznutzungsentgelte (Bild 5.1) im Szenario nEP um 5,4% hoher als im Szenario POM. Dies
fiihrt zu einer Zunahme der jihrlichen Netzkosten gegeniiber heute von ca. 2,3 % fiir das Sze-
nario POM und von ca. 6,2 % fiir das Szenario nEP. Das Szenario wwb weist eine Zunahme
der jéhrlichen Netzkosten von ca. 7,4% auf. Grundsétzlich kompensieren sich die Effekte eines

Anstieges der Netznutzungsentgelte und der Verbrauchsreduktion zu einem gewissen Teil.

2035 2050
Haushalts- | Ver- NNE Netzkosten Ver- NNE Netzkosten
typ H4 brauch | Rp/kwh |CHF/a (Delta | brauch | Rp/kwh | CHF/a
kWh/a zu 2015 in %) | kWh/a (Delta  zu
2015 in %)
Ohne 4.280 9,9 425 (-7,4 %) | 4.300 9,5 407
ES2050 (-11,2 %)
wwb 4.280 11,2 481 (+4,9 %) | 4.300 11,3 486
(+6,0 %)
POM 3.810 12,3 470 (+2,3 %) | 3.650 12,7 464
(+1,2 %)
nEP 3.750 13,0 487 (+6,2 %) | 3.250 14,8 481
(+4,8 %)

Tabelle 5.1: Entwicklung der Jahresverbrduche und jihrlichen Netzkosten fiir einen Haus-
haltskunden mit dem Verbrauchsprofil H4 fiir die Angebotsvariante C+E und die
Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP (Werte fiir 2015: 4.500 kWh/a und 459
CHF/a). Rundungseffekte treten auf.

Die Veridnderung der jahrlichen Netzkosten, die von einem Haushalt zu entrichten sind, ist in
2050 ggii. 2035 wesentlich geringer als in 2035 ggii. 2015, da die zwischen 2035 und 2050
sinkende Nachfrage bei Haushalten einer Zunahme der jéhrlichen Netzkosten entgegenwirkt.
Im Szenario POM ist der Verbrauch eines Haushaltskunden im Jahr 2050 um ca. 4,4 % niedri-
ger als im Jahr 2035. Der Anstieg der Netzentgelte betrdgt dahingegen 3,1 %. Dies fiihrt insge-
samt zu einer Reduktion der jihrlichen Netzkosten um ca. 1,3 % gegeniiber 2035 (464 CHF/a
ggli. 470 CHF/a). Dahingegen steigen die jahrlichen Netzkosten im Szenario wwb von 2035
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bis 2050 bedingt durch einen leichten Anstieg des Verbrauchs bei gleichzeitig hoheren Netz-
nutzungsentgelten um ca. 1,0% (481 CHF/a ggii. 486 CHF/a). Im Szenario nEP ergibt sich von
2035 auf 2050 ein weiterer Verbrauchsriickgang um ca. 13,6%. Der Anstieg der Netznutzungs-
entgelte entspricht hier jedoch ca. 12 % so dass die jéhrlichen Netzkosten sich von 2035 nach

2050 von 487 CHF/a auf 481 CHF/a leicht verringern
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Bild 5.2:  Netznutzungsentgelte in Rp/kWh fiir die NE) fiir die Nachfrageszenarien wwb,
POM und nEP, Angebotsvariante C+E

Analog zur Netzebene 7 ist in Bild 5.2 die Entwicklung der Netznutzungsentgelte fiir die Netz-
ebene 5 dargestellt. Ausgehend von einem Gewerbekunden mit dem Verbrauchsprofil C5, fiir
den heute ein Netzentgelt von 5,8 Rp/kWh gilt, steigen die Netznutzungsentgelte im Szenario
wwb bis 2035 um 0,8 Rp/kWh (ca. +14%) auf ca. 6,6 Rp/kWh. Im Szenario POM steigen die
Netznutzungsentgelte um 1.1 Rp/kWh (ca. +19%) auf 6,9 Rp/kWh und im Szenario nEP um
1,3 Rp/kWh (ca. +22%) auf 7,1 Rp/kWh.

Bis zum Jahr 2050 steigen die Netznutzungsentgelte fiir Gewerbekunden mit Anschluss in NE 5
fiir das Szenario wwb im Vergleich zu 2015 um 1,0 Rp/kWh (ca. +17 %) auf 6,8 Rp/kWh. Im
Szenario POM betrdgt der Anstieg im Vergleich zu 2015 1,5 Rp/kWh (ca. +24 %) auf
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7,3 Rp/kWh und im Szenario nEP steigen die Netznutzungsentgelte um insgesamt 2,0 Rp/kWh
(ca. +35 %) auf 7,8 Rp/kWh.

In Tabelle 5.2 ist die Entwicklung des Verbrauchs und der jahrlichen Netzkosten fiir einen Ge-
werbekunden mit dem Verbrauchsprofil C5 dargestellt. Analog zu dem oben beschriebenen
NE7-Kunden wird auch hier davon ausgegangen, dass sich der jahrliche Gesamtverbrauch eines
NE5-Kunden proportional zu gesamten Verbrauchsverdnderung im Gewerbe- und Industrie-
sektor verhilt. Fiir das Nachfrageszenario wwb bedeutet dies eine Verringerung des Verbrauchs
um 0,2% in 2035 und um 1,2% in 2050. Fiir die Nachfrageszenarien POM und nEP fallt dieser
Verbrauchsriickgang wesentlich deutlicher aus. Im Szenario POM verringert sich der Ver-
brauch eines Gewerbekunden um 17,5% in 2035 und um 22,7% in 2050. Im Szenario nEP fallt
die Verbrauchsreduktion mit 23% in 2035 und 34,5% in 2050 noch gravierender aus. Generell
ist in dieser vereinfachenden Betrachtung unterstellt, dass die Netzkosten ausschliesslich {iber
den Arbeitspreisanteil des Gesamtstrompreises, den der Gewerbekunde zu entrichten hat, ge-

deckt werden.

2035 2050
Gewerbe- | Ver- NNE Netzkosten Ver- NNE Netzkosten
typ C5 brauch | Rp /kWh CHF/a (Delta | brauch | Rp /kwh | CHF/a
kWh/a zu 2015 in | kWh/a (Delta  zu
%) 2015 in %)
Ohne 499.280 | 5,8 28.763 494.236 | 5,6 27.688
ES2050 (-0,8) (-4,5 %)
wwb 499.280 | 6,6 32.907 494.236 | 6,8 33.831
(+13,5) (+16,7 %)
POM 412.824 | 6,9 28.491 386.888 |73 28.085
(-1,8 %) (-3,2 %)
nEP 385.447 | 7,1 27.183 327.810 | 7.8 25.505
(-6,3 %) (-12,0 %)

Tabelle 5.2: Entwicklung der Jahresverbrduche und jihrlichen Netzkosten fiir einen Gewer-
bekunden mit dem Verbrauchsprofil C5 fiir die Angebotsvariante C+E und die
Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP (Werte fiir 2015: 500.000 kWh und
29.000 CHF/a). Rundungseffekte treten auf.

Durch die hier unterstellten unterschiedlichen Verbrauchsentwicklungen ergeben sich entspre-

chend unterschiedliche Entwicklungen der jéhrlichen Netzkosten in den jeweiligen Szenarien.
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Wihrend im Szenario wwb die jahrlichen Netzkosten fiir den Gewerbekunden gegeniiber den
heutigen jahrlichen Netzkosten von 29.000 CHF/a bis 2035 um 13,5 % und bis 2050 um 16,7 %
steigen, sinken die jdhrlichen Netzkosten im Szenario POM bis 2035 um 1,8 %und bis 2050
um 3,2 % gegeniiber dem heutigen Wert. Im Szenario nEP sinken die jahrlichen Netzkosten fiir
Gewerbekunden um 6,3 % bis 2035 und um 12,1 % bis 2050, wihrend sie fiir Haushaltskunden

ansteigen (s. 0.)

Aufteilung der Netznutzungsentgelte

Nachfolgend wird dargestellt, inwieweit die Einflussfaktoren der Energiestrategie 2050 sich in
den Netznutzungsentgelten widerspiegeln. Um die Anteile dieser Einflussfaktoren einschitzen
zu konnen, wurde die Berechnung der Netznutzungsentgelte jeweils unter Beriicksichtigung
eines einzelnen Einflussfaktors durchgefiihrt und durch Differenzbildung mit den Ergebnissen
der (zuvor dargestellten) geschlossenen Berechnung, in der alle Einflussfaktoren gleichzeitig
beriicksichtigt werden, ermittelt. Um z. B. den Einfluss zu ermitteln, der durch Ausbau der
dezentralen Erzeugung in den Netznutzungsentgelten verursacht wird, wird die Berechnung der
Netznutzungsentgelte ohne Ausbau der dezentralen Erzeugung durchgefiihrt. Durch Differenz-
bildung mit der Berechnung unter Berticksichtigung aller Einflussfaktoren ergibt sich der ent-

sprechende Anteil fiir die dezentrale Erzeugung an den Netznutzungsentgelten.

In Tabelle 5.3 ist dargestellt, in welcher Hohe sich die Netzausbau- und umbaumafBinahmen in
den Netznutzungsentgelten fiir einen Haushaltskunden mit dem Verbrauchsprofil H4 in der An-
gebotsvariante C+E auswirken. Der grof3te Anteil der Netznutzungsentgelte entsteht durch die
Bestandserneuerungen im Verteilungsnetz, dieser Anteil liegt in 2035 je nach Szenario zwi-
schen 75 % und 77 % und in 2050 zwischen 70 % und 73 %. Die Bestandserneuerungen in der
Ubertragungsnetzebene betragen in 2035 ca. 5 % und in 2050 ca. 4 % bis 5 % der gesamten
Netznutzungsentgelte. Der Ausbaubedarf, welcher durch den Einfluss der dezentralen Erzeu-
gung entsteht, verursacht ca. 8 % bis 9 % der Netznutzungsentgelte in 2035 und ca. 11 % bis
13 % in 2050. Da in den Szenarien nEP und POM ein Riickgang von Last und Verbrauch prog-
nostiziert wird, verursacht der Einfluss des Lastzuwachses in diesen Nachfrageszenarien ca.
1 % bis 2 % der Netznutzungsentgelte in beiden Betrachtungsjahren, wihrend dieser Anteil fiir
das Nachfrageszenario wwb in 2035 ca. 4 % und in 2050 ca. 5 % der Netznutzungsentgelte
verursacht. Der Einfluss des Mehrkostenfaktors verursacht ca. 5 % der Netznutzungsentgelte

in 2035 und ca. 6 % der Netznutzungsentgelte in 2050. Der Einfluss, der aufgrund des Smart-
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Meter-Ausbaus und den Innovationsbudgets zustande kommt betrdgt ca. 2,2 % in 2035 und

2050.

Von den Einflussfaktoren, die auf die Energiestrategie 2050 zuriickzufiihren sind, ist der Aus-
bau der dezentralen Erzeugung mit einem Anteil von bis zu ca. 9 % in 2035 und bis zu ca. 13 %
in 2050 der grofite Kostentreiber, gefolgt vom Mehrkostenfaktor, der in 2035 ca. 5 % und in

2050 ca. 6 % der Netznutzungsentgelte verursacht.

Netzebene 7 2035 2050

Haushaltskunde H4 wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung

Verteilungsnetz 8,45 9,48 10,02 7,93 9,20 10,77
Bestandserneuerung

Ubertragungsnetz 0,54 0,60 0,63 0,51 0,58 0,66
Ausbaubedarf

Ubertragungsnetz 0,18 0,20 0,19 0,18 0,20 0,22

Einfluss Lastzuwachs | 0,42 0,18 0,11 0,58 0,28 0,13

Einfluss dezentrale Er-

zeugung 0,87 1,03 1,14 1,23 1,48 1,87
Einfluss Mehrkosten-

faktor 0,56 0,60 0,63 0,68 0,76 0,87
Smart Meter 0,20 0,22 0,24 0,19 0,22 0,27
Innovationsbudget 0,02 0,02 0,03 0,02 0,02 0,03
Summe 11,2 12,3 13,0 11,3 12,7 14,8

Tabelle 5.3: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir einen
Haushaltskunden mit Anschlussprofil H4 in der Angebotsvariante C+E.

Tabelle 5.4 zeigt entsprechend wie hoch die Anteile der einzelnen Einflussfaktoren an den Netz-
nutzungsentgelten fiir einen Kunden der Netzebene 5 mit dem Verbrauchsprofil C5 sind. Wie
auch in der Netzebene 7 sind die Anteile, die durch Bestandserneuerungen verursacht werden,
am grofBten. Der Anteil, der hier auf die Verteilungsnetzebene entfillt, ist jedoch etwas geringer
als in der Netzebene 7 und betrigt in 2035 zwischen ca. 61 % und 63 % bzw. zwischen 53 %
und 55 % in 2050. Der Anteil, der durch Bestandserneuerungen in der Ubertragungsnetzebene
entsteht, ist mit ca. 12 % in 2035 und ca. 10 % bis 11 % in 2050 ca. doppelt so hoch wie in der

Netzebene 7. Die Verteilung der tibrigen Einflussfaktoren ist dhnlich wie in der Netzebene 7.
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Im Szenario nEP entsteht jedoch kein Einfluss aufgrund von Lastzuwachs, da der hierdurch
verursachte Ausbaubedarf in diesem Nachfrageszenario vollstdndig in den Netzebenen 6 und 7

entsteht.

Von den Einflussfaktoren, die auf die Energiestrategie 2050 zuriickzufiihren sind, ist der Aus-
bau der dezentralen Erzeugung mit einem Anteil von bis zu ca. 14 % in 2035 und bis zu ca.
21 % in 2050 der grofite Kostentreiber, gefolgt vom Mehrkostenfaktor, der in 2035 ca. 6 % und

in 2050 ca. 8 % der Netznutzungsentgelte verursacht.

Netzebene 5 2035 2050

Gewerbekunde C5 wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung

Verteilungsnetz 3,99 4,32 4,39 3,64 4,03 4,25
Bestandserneuerung

Ubertragungsnetz 0,78 0,85 0,88 0,72 0,79 0,88
Ausbaubedarf

Ubertragungsnetz 0,26 0,27 0,27 0,25 0,28 0,29

Einfluss Lastzuwachs |0,28 0,04 0,00 0,42 0,13 0,00

Einfluss dezentrale Er-

zeugung 0,79 0,92 1,00 1,18 1,38 1,66
Einfluss Mehrkosten-

faktor 0,41 0,42 0,42 0,55 0,58 0,60
Smart Meter 0,07 0,07 0,08 0,06 0,07 0,08
Innovationsbudget 0,01 0,01 0,02 0,01 0,01 0,02
Summe 6,6 6,9 7,1 6,8 7,3 7,8

Tabelle 5.4: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir einen
Gewerbekunden mit Anschlussprofil C5 in der Angebotsvariante C+E.

Angebotsvariante C+D+E

Analog zu den Betrachtungen fiir die Angebotsvariante C+E sind in Bild 5.3 die Netznutzungs-
entgelte fiir die Angebotsvariante C+D+E und die Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP
zundchst fiir die Netzebene 7 dargestellt. Entsprechend dazu zeigt Tabelle 5.5 die Entwicklung
der jahrlichen Netzkosten und deren Verdnderung gegeniiber dem heutigen Referenzwert von

10,2 Rp./kWh fiir einen Haushaltskunden mit dem Verbrauchsprofil H4.
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Bild 5.3:  Spezifische Netznutzungsentgelte in Rp/kWh fiir die NE7 fiir die Nachfrageszena-
rien wwb, POM und nEP, Angebotsvariante C+D+E

Die Entwicklung der Netznutzungsentgelte gleicht fiir das Jahr 2035 qualitativ der Entwicklung
in der Angebotsvariante C+E. Durch die in C+D+ E ggii. C+E hoheren Netzkosten steigen die
Netznutzungsentgelte gegeniiber der Angebotsvariante C+E. In dem Nachfrageszenario wwb
steigen die Netzentgelte um 1,5 Rp/kWh (ca. + 15 %) auf 11,7 Rp/kWh. Im Nachfrageszenario
POM steigen die Netznutzungsentgelte um 2,6 Rp/kWh (ca. +25 %) auf 12,8 Rp/kWh. Diese
Anstiege entsprechen einem zusétzlichen Anstieg von ca. 3,6 % bzw. 3,7 % der Entgelte ge-
geniiber der Angebotsvariante C+E. Im Nachfrageszenario nEP steigen die Netznutzungsent-
gelte um 3,2 Rp/kWh (ca. +31 %) auf 13,4 Rp/kWh. Hier betrigt der Anstieg +2,9 % gegeniiber
C+E.

Im Jahr 2050 sind die Netznutzungsentgelte in den Szenarien wwb und POM um ca. 3.8 %
hoher als in der Angebotsvariante C+E. In dem Nachfrageszenario wwb steigen die Entgelte
um 1,6 Rp/kWh (ca. + 15%) auf 11,8 Rp/kWh. Im Nachfrageszenario POM steigen die Netz-
nutzungsentgelte um 3,0 Rp/kWh (ca. +29 %) auf 13,2 Rp/kWh. Im Nachfrageszenario nEP
steigen die Netznutzungsentgelte um 4,6 Rp/kWh (ca. +45%) auf 14,8 Rp/kWh. Hier bleiben

die Netznutzungsentgelte gegeniiber der Variante C+E um nahezu unveridndert. Die in Ab-
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schnitt 3.2.2 beschriebenen Auswirkungen die durch den Riickgang der Nachfrage in Zusam-
menhang mit den geringeren Investitionskosten aufgrund des theoretischen Riickbaus der
WKK-Anlagen entstehen, fiihren zu fast identischen Netznutzungsentgelten als in der Stroman-

gebotsvariante C+E.

2035 2050
Haushalts- Ver- NNE Netzkosten | Ver- NNE Netzkosten
typ H4 brauch | rp /kWh | CHF/a brauch | rp /kWh | CHF/a (Delta
kWh/a (Delta  zu | kWh/a zu 2015 in %)
2015 in %)
Ohne 4.280 9,9 425 (-7,4 %) | 4.300 9,5 407 (-11,2 %)
ES2050
wwb 4.280 11,7 499 (+8,6 %) | 4.300 11,8 505 (+10,0 %)
POM 3.810 12,8 487 (+6,1 %) | 3.650 13,2 482 (+5,1 %)
nEP 3.750 13,4 501 (+9,2 %) | 3.250 14,8 481 (+4.9 %)

Tabelle 5.5: Entwicklung der Jahresverbrduche und der jihrlichen Netzkosten in CHF/a fiir
Haushaltskunden mit Verbrauchsprofil H4 fiir die Angebotsvariante C+D+E
und die Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP (Werte fiir 2015: 4.500 kWh/a
und 459 CHF/a)

Bei der Entwicklung der jéhrlichen Netzkosten fiir einen Haushaltskunden mit dem Verbrauch-
sprofil H4 ergibt sich im Vergleich zur Angebotsvariante C+E eine Steigerung um 3,6 und
3,7 % bis 2035 in den Nachfrageszenarien wwb und POM und um 2,9 % im Szenario nEP. Bis
2050 zeigt sich ebenfalls eine analoge Entwicklung der jéhrlichen Netzkosten , d. h. in den
Szenarien wwb und POM sind diese um ca. jeweils 3,8 % hoher als in C+E, wihrend die jihr-

lichen Netznutzungsentgelte im Nachfrageszenario nEP um nahezu identisch sind.

Die entsprechende Entwicklung der Netznutzungsentgelte fiir einen Gewerbekunden mit An-
schluss in der Netzebene 5 ist in Bild 5.4 fiir die Angebotsvariante C+D+E dargestellt. Wie fiir
die Kunden der Netzebene 7 steigen die Netznutzungsentgelte auch in der Netzebene 5. In dem
Nachfrageszenario wwb steigen die Netzentgelte um 1,1 Rp/kWh (ca. +19%) auf 6.9 Rp/kWh
bis 2035. Im Nachfrageszenario POM steigen die Netznutzungsentgelte um 1,4 Rp/kWh (ca.
+24 %) auf 7,2 Rp/kWh bis 2035. Diese Anstiege entsprechen einem zusétzlichen Anstieg flir
Gewerbekunden von ca. 4,0 % bzw. 4,3 % der Entgelte gegeniiber der Angebotsvariante C+E.
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Im Nachfrageszenario nEP steigen die Netznutzungsentgelte um 1,5 Rp/kWh (ca. +26 %) auf
7,3 Rp/kWh bis 2035. Hier betrdgt der Anstieg +3,4 % gegeniiber C+E.
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Bild 5.4:  Netznutzungsentgelte in Rp/kWh fiir die NES fiir die Nachfrageszenarien wwb,
POM und nEP, Angebotsvariante C+D+E

In 2050 ergibt sich fiir die NE-5-Kunden ebenfalls das gleiche Bild wie in der Netzebene 7. Die
spezifischen Netznutzungsentgelte liegen in den Nachfrageszenarien wwb und POM um 3,9 %
bzw. 4,2 % hoher als in der Angebotsvariante C+E, wihrend sie in nEP gleich bleiben. In dem
Nachfrageszenario wwb steigen die Entgelte um 1,3 Rp/kWh (ca. +22 %) auf 7,1 Rp/kWh. Im
Nachfrageszenario POM steigen die Netznutzungsentgelte um 1,8 Rp/kWh (ca. +31%) auf
7,6 Rp/kWh. Im Nachfrageszenario nEP steigen die Netznutzungsentgelte um 2,0 Rp/kWh (ca.
+34%) auf 7,8 Rp/kWh.

Analog dazu verhalten sich die jdhrlichen Netzkosten fiir die jeweiligen Betrachtungsjahre und

Nachfrageszenarien (siche Tabelle 5.6).
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2035 2050
Gewerbe- | Ver- NNE Netzkosten | Verbrauch NNE Netzkosten
typ C5 brauch Rp./kwWh | CHF/a kWh/a Rp./kWh | CHF/a (Delta
kWh/a (Delta zu zu 2015 in %)
2015 in %)
Ohne 499.280 | 5,8 28.763 494.236 5,6 27.688
ES2050 (-0,8) (-4,5 %)
wwb 499.280 | 6,9 34.223 494.236 7,1 35.141
(+18,0 %) (+21,2 %)
POM 412.824 | 7,2 29.707 386.888 7,6 29.254
(+2,4 %) (+0,9 %)
nEP 385.447 |73 28.108 327.810 7,8 25.513
(-3,1 %) (-12,0 %)

Tabelle 5.6: Entwicklung der Jahresverbrduche und der jihrlichen Netzkosten fiir einen Ge-
werbekunden mit dem Verbrauchsprofil C3 fiir die Angebotsvariante C+D+E
und die Nachfrageszenarien wwb, POM und nEP (Werte fiir 2015: 500.000 kWh
und 29.000 CHF/a)

Aufteilung der Netznutzungsentgelte

In Tabelle 5.7 ist die Aufteilung der Netznutzungsentgelte nach Einflussfaktoren fiir einen
Haushaltskunden mit dem Verbrauchsprofil H4 dargestellt. Die Verdnderungen gegeniiber der
Angebotsvariante C+E sind eher gering. Der Anteil der durch den Ausbau der dezentralen Er-
zeugung verursacht wird ist um ca. 2 % bis 3 % groBer als in der Angebotsvariante C+E. Le-
diglich im Nachfragszenario nEP im Jahr 2050 ist dieser Anteil in beiden Angebotsvarianten
gleich hoch. Die diesem Effekt zugrunde liegenden Ursachen sind bereits in den entsprechen-

den Abschnitten zu den Investitionskosten und Annuititskosten beschrieben.

Der gegeniiber der Angebotsvariante C+E hohere Anteil an den Netznutzungsentgelten, der
durch den Ausbau der dezentralen Erzeugung verursacht wird, fiihrt zu einer Reduktion des
Anteils, der durch die Bestandserneuerungen verursacht wird. Die Hohe der iibrigen Einfluss-

faktoren ist in etwa gleich hoch wie in der Angebotsvariante C+E.

Von den Einflussfaktoren, die auf die Energiestrategie 2050 zuriickzufiihren sind, ist der Aus-

bau der dezentralen Erzeugung mit einem Anteil von ca. 11 % in 2035 und bis zu ca. 14 % in
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2050 der groBte Kostentreiber, gefolgt vom Mehrkostenfaktor, der in 2035 ca. 5 % und in 2050

ca. 6 % der Netznutzungsentgelte verursacht.

Netzebene 7 2035 2050

Haushaltskunde H4 wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung

Verteilungsnetz 8,47 9,49 10,04 7,95 9,21 10,77
Bestandserneuerung

Ubertragungsnetz 0,54 0,60 0,63 0,51 0,58 0,66
Ausbaubedarf

Ubertragungsnetz 0,18 0,20 0,19 0,18 0,20 0,22

Einfluss Lastzuwachs | 0,42 0,18 0,11 0,58 0,28 0,13

Einfluss dezentrale Er-

zeugung 1,23 1,43 1,47 1,61 1,92 1,87
Einfluss Mehrkosten-

faktor 0,59 0,63 0,66 0,71 0,79 0,87
Smart Meter 0,20 0,22 0,24 0,19 0,22 0,27
Innovationsbudget 0,02 0,02 0,03 0,02 0,02 0,03
Summe 11,7 12,8 13,4 11,8 13,2 14,8

Tabelle 5.7: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir einen
Haushaltskunden mit Anschlussprofil H4 in der Angebotsvariante C+D+E.

In Tabelle 5.8 ist analog Aufteilung der Netznutzungsentgelte fiir einen Netzkunden mit dem
Verbrauchsprofil C5 dargestellt. Im Vergleich zur Angebotsvariante C+E ergeben sich hier die
gleichen Effekte wie bereits fiir den Netzkunden in der Netzebene 7. Es findet eine anteilige
Verschiebung des Einflusses von der Bestandserneuerung zum Ausbau der dezentralen Erzeu-
gung statt. Die Hohe dieser Verschiebung betrdgt, wie auch schon in der Netzebene 7 ca. 2 %

bis 3 %, wihrend die Anteile der {ibrigen Einflussfaktoren in etwa gleich bleiben.

Von den Einflussfaktoren, die auf die Energiestrategie 2050 zuriickzufiihren sind, ist der Aus-
bau der dezentralen Erzeugung mit einem Anteil von bis zu ca. 18 % in 2035 und bis zu ca.
23 % in 2050 der grofite Kostentreiber, gefolgt vom Mehrkostenfaktor, der in 2035 ca. 6 % und

in 2050 ca. 8 % der Netznutzungsentgelte verursacht.
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Netzebene 5 2035 2050

Gewerbekunde C5 wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung

Verteilungsnetz 3,93 4,25 4,34 3,60 3,97 4,25
Bestandserneuerung

Ubertragungsnetz 0,76 0,83 0,87 0,71 0,78 0,88
Ausbaubedarf

Ubertragungsnetz 0,26 0,27 0,27 0,25 0,27 0,29

Einfluss Lastzuwachs | 0,28 0,04 0,00 0,42 0,12 0,00

Einfluss dezentrale Er-

zeugung 1,11 1,26 1,28 1,49 1,72 1,66
Einfluss Mehrkosten-

faktor 0,44 0,45 0,44 0,58 0,60 0,60
Smart Meter 0,07 0,07 0,08 0,06 0,07 0,08
Innovationsbudget 0,01 0,01 0,02 0,01 0,01 0,02
Summe 6,9 7,2 7,3 7,1 7,6 7,8

Tabelle 5.8: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir einen
Gewerbekunden mit Anschlussprofil C5 in der Angebotsvariante C+D+E.
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6 Ergebnisse - Sensitivitatsbetrachtungen

6.1  Vorbemerkungen

Kernziel der Sensitivitdtsbetrachtungen ist es, zu analysieren, inwieweit die Variation der je-
weils betrachteten EinflussgroBe Auswirkungen auf die Entwicklung der Netzkosten hat. Ent-
scheidend ist hierbei also zum einen, ob und inwieweit sich ein Kostenanstieg gegeniiber heute
ergibt und zum anderen, ob und inwieweit der Unterschied der Ausbaukosten im Vergleich der
einzelnen Szenarien beeinflusst wird. Erkenntnisse hierzu lassen sich besonders einfach anhand
eines Vergleichs des Wiederbeschaffungswertes des jeweiligen gesamten Netzbestands gewin-
nen. Nachfolgende Auswertungen beziehen sich deshalb auf einen solchen Vergleich, wobei
generell nur die Netzebenen 2 bis 7 betrachtet werden, da sich die Analysen auch nur auf diese
Ebenen beziehen. Ferner sind die Analysen alle am Beispiel der Angebotsvariante C+E vorge-

nommen worden.

Um die nachfolgend dargestellten Wiederbeschaffungswerte mit den in Kapitel 3 genannten
und insbesondere den in Tabelle 3.10 und Tabelle 3.2 Investitionskosten zu vergleichen, ist
folgendes zu beachten: Bei den in Tabelle 3.10 und Tabelle 3.2 genannten Investitionskosten
sind die Mehrkosten immer gegeniiber dem Fall ohne ES 2050 angegeben, wihrend die nach-
folgend dargestellten Wiederbeschaffungswerte im Vergleich zu heute (2015) angegeben sind.
Der Unterschied der Wiederbeschaffungswerte im Vergleich der verschiedenen Szenarien lasst
sich dennoch auch aus den Angaben in Tabelle 3.10 und Tabelle 3.2 ableiten. Hier sind zum
einen die dort fiir Smart Meter und Innovationsbudgets genannten Kosten von den in den Ta-
bellen jeweils genannten Mehrkosten abzuziehen. Zum anderen sind die bei der Variante ohne
ES 2050 ggii. heute (2015) entstehenden Ausbaukosten hinzuzurechnen. Konkret handelt es

sich um die Angaben zum Verteilnetz — Einfluss Lastzuwachs.

6.2 Sensitivitat Flachen

In den (Standard-)Berechnungen des Investitionsbedarfs, deren Ergebnisse in Kapitel 3 darge-
stellt sind, wird davon ausgegangen, dass die Flachenaufteilung analog zu den Vorgéngerstu-
dien [2, 3] von Stadt und Land 10:90 betrdgt. Dieses Flichenverhéltnis entspricht etwa dem
Verhiltnis der Versorgungsflachen der Schweizer Stidte zur gesamten Versorgungsfldche, ist

aber gleichwohl mit Unsicherheiten behaftet.
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Um zu analysieren, ob die Ergebnisse massgeblich von dieser Annahme abhingen, wird das
Verhiltnis im Rahmen einer Sensitivititsanalyse bewusst sehr deutlich verdndert. Konkret wird
mit einem Verhéltnis von 30:70 gerechnet, was einer Vergrosserung der Stadtfliche um 200%
entspricht. In Bild 6.1 ist dieser Einfluss anhand der Wiederbeschaffungswerte fiir das Netz
dargestellt. Die dunklen Sdulen zeigen die Zahlenwerte der Berechnungen fiir die Flachenauf-

teilung 10:90 und die hellen Séulen die Werte der Flichenaufteilung 30:70.
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Bild 6.1: Vergleich der Wiederbeschaffungswerte der Netzebenen 2 bis 7 in Mrd. CHF fiir
die Nachfrageszenarien fiir 2035 und 2050 bei Variation der Fldchenaufteilung
Stadt:Land von 10:90 (Standard) auf 30:70 (Sensitivitdt)

Zum Vergleich sind ganz links die Wiederbeschaffungswerte fiir 2015 dargestellt. In allen dar-
gestellten Féllen sind die Wiederbeschaffungswerte bei einem Flichenverhéltnis von 30:70 um

jeweils ca. 4 Mrd. CHF hoher als bei einem Flachenverhéltnis von 10:90.

Diese Kostenzunahme wird ausschliesslich auf den Netzebenen 3, 5 und 7, also den Leitungs-
ebenen der Verteilungsnetzebene, verursacht. Dies ist dadurch zu erkldren, dass zwar die stad-
tische Fliache vergrossert wird, aber die Anschlusszahlen und die absoluten Lasthohen gleich

bleiben. Dadurch wird die stddtische Flache ,,landdhnlicher, da der durchschnittliche Abstand
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der Anschlusspunkte sich vergrossert, wodurch auf den jeweiligen Abgingen die Spannungs-
grenzen schneller erreicht werden. Die Anzahl der ben6tigten Umspannungspunkte vergrossert

sich jedoch nicht, da die absolute Hohe der Last in den Stadtbereichen unverindert bleibt.

Zwar dndert sich bei Variation der Flichenanteile die absolute Hohe der Netzkosten, allerdings
bleiben die Relationen der Kosten im Vergleich der Nachfrageszenarien in etwa gleich. Hierzu
sind in Tabelle 11 die prozentualen Verinderungen der Wiederbeschaffungswerte aller darge-

stellten Varianten, jeweils bezogen auf den heutigen Wiederbeschaffungswert dargestellt.

Szenario | Betrachtungsjahr | Flichenverteilung 10:90 | Flichenverteilung 30:70
Referenz | 2015 0% 0% %
wwb 2035 +23,4 % +23,4%
2050 +37,5 % +37,5%
POM 2035 +18,7 % +18,4%
2050 +31,5 % +31,4%
nEP 2035 +15,7 % +15,1%
2050 +24,2 % +23,3%

Tabelle 11: Prozentuale Erhéhung der Wiederbeschaffungswerte bezogen auf den heutigen

Wiederbeschaffungswert bei Variation der Fldchenverteilung

So ist die Kostenzunahme von 2015 bis 2050 im Nachfrageszenario wwb fiir eine Flichenver-
teilung von 10:90 mit 37,5% sogar exakt die gleiche wie fiir eine Flachenverteilung von 30:70.
In den Szenarien POM und nEP sind die Zunahmen zwar nicht exakt, aber ebenfalls ndherungs-

weise gleich.

Dies bedeutet, dass die Anderung des Flichenverhiltnisses zu einem Kostenoffset fiihrt, der
sich im Vergleich aller Szenarien ,,rauskiirzt” und die Unterschiede der Netzausbaukosten im
Wesentlichen durch den Einfluss der Entwicklung von Lasten und Erzeugungen in der Vertei-
lungsnetzen getrieben werden. Folglich konnen die Aussagen zur Hohe der Netzausbaukosten

als stabil gegeniiber den Annahmen zur Aufteilung der Flichen angesehen werden.

6.3  Sensitivitat Konzentrationsgrad

Als zweite Sensitivititsanalyse wird eine Variation des Konzentrationsgrades betrachtet. In den

(Standard-)Berechnungen wird analog zu den Vorgéngerstudien [2, 3] davon ausgegangen, dass
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der Flachenanteil, auf dem dezentrale Erzeugungsanlagen stehen, 30% betrédgt. Dieser Zahlen-

wert stellt eine mit Unsicherheiten behaftete Abschitzung dar (siehe auch Abschnitt 132.5.2).

Um zu analysieren, inwieweit die Ergebnisse von dieser Annahme abhéngen, wird der Flachen-
anteil im Rahmen einer Sensitivitdtsanalyse bewusst sehr deutlich verdandert. Konkret wird der
Flachenanteil auf dem Erzeugungsanlagen stehen von 30% auf 10% reduziert, wéhrend die An-

zahl der Erzeugungsanlagen (die sich aus den Angebotsvarianten ergibt) gleich bleibt.

Die Ergebnisse dieser Berechnungen sind in Bild 6.2 grafisch dargestellt. Die dunkelblauen
Sdulen zeigen die Zahlenwerte der Berechnung mit einem Konzentrationsgrad von 30% und
die hellblauen Sadulen die Werte der Sensitivitdtsberechnung mit einem Konzentrationsgrad von

10%. Zum Vergleich sind ganz links die Wiederbeschaffungswerte fiir 2015 dargestellt.

20

80

o

o

70
6
5
4

77
73 74
69 69 70
66 L 65 65
63
61
56 55
m Konzentrationsgrad 30%
u Konzentrationsgrad 10%
0

3
2015 2035 2050 2035 2050 2035 2050
wwb POM nEP

Mrd. CHF

o

o

2

o

—
o

Bild 6.2: Vergleich der Wiederbeschaffungswerte der Netzebenen 2 bis 7 in Mrd. CHF der
Nachfrageszenarien fiir 2035 und 2050 bei Variation des Konzentrationsgrades
von 30% (Standard) auf 10% (Sensitivitit Konzentrationsgrad)

Analog zu den Ausfithrungen in Abschnitt 6.1 sind Tabelle 12 die prozentualen Kostenveran-
derungen bei Variation des Konzentrationsgrades, jeweils bezogen auf den heutigen Wiederbe-

schaffungswert dargestellt.
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Die Auswirkungen auf die Wiederbeschaffungswerte liegen in der gleichen Gréssenordnung
wie die Variation der Stadt-Land-Aufteilung, aber mit umgekehrtem Vorzeichen. Das heisst bei

einer Verdichtung der Erzeugungsfldchen sinken die Kosten.

Zwar andert sich auch bei einer Variation des Flachenanteils, auf dem Erzeugungsanlagen er-
richtet sind, die absolute Hohe der Netzkosten. Allerdings bleibt wie bei der Sensitivititsana-
lyse zu den Fliachen auch hier die Relation der Kosten im Vergleich der Nachfrageszenarien in

etwa gleich.

Dies wird ersichtlich, wenn man die prozentualen Kostensteigerungen bezogen auf die Ergeb-
nisse fiir 2015 fiir die Nachfrageszenarien miteinander vergleicht. So betrdgt die prozentuale
Kosterhohung von 2015 bis 2050 bei einem Konzentrationsgrad von 30% im Szenario wwb
37,5%; im Szenario nEP betridgt die Steigerung 24,2% und damit gut 60% der Steigerung bei
wwb. Bei einem Konzentrationsgrad von 10% betrigt die Steigerung im Szenario wwb 32,2%;

im Szenario nEP betrigt sie 18,6% und damit knapp 60% der Steigerung bei wwb.

Szenario | Betrachtungsjahr | Konzentrationsgrad 30% | Konzentrationsgrad 10%
Referenz | 2015 0% 0 %
wwb 2035 +23.,4 % +19,8 %
2050 +37,5 % +32,2 %
POM 2035 +18,7 % +15,0 %
2050 +31,5 % +26,1 %
nEP 2035 +15,7 % +11,9 %
2050 +24.2 % +18,6 %

Tabelle 12: Prozentuale Erhéhung der Wiederbeschaffungswerte bezogen auf den heutigen

Wiederbeschaffungswert bei Variation des Konzentrationsgrads

Auch aus der Verdnderung des Konzentrationsgrads ergibt sich im Wesentlichen ein Offset in
den Wiederbeschaffungswerten. Dieser ist zwar nicht in dem gleichen Masse konstant wie bei
der Variation des Flachenverhéltnisses (Abschnitt 6.1), aber die Unterschiede sind jeweils so
gering, dass auch bei einer Variation des Konzentrationsgrades als hauptsachliche Einflusstfak-

toren die Entwicklung und Verteilung von Lasten und Erzeugern erhalten bleiben.

Folglich koénnen die Aussagen zur Zunahme der Netzausbaukosten — gerade auch in Anbetracht

der hier unterstellten sehr deutlichen Variation des Konzentrationsgrads — als weitgehend stabil
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gegeniiber den Annahmen zum Anteil der Flidche, auf dem Erzeugungsanlagen errichtet sind,
angesehen werden. Gleichwohl ist anzuerkennen, dass die bestehende Unsicherheit beziiglich
der Frage, mit welcher rdumlichen Verteilung Erzeugungsanlagen tatsdchlich errichtet werden,

einen Einfluss auf die absolute Hohe der Ausbaukosten hat.

6.4  Sensitivitat Einspeisemanagement

Als weitere Sensitivitdt wurde das Einspeisemanagement betrachtet, um aufzuzeigen, inwieweit
die Netzausbaukosten hierdurch reduziert werden kénnen. Diese Reduktionen sind grundsitz-
lich zusétzlich zu denen, die sich durch den Einsatz von rONT erzielen lassen, zu verstehen. In
den Standardberechnungen, deren Ergebnisse in Kapitel 3 beschrieben sind und in denen bereits
der Einsatz von rONT enthalten ist, wird unterstellt, dass alle dezentralen Erzeugungsanlagen
zu jedem Zeitpunkt in voller Hohe einspeisen diirfen. Als Sensitivitdt wird — analog zu den
Betrachtungen in [3] eine sehr einfache Variante des Einspeisemanagements betrachtet. Es wird
eine einheitliche von der Technologie der Erzeugungsanlage unabhingige Begrenzung der Ein-
speiseleistung betrachtet. Konkret wird angenommen, dass die Einspeiseleistung alle dezentra-
len Erzeugungsanlagen gleichermafen auf maximal 90% ihrer installierten Leistung begrenzt
wird — unabhdngig davon, wieviel Ertragseinbuflen sich hierdurch fiir die einzelnen Erzeu-

gungsanlagen ergeben.

Die hier unterstellte vom Typ der Erzeugungsanlage unabhéngige einheitliche Abregelung auf
90% der installierten Leistung wiirde gemi3 grob gendherter Abschitzung im Durchschnitt
iiber alle Erzeugungsanlagen Einbussen der erzeugten Jahresenergie von nicht mehr als 5%
entsprechen und damit in einer Grossenordnung liegen, die in der derzeitigen Diskussion um
einen volkswirtschaftlich sinnvollen Abregelumfang (auch und gerade in Deutschland) oftmals
genannt wird. Der tatsdchliche Umfang der abgeregelten Energie hingt von zahlreichen Fakto-
ren ab, u. a. von den tatsdchlichen Jahresertrdgen der einzelnen Erzeugungsanlagen und von der

Art der Abregelung (statisch versus dynamisch).

Die Ergebnisse dieser Sensitivitidtsuntersuchung im Vergleich zu denen der Standardberech-
nungen sind in Bild 6.3 grafisch dargestellt. Hierin enthalten sind die Kosten des Netzausbaus
und damit also auch die durch Einspeisemanagement erzielbaren Einsparungen des Netzaus-
baus. Nicht enthalten sind hierin die Kosten des Einspeisemanagements, also insbesondere die
Kosten fiir Ersatzbeschaffungen und etwaige Entschidigungszahlungen der abgeregelten Ener-

giemengen. Die dunkelblauen Siulen zeigen die Zahlenwerte der Berechnung ohne Abregelung
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und die hellblauen Sdulen die Werte der Sensitivititsberechnung mit Abregelung auf 90% der

installierten Leistung.

Zum Vergleich sind ganz links die Wiederbeschaffungswerte fiir 2015 dargestellt. In den Un-
tersuchungen wird davon ausgegangen, dass Einspeisemanagement erst zukiinftig zur Anwen-
dung kommt, daher sind die Wiederbeschaffungswerte im Jahr 2015 mit und ohne Einspeise-

management identisch.
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Bild 6.3: Vergleich der Wiederbeschaffungswerte in Mrd. CHF der Nachfrageszenarien
fiir 2035 und 2050 bei Abregelung der dezentralen Einspeisung von 100% der
installierten Leistung (Standard) auf maximal 90% der installierten Leistung

(Sensitivitdt Einspeisemanagement)

Im Jahr 2035 bewirkt eine Anwendung des Einspeisemanagements in allen drei Nachfragesze-
narien eine Reduktion der Netzausbaukosten um ca. 800 Mio. CHF. Zwar entspricht dies bezo-
gen auf die gesamten Netzkosten einer Senkung um lediglich knapp 1 %. Bezogen auf die Kos-
ten flir den erzeugungsbedingten Netzausbau von je nach Szenario 5,8-6,6 Mrd. CHF (siche
Tabelle 3.10), der derjenige ist, der durch Einspeisemanagement prinzipiell beeinflusst werden
kann, betragen die Einsparungen allerdings je nach Szenario immerhin ca. 12-14%. Im Jahr
2035 wird die Reduktion der Netzausbaukosten in den Netzebenen 2 bis 6 erzielt. Dabei entsteht

ca. 50 % der Kostenreduktion zu jeweils gleichen Anteilen in den Netzebenen 3 und 5. Die
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Einsparungen in den Umspannungsebenen betragen ca. 15 % bis 17 % gegeniiber dem Fall

ohne Einspeisemanagement.

Im Jahr 2050 erhoht sich die Kostenreduktion in allen Szenarien auf ca. 1,2 Mrd. CHF, was
einer Senkung der erzeugungsbedingten Ausbaukosten je nach Szenario um ebenfalls ca. 12-
14% entspricht. Die Wirkung des Einspeisemanagements wird auch im Jahr 2050 in den Netz-
ebenen 2 bis 6 erzielt. Dabei entstehen ca. 45 % der Kostenreduktion zu in etwa gleichen An-
teilen in den Netzebenen 3 und 5. Die Einsparungen in den Umspannungsebenen betragen ca

17 % bis 20 % gegeniiber dem Fall ohne Einspeisemanagement.

Analog zu den Darstellungen in den Abschnitten 6.1 und 6.3 ist in Tabelle 13 die prozentuale
Zunahme der Wiederbeschaffungswerte in 2035 und 2050 bezogen auf die Ergebnisse fiir das
Jahr 2015 bei Einfiihrung eines Einspeisemanagements im Vergleich zu dem Fall ohne Einspei-

semanagement dargestellt.

Szenario | Betrachtungsjahr | Ohne Einspeisemanagem. | Einspeisemanagem. 90%
Referenz | 2015 0% 0 %
wwb 2035 +23.4 % +22,0 %
2050 +37,5 % +35,5%
POM 2035 +18,7 % +17,3 %
2050 +31,5 % +29.,4 %
nEP 2035 +15,7 % +14,3 %
2050 +24.2 % +22,1 %

Tabelle 13: Prozentuale Erhéhung der Wiederbeschaffungswerte bezogen auf den heutigen
Wiederbeschaffungswert bei Begrenzung der Erneuerbaren Erzeugung auf maxi-

mal 90 % der installierten Leistungen

Auch hier zeigt sich zunéchst, dass die Kostenzunahmen im Fall mit Einspeisemanagement
durchweg niedriger liegen als im Fall ohne. Auf die Relation der Kosten im Vergleich der drei
Szenarien hat das Einspeisemanagement allerdings keinen Einfluss. Die hochsten Ausbaukos-

ten sind im Szenario wwb, die niedrigsten im Szenario nEP zu erwarten.
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7 Vergleich mit vergangenen Studien

Ein Vergleich der aktuellen Ergebnisse mit vergangenen Studien soll an einem Beispiel der
Studie ,,Auswirkungen eines verstiarkten Ausbaus der dezentralen Erzeugung auf die Schweizer
Verteilnetze™ aus dem Jahr 2012 vorgenommen werden [3]. In dieser Vorgidngerstudie wurden
fiir das Szenario nEP und die Variante D+E (vergleichbar mit dem Szenario C+D+E in der
vorliegenden Studie) bis zum Jahr 2050 Investitionskosten von ca. 12,6 Mrd CHF in einer kon-

ventionellen Ausbauvariante prognostiziert.

Gemass den Darstellungen in Kapitel 3 ergeben sich nach den aktualisierten Berechnungen fiir
das Szenario nEP und Variante C+D+E bei non-smartem Netzausbau bis 2050 Investitionskos-
ten in Hohe von ca. 10,5 Mrd CHF. Davon entstehen rund 9,1 Mrd. CHF aus der dezentralen
Einspeisung und die restlichen 1,4 Mrd. CHF aus dem strikt konventionellen (non-smarten)
Netzausbau. Diese Investitionskosten liegen gegentiber der 2012er-Studie niedriger. Im We-

sentlichen sind dafur zwei Effekte verantwortlich:

Zum einen sind die den aktuellen Nachfrageszenarien und Angebotsvarianten zu Grunde lie-
genden Zahlenwerte verdndert (neuere Version der Energieperspektiven). Zum anderen sind in
den neueren Energieperspektiven auch differenzierte Angaben zu den prognostizierten Ver-
brauchsverdnderungen je Verbrauchertypen dargestellt. Diese Verbrauchertypen lassen sich
wiederum anteilig zu Netzebenen zuordnen, so dass sich in der vorliegenden Studie eine dezi-
diertere Lastverteilung auf die Netzebenen ergibt. In A.1 sind die Lasten je Netzebene tabella-

risch dargestellt.

In Bild 7.1 ist ein Vergleich der Annahmen der beiden Versionen der Energieperspektiven zum
gesamtschweizerischen Elektrizitdtsverbrauch in den drei Nachfrageszenarien dargestellt. In
den alten Energieperspektiven (prognos alt) ist das Szenario POM noch nicht enthalten, daher
fehlen hierzu die entsprechenden Werte. Es ist zu erkennen, dass in den aktualisierten Energie-
perspektiven (prognos aktuell) von einem insgesamt geringeren Energieverbrauch als in prog-
nos alt ausgegangen wird, wobei der Verbrauchsriickgang im Szenario wwb in prognos aktuell
grosser ist als im Szenario nEP. Die grundsitzliche Annahme, dass der Energieverbrauch von
2035 nach 2050 im Szenario wwb zunimmt, wihrend im Szenario nEP von einem Verbrauchs-

riickgang ausgegangen wird, bleibt jedoch erhalten.

Der Gesamtverbrauch des Szenarios POM liegt in beiden Jahren zwischen den anderen beiden

Szenarien. Von 2035 auf 2050 wird von einer Verbrauchszunahme ausgegangen.
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Bild 7.1: Vergleich der Annahmen zum gesamtschweizerischen Elektrizititsverbrauch der

Nachfrageszenarien der aktuellen und der vorhergehenden Energieperspektiven

In Bild 7.2 ist ein Vergleich der Annahmen der beiden Versionen der Energieperspektiven zur
gesamtschweizerischen Elektrizititserzeugung fiir die Angebotsvariante C+E in den drei Nach-
frageszenarien dargestellt. Die griinen Sdulenanteile stellen die Hohe der erneuerbaren Erzeu-
gung dar (bestehend aus Wind- und Photovoltaikerzeugung sowie der Erzeugung aus Biomasse
und —gas und Geothermie), wihrend die blauen Sdulen die Erzeugung der thermischen und

hydraulischen Kraftwerke darstellen.

Analog zu den Annahmen zum schweizerischen Elektrizititsverbrauch wird in prognos aktuell
von einem Riickgang auch in der Erzeugung ausgegangen. Die Annahme zur absoluten Hoéhe
der erneuerbaren Erzeugung ist in beiden Versionen der Energieperspektiven fiir beide auf dem
gleichen Niveau. Dadurch, dass die Erzeugung insgesamt abnimmt, steigt jedoch der prozentu-

ale Anteil der erneuerbaren Erzeugung entsprechend.

Fiir das Nachfrageszenario wwb steigt die Erzeugung, analog zum Verbrauch, von 2035 auf
2050 an. Und obwohl die Erzeugung im Szenario nEP wesentlich geringer ist als im Szenario
wwb steigt die Erzeugung von 2035 auf 2050, im Gegensatz zum Verbrauch, auch im Szenario
nEP. Der relative Erzeugungsanstieg zwischen 2035 und 2050 ist in prognos aktuell jedoch

geringer als in prognos alt.
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Bild 7.2: Vergleich der gesamtschweizerischen Elektrizititserzeugung der Angebotsvari-

ante C+E in den jeweiligen Nachfrageszenarien der aktuellen und der vorherge-

henden Energieperspektiven.

Analog zu den Angaben zum Verbrauch liegt die Hohe der Erzeugung fiir das Szenario POM

zwischen den beiden anderen Szenarien.

Betrachtet man die Ergebnisse zum Nutzen des Einsatzes regelbarer Ortsnetztransformatoren
in der Vorgénger- im Vergleich zur aktuellen Studie, so sind gro3e Unterschiede zu erkennen.
In der Vorgéngerstudie ist das Einsparpotenzial fiir den Zeitraum bis 2035 mit je nach Szenario
ca. 4 Mrd. CHF und bis 2050 mit ca. 5-7 Mrd. CHF abgeschétzt worden. In der vorliegenden
Studie wird das Einsparpotenzial je nach Szenario fiir den Zeitraum bis 2035 zu ca. 0,8-1,5
Mrd. CHF und bis 2050 zu ca. 1,4-2,4 Mrd. CHF berechnet. Diese erheblichen Unterschiede
sind zum grof3ten Teil auf die der 2012-er Studie zugrundeliegende stark vereinfachte Annah-
men zuriickzufiihren, dass in der Netzebene 6 ein Netzausbau durch den Einsatz von rONT
vollstindig vermieden werden kann. Diese stark vereinfachende Annahme setzt vor allem auch
voraus, dass die Stromtragfahigkeit der Transformatoren (und auch der Leitungen im vorgela-
gerten Mittelspannungsnetz) so groB3 ist, dass kein strombedingter Zubau von Stationen und
damit auch Zubau von Mittelspannungsleitungen zu deren Anbindung erforderlich ist. Dies

fiihrte letztlich dazu, dass AusbaumalBnahmen in den Netzebenen 5 und 7 in der Studie von
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2012 als vermieden betrachtet wurden. In der vorliegenden aktuellen Studie wurde der Einsatz
von rONT nun vollumfénglich in die Netzberechnungen integriert. Hierbei zeigt sich bei den
getroffenen Annahmen und den vorliegenden, detaillierteren Daten, dass ein GroBteil des Aus-
baubedarfs in der Netzebene 6 und zwar gerade auch in den ldandlichen Regionen, in denen
prinzipiell der Einsatz von rONT sinnvoll sein kdnnte, strombedingt erfolgt. Bei den hier be-
trachteten Angebotsvarianten sind die installierten Erzeugungsleistungen im ldndlichen Raum
bereits 2035 vielfach signifikant hoher als die Last, es treten also in erheblichem Umfang Riick-
speisungen auf, die dann einen strombedingten Netzausbau erfordern. Der Einsatz von rONT
ist in diesen Fallen dann nicht mehr kostensenkend. Ferner ist in der aktuellen Studie (anders
als in der Vorgingerstudie) auch der Leitungsausbaubedarf beriicksichtigt worden, der zur An-
bindung von Erzeugungsanlagen mit eigenem Netzanschluss an das vorhandene Netz erforder-
lich ist; dieser Ausbaubedarf kann natiirlich ebenfalls nicht durch den Einsatz von rONT ver-

ringert werden.

Bei geringerem Zubau von Erzeugungsleistung (also wenn man z. B. den Zubau bis 2025 be-
trachten wiirde) oder bei groBBerer raumlicher Verteilung (Konzentrationsgrad geringer als die
hier angesetzten 30%, siche Abschnitt 2.5.2) ist der relative Nutzen von rONT natiirlich groBer,
da dann die Riickspeisungen noch nicht in einem solch groen Umfang auftreten, dass iiber-
wiegend strombedingte Ausbauten erforderlich sind. Insofern ist nun festzustellen, dass auf-
grund der vereinfachenden Annahme, die den 2012-er Betrachtungen zu Grunde lag, der Nut-

zen von rONT seinerzeit deutlich tiberschétzt worden ist.
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8 Vergleich der Ergebnisse mit dem ,,Strategischen Netz 2025

der Swissgrid

Im ,,Bericht zum Strategischen Netz 2025 von Swissgrid werden Investitionen fiir den Netz-
erhalt von ca. 1,0 Mrd. CHF bis 2035 angesetzt, wobei im Zeitbereich von 2025 bis 2035 laut
diesem Bericht keine Investitionen fiir den Netzerhalt anfallen. Im Rahmen der Berechnungen
zu der vorliegenden Studie wird — wie in Abschnitt 2.4 dargelegt — die vereinfachende An-
nahme zugrunde gelegt, dass die Altersstruktur des heutigen Netzbestands gleichverteilt ist und,
dass die Leitungen der Netzebene 1 eine durchschnittliche technische Nutzungsdauer von 80
Jahren und die der iibrigen Betriebsmittel von 50 Jahren aufweisen. Auf Basis dieser Annahmen
ergeben sich fiir den Zeitbereich bis 2025 Investitionen von ca. 850 Mio. CHF fiir die Erneue-
rung des Bestands der Netzebene 1. Der Wert liegt damit in der gleichen Gréssenordnung wie
der von Swissgrid geidusserte Wert. Damit ist diesbeziiglich eine gute Ubereinstimmung fest-

zustellen.

Im ,,Bericht zum Strategischen Netz 2025 werden dariiber hinaus fiir Erweiterungsinvestitio-
nen ca. 1,5 Mrd. CHF bis 2035 angegeben. Die Griinde fiir Unterschiede zu den in den obigen
Kapiteln dokumentierten Ergebnissen konnen vielfdltig sein, z. B. Abweichungen der Nach-
frage-/Angebots-Entwicklungsszenarien, Annahmen zum Kraftwerkseinsatz im umgebenden
Ausland, spezifischen Kostenansétzen flir den Netzausbau, maximalen Leitungsbelastbarkei-
ten. Die Zahlen der Swissgrid lassen sich nicht eindeutig als optimistischer oder pessimistischer
Ansatz einstufen. Dennoch kann davon ausgegangen werden, dass auch bei dhnlichen Annah-
men die Zahlen von Swissgrid systematisch unter in dieser Studie berechneten Ergebnissen
liegen miissen, da - anders als bei Swissgrid - die hier verwendete, auf 6ffentlichen Quellen
basierende Datengrundlage fiir den Lastflussdatensatz keine Bewertung von netzausbauverrin-

gernden Netzbetriebs- und Schaltkonzepten zulésst.
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A Anhang

A.1 Energieverbrauche und Leistungen nach Netzebenen

Energieverbrauch je Netzebene in TWh

Szenario |Jahr NE7 NE6 NE5 NE4 NE3
2015 26,6 33,7 44.0 50,8 58,8

wwb 2035 27,7 36,6 48,9 55,6 64,4
2050 29,3 39,6 53,1 59,7 69,0

POM 2035 24,6 324 441 49,7 57,9
2050 25,0 33,9 46,9 52,1 60,8

nEP 2035 22,9 29.4 41,3 46,5 55,0
2050 20,4 26,7 39,6 44.0 53,0

Tabelle A.1: Energieverbrauch (in TWh) der jeweiligen Netzebenen in den drei Nachfragesze-
narien wwb, POM und nEP in 2035 und 2050

Jahreshochstleistung je Netzebene in GW

Szenario Jahr NE7 NE6 NES5 NE4 NE3
2015 7,6 9,6 8,0 9,2 10,7
2035 7,9 10,5 8,9 10,1 11,7

wwb 2050 8,4 11,3 9,6 10,9 12,6
2035 7,0 9,3 8,0 9,0 10,5

POM 2050 7,2 9,7 8,5 9,5 11,1
2035 6,5 8,4 7,5 8,5 10,0

nEP 2050 5,8 7,6 7,2 8,0 9,6

Tabelle A.2: Jahreshéchstlasten (in GW) der jeweiligen Netzebenen in den drei Nachfragesze-
narien wwb, POM und nEP in 2035 und 2050
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Werte aus Vorgingerstudie 2012

Jahreshochstleistungen je Netzebene in GW

Szenario Jahr NE7 NE6 NES NE4 NE3
2015 7,6 9,4 9,8 9,8 9,8

wwb 2035 9,196 11,374 | 11,858 | 11,858 | 11,858
2050 10,108 | 12,502 | 13,034 | 13,034 | 13,034

nEP 2035 7,524 9,306 9,702 9,702 9,702
2050 7,22 8,93 9,31 9,31 9,31

Tabelle A.3: Jahreshéchstlasten (in GW) der jeweiligen Netzebenen in den zwei Nachfrages-

A.2 Installierte Leistungen dezentraler Erzeugungsanlagen

zenarien wwb und nEP in 2035 und 2050 aus Vorgdingerstudie 2012

Angebotsvariante C+E alle Nachfrageszenarien in GW

Anlagentyp |Jahr NE7 NE6 NES NE4
2035 0,0 0,0 1,0 0,2
WEA 2050 0,0 0,0 1,5 0,8
2035 3,0 0,0 2,1 0,0
PV 2050 5,8 0,0 5,1 0,0
2035 1,8 0,7 0,9 0,3
Thermisch 2050 1,8 0,7 0,9 0,3

Tabelle A.4: Installierte Leistung dezentraler Erzeugungsanlagen der Angebotsvariante C+E

in allen Nachfrageszenarien
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Angebotsvariante C+D+E Nachfrageszenarien wwb und POM in GW
Anlagentyp |Jahr NE7 NE6 NES NE4
WEA 2035 0,0 0,0 1,0 0,2
2050 0,0 0,0 1,5 0,8
PV 2035 3,0 0,0 2,1 0,0
2050 5,8 0,0 5,1 0,0
Thermisch 2035 3.3 1,0 2,0 0,7
2050 3,7 1,1 2,3 0,9

Tabelle A.5: Installierte Leistung dezentraler Erzeugungsanlagen der Angebotsvariante

C+D+E der Nachfrageszenarien wwb und POM

Angebotsvariante C+D+E Nachfrageszenario nEP in GW
Anlagentyp |Jahr NE7 NE6 NES NE4
WEA 2035 0,0 0,0 1,0 0,2
2050 0,0 0,0 1,5 0,8
PV 2035 3,0 0,0 2,1 0,0
2050 5.8 0,0 5,1 0,0
Thermisch 2035 3,0 0,9 1,8 0,6
2050 1,8 0,7 0,9 0,3

Tabelle A.6: Installierte Leistung dezentraler Erzeugungsanlagen der Angebotsvariante

C+D+E des Nachfrageszenarios nEP

A.3  Heutige Netzmengengeriiste
NE7 NE6 NES NE4 NE3 NE2 NE1
Leitungsldangen
[km] 84.000 44.000 9.000 6.750
Stationszahl
[Stiick] 57.000 558 75

Tabelle A.7: Mengengeriiste des heutigen Netzbestands (angelehnt an Tdtigkeitsbericht der
Elcom 2013)
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A.4 Investitionskosten nach Netzebenen
Investitionskosten in Mrd. CHF je Netzebenen bis 2035
C+E

ohne ES2050 wwb POM nEP
NE7 9,5 (9,5/0,0) 11,0 (9,5/1,5) | 11,0 (9,5/1,5) | 11,0 (9,5/1,5)
NE6 2,8 (2,3/0,5) 3,9(2,3/1,6) |3,3(2,2/1,1) [2,8(2,1/0,7)
NES5 6,4 (5,8/0,6) 9,9 (5,8/4,1) 19,0(5,7/3,3) |[8,3(5,4/2,9)
NE4 1,4 (1,1/0,3) 2,4(1,1/1,3) (2,1 (1,1/1,0) |1,9(1,0/0,9)
NE3 2,8 (2,5/0,3) 6,2 (2,5/3,7) |5,7(2,5/3,2) |5,4(2,4/3,0)
NE2 1,5 (1,2(0,3) 2,3 (1,2/1,1) |2,0(1,2/0,8) |1,9(1,1/0,8)
NE1 4,3 (1,7/2,6) 43 (1,72,6) |4,2(1,7/2,5) [4,1(1,7/2,4)
Smart Meter 0 0,9 0,9 0,9
Innovationsbudgets 0 0,2 0,2 0,2
Summe 28,7 41,1 38,5 36,7
C+D+E

ohne ES2050 wwb POM nEP
NE7 9,5 (9,5/0,0) 11,2 (9,5/1,7) |11,2(9,5/1,7) | 11,2 (9,5/1,7)
NE6 2,8 (2,3/0,5) 3,9(2,3/1,6) |3,3(2,2/1,1) [2,8(2,1/0,7)
NES5 6,4 (5,8/0,6) 10,1 (5,8/4,3) 19,3 (5,7/3,6) |8,5(5,4/3,1)
NE4 1,4 (1,1/0,3) 2,8 (L,1/1,7) |2,5(1,1/1,4) [2,3(1,0/1,3)
NE3 2,8 (2,5/0,3) 6,8 (2,5/4,3) 16,3(2,5/3,8) [5,9(2,4/3,5)
NE2 1,5 (1,2(0,3) 2,7(1,2/1,5)  (2,4(1,2/1,2) |2,2(1,1/1,1)
NE1 4,3 (1,7/2,6) 43 (1,72,6) |4,2(1,7/2,5) [4,1(1,7/2,4)
Smart Meter 0 0,9 0,9 0,9
Innovationsbudgets 0 0,2 0,2 0,2
Summe 28,7 43,1 40,4 38,0

Tabelle A.8: Investitionskosten je Netzebene [Mrd. CHF] bis 2035. Die Werte in Klammern

geben an, wie hoch die Kosten fiir Bestandserneuerungen bzw. Mehrkosten

durch Ausbaumafinahmen aufgrund von Lastzuwachs und ES2050 sind (die 1.

Zahl steht fiir Bestandserneuerung, die 2. Zahl fiir Ausbaukosten).
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Investitionskosten in Mrd. CHF je Netzebenen bis 2050
C+E
C+E ohne ES2050 wwb POM nEP
NE7 16,6 (16,6/0,0) 18,1 (16,6/1,5) |18,1 (16,6/1,5) |18,0(16,6/1,5)
NE6 4,9 (4,0/0,9) 6,5 (3,9/2,6) 5,7 (3,9/1,8) 4,7 (3,5/1,2)
NES5 11,4 (10,2/1,2) 15,7 (10,2/5,5) |14,6 (10,2/4,4) |13,2(9,0/4,2)
NE4 2,5 (2,0/0,5) 4,2 (2,0/2,2) 3,7 (1,9/1,8) 3,3 (1,7/1,6)
NE3 5,0 (4,4/0,6) 10,1 (4,4/5,7) 19,5 (4,4/5,1) 8,8 (3,9/4,9)
NE2 2,6 (2,1/0,5) 4,1 (2,1/2,0) 3,7 (2,1/1,6) 3,4 (1,8/1,6)
NE1 5,7 (2,9/2,8) 5,7(2,9/2,8) 5,6 (2,9/2,7) 5,5(2,9/2,6)
Smart Meter 0,0 1,4 1,4 1,4
Innovationsbudgets 0,0 0,4 0,4 0,4
Summe 48,6 66,0 62,5 58,5
C+D+E

ohne ES2050 wwb POM nEP
NE7 16,6 (16,6/0,0) 18,8 (16,6/2,2) |18,8 (16,6/2,2) |18,5(16,6/1,9)
NE6 4,9 (4,0/0,9) 6,9 (4,0/2,9) 6,0 (4,0/2,0) 4,4 (3,5/0,9)
NES5 11,4 (10,2/1,2) 16,5 (10,2/6,3) |15,4(10,2/5,2) |13,1(9,0/4,1)
NE4 2,5 (2,0/0,5) 4,8 (2,0/2,8) 4,5 (2,0/2,5) 3,4 (1,7/1,7)
NE3 5,0 (4,4/0,6) 11,0 (4,4/6,6) 10,4 (4,4/6,0) |9,1(3,9/5,2)
NE2 2,6 (2,1/0,5) 4,7 (2,1/2,6) 4,3 (2,1/2,2) 3,5 (1,8/1,7)
NE1 5,7 (2,9/2,8) 5,7(2,9/2,8) 5,6 (2,9/2,7) 5,5(2,9/2,6)
Smart Meter 0 1,4 1,4 1,4
Innovationsbudgets 0 0,4 0,4 0,4
Summe 48,6 70,1 66,8 59,3

Tabelle A.9: Investitionskosten je Netzebene [Mrd. CHF] bis 2050. Die Werte in Klammern

geben an, wie hoch die Kosten fiir Bestandserneuerungen bzw. Mehrkosten

durch Ausbaumafinahmen aufgrund von Lastzuwachs und ES2050 sind (die 1.

Zahl steht fiir Bestandserneuerung, die 2. Zahl fiir Ausbaukosten).
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A.5 Einfluss des Mehrkostenfaktors

Einfluss des Mehrkostenfaktors [Mrd. CHF] der Angebotsvariante C+E
Jahr |Nachfrageszenario | Mehrkosten gesamt |Netzebene |Bestand | Ausbau
2035 |wwb 4,7 NE7 1,13 0,02
NES 1,13 0,29
NE3 1,19 0,94
POM 4,4 NE7 1,13 0,02
NE5 1,12 0,2
NE3 1,19 0,74
nEP 4,2 NE7 1,12 0,02
NES 1,12 0,13
NE3 1,18 0,63
2050 |wwb 6,8 NE7 1,44 0,02
NES 1,48 0,44
NE3 1,93 1,5
POM 6,4 NE7 1,43 0,02
NES 1,47 0,33
NE3 1,91 1,25
nEP 6,0 NE7 1,43 0,02
NES 1,47 0,18
NE3 1,91 0,99

Tabelle A.10: Einfluss des Mehrkostenfaktors der Angebotsvariante C+E fiir die Jahre 20135
und 2050.
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Einfluss des Mehrkostenfaktors [Mrd. CHF| der Angebotsvariante C+D+E
Jahr |Nachfrageszenario | Mehrkosten Szenario | Netzebene |Bestand | Ausbau
NE7 1,16 0,03
NES 1,16 0,34
wwb 5,2 NE3 1,23 1,28
NE7 1,16 0,03
NES 1,16 0,25
POM 4,9 NE3 1,23 1,08
NE7 1,13 0,03
NES 1,12 0,18
2035 |nEP 4,7 NE3 1,19 1
NE7 1,52 0,04
NES 1,56 0,51
wwb 7,5 NE3 2,03 1,88
NE7 1,52 0,04
NES 1,56 0,4
POM 7,2 NE3 2,03 1,64
NE7 1,42 0,02
NES 1,46 0,18
2050 |nEP 6,4 NE3 1,89 1,39

Tabelle A.11: Einfluss des Mehrkostenfaktors in Mrd. CHF der Angebotsvariante C+D+E
fiir die Jahre 20135 und 2050 gesamt und je Netzebene.
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A.6 Investitionsbedarf mit Energiestrategie 2050 bei einem

Mehrkostenfaktor von 1,5

C+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 1,7 1,7 1,7 1,7
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung Swissgrid | 2,6 2,6 2,5 2,4
(Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 224 224 22,2 21,5
Einfluss Lastzuwachs 2,0 2,0 0,0 0,0
Einfluss dez. Erz. 0,0 6,6 6,6 5,8
Einfluss MKF 0 3,5 33 3,2
Smart Meter (Mehrkosten) 0,0 0,9 0,9 0,9
Innovationsbudgets 0,0 0,2 0,2 0,2
Summe 28.7 399 | 374 |357
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 11,2 |87 7,0
C+D+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 1,7 1,7 1,7 1,7
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung Swissgrid | 2,6 2,6 2,5 2,4
(Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 224 224 22,2 21,5
Einfluss Lastzuwachs 2,0 2,0 0,0 0,0
Einfluss dez. Erz. 0,0 8,1 8,0 6,6
Einfluss MKF 0,0 3.7 3.5 34
Smart Meter (Mehrkosten) 0,0 0,9 0,9 0,9
Innovationsbudgets 0,0 0,2 0,2 0,2
Summe 28,7 41,6 | 39 36,7 §
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 12,9 1103 |80

Tabelle A.12: Investitionskosten [Mrd. CHF] bis 2035 bei einem Mehrkostenfaktor 1,5.
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C+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 2.9 2,9 2.9 2.9
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung | 2,8 2,8 2,7 2,6
Swissgrid (Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 39,2 39,2 39,2 36,5
Einfluss Lastzuwachs 3,7 3,7 0,3 0,0
Einfluss dezentrale Erzeugung 0 8.8 9,3 8,8
Einfluss MKF 0 5,0 4,7 4,5
Smart Meter (Mehrkosten) 0,0 1,3 1,3 1,3
Innovationsbudgets 0,0 0,4 0,4 0,4
Summe 48,6 64,1 60,8 |57,0
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 15,5 12,0 |84
C+D+E
Ubertragungsnetz
Bestandserneuerung 2.9 2.9 2,9 2,9
Ausbau inkl. Mehrjahresplanung | 2,8 2,8 2,7 2,6
Swissgrid (Stand 2010)
Verteilnetz
Bestandserneuerung 39,2 39,2 39,2 36,5
Einfluss Lastzuwachs 3,7 3,7 0,3 0,0
Einfluss dezentrale Erzeugung 0 12,2 12,7 9,1
Einfluss MKF 0 52 5,0 4,5
Smart Meter (Mehrkosten) 0,0 1,3 1,3 1,3
Innovationsbudgets 0,0 0,4 0,4 0,4
Summe 48,6 67,8 | 64,6 |574
Mehrkosten ggii. ohne ES2050 - 19,2 16,0 |88

Tabelle A.13: Investitionskosten [Mrd. CHF] bis 2050 bei einem Mehrkostenfaktor 1,5.
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A.7 Netznutzungsentgelte bei einem Mehrkostenfaktor von 1,5

2035 2050
Haus- Ver- NNE Netzkosten Ver- NNE Netzkosten
o | bah | Kok | CHFl (b 7| braeh | g | CHFs (et 7
Ohne 4280 | 9,90 425 (7,4 %) 4300 |9,50 407 (-11,2 %)
ES2050
wwb 4280 | 11,00 471 (+2,6%) 4300 | 11,06 476 (+3,6%)
POM 3.810 | 12,05 459 (+0,1%) 3.650 | 12,44 454 (-1,1%)
nEP 3.750 | 12,70 476 (+3,8%) 3.250 | 14,46 470 (+2,4%)

Tabelle A.14: Entwicklung der Jahresverbrduche und jdhrlichen Netzkosten fiir einen Haus-
haltskunden mit dem Verbrauchsprofil H4 fiir die Angebotsvariante C+E (Werte fiir 2015:
4.500 kWh/a und 459 CHF/a) bei einem Mehrkostenfaktor von 1,5.

Netzebene 7 2035 2050

Haushaltskunde H4 | wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung

Verteilungsnetz 8,45 9,48 10,02 7,93 9,20 10,77
Bestandserneuerung

Ubertragungsnetz 0,54 0,60 0,63 0,51 0,58 0,66
Ausbaubedarf

Ubertragungsnetz 0,18 0,20 0,19 0,18 0,20 0,22
Einfluss Lastzuwachs | 0,42 0,18 0,11 0,58 0,28 0,13
Einfluss  dezentrale

Erzeugung 0,87 1,03 1,14 1,23 1,48 1,87
Einfluss Mehrkosten-

faktor 0,31 0,33 0,34 0,43 0,47 0,53
Smart Meter 0,20 0,22 0,24 0,19 0,22 0,27
Innovationsbudget 0,02 0,02 0,03 0,02 0,02 0,03
Summe 11,00 12,05 12,70 11,06 12,44 14,46

Tabelle A.15: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir ei-
nen Haushaltskunden mit Anschlussprofil H4 in der Angebotsvariante C+E und

einem Mehrkostenfaktor von 1,5.
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2035 2050
Gewer- | Ver- NNE Netzkosten Ver- NNE Netzkosten
betyp C5 | brauch | rp /kwh | CHF/a (Delta zu | brauch | rp /kwh | CHF/a (Delta zu
kWh/a 2015 in %) kWh/a 2015 in %)
Ohne 499.280 | 5,80 28.763 (-0,8) 494.236 | 5,64 27.688 (-4,5 %)
ES2050
wwb 499.280 | 6,64 32.262 (+11,3) 494.236 | 6,70 33.109 (+14,2%)
POM 412.824 | 6,77 27.931 (-3,7%) 386.888 | 7,10 27.481 (-5,2%)
nEP 385.447 | 6,91 26.644 (-8,1%) | 327.810 | 7,61 24.949 (-14,0)

Tabelle A.16: Entwicklung der Jahresverbrduche und jihrlichen Netzkosten fiir einen Gewer-
bekunden mit dem Verbrauchsprofil C5 fiir die Angebotsvariante C+E (Werte
fiir 2015: 500.000 kWh und 29.000 CHF/a) und einem Mehrkostenfaktor von 1,5.

Netzebene 5 2035 2050

Haushaltskunde H4 | wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung

Verteilungsnetz 3,99 4,32 4,39 3,64 4,03 4,25
Bestandserneuerung

Ubertragungsnetz 0,78 0,85 0,88 0,72 0,79 0,88
Ausbaubedarf

Ubertragungsnetz 0,26 0,27 0,27 0,25 0,28 0,29
Einfluss Lastzuwachs | 0,28 0,04 0,00 0,42 0,13 0,00
Einfluss dezentrale

Erzeugung 0,79 0,92 1,00 1,18 1,38 1,66
Einfluss Mehrkosten-

faktor 0,28 0,28 0,28 0,41 0,42 0,43
Smart Meter 0,07 0,07 0,08 0,06 0,07 0,08
Innovationsbudget 0,01 0,01 0,02 0,01 0,01 0,02
Summe 6,46 6,77 6,91 6,70 7,10 7,61

Tabelle A.17: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir ei-
nen Gewerbekunden mit Anschlussprofil C5 in der Angebotsvariante C+E und

einem Mehrkostenfaktor von 1,5.
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2035 2050
Haus- Ver- NNE Netzkosten Ver- NNE Netzkosten
e e |V sty |owbe | P 1S ey
Ohne 4280 |9,90 425 (7,4 %) 4300 |9,50 407 (-11,2 %)
ES2050
wwb 4280 | 11,40 488 (+6,3%) 4300 | 11,48 494 (+7,5%)
POM 3.810 | 12,50 476 (+3,8%) 3.650 | 12,92 472 (+2,7%)
nEP 3.750 | 13,07 490 (+6,8%) 3250 | 14,46 470 (+2,4%)

Tabelle A.18: Entwicklung der Jahresverbrduche und jdhrlichen Netzkosten fiir einen Haus-
haltskunden mit dem Verbrauchsprofil H4 fiir die Angebotsvariante C+D+E
(Werte fiir 2015: 4.500 kWh/a und 459 CHF/a) bei einem Mehrkostenfaktor von

L5.

S T ——
Netzebene 7 2035 2050
Haushaltskunde H4 | wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung
Verteilungsnetz 8,47 9,49 10,04 7,95 9,21 10,77
Bestandserneuerung
Ubertragungsnetz 0,54 0,60 0,63 0,51 0,58 0,66
Ausbaubedarf
Ubertragungsnetz 0,18 0,20 0,19 0,18 0,20 0,22
Einfluss Lastzuwachs | 0,42 0,18 0,11 0,58 0,28 0,13
Einfluss  dezentrale
Erzeugung 1,23 1,43 1,47 1,61 1,92 1,87
Einfluss Mehrkosten-
faktor 0,33 0,36 0,36 0,45 0,49 0,53
Smart Meter 0,20 0,22 0,24 0,19 0,22 0,27
Innovationsbudget 0,02 0,02 0,03 0,02 0,02 0,03
Summe 11,40 12,50 13,07 11,48 12,92 14,46

Tabelle A.19: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir ei-
nen Haushaltskunden mit Anschlussprofil H4 in der Angebotsvariante C+D+E

und einem Mehrkostenfaktor von 1,5.
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2035 2050
Gewer- | Ver- NNE Netzkosten Ver- NNE Netzkosten
betyp C5 | brauch | rp /kwh | CHF/a (Delta zu | brauch | rpp /kwh | CHF/a (Delta zu
kWh/a 2015 in %) kWh/a 2015 in %)
Ohne 499.280 | 5,80 28.763 (-0,8) 494.236 | 5,60 27.688 (-4,5 %)
ES2050
wwb 499.280 | 6,72 33.561 (+15,7%) | 494.236 | 6,96 34.404 (+18,6%)
POM 412.824 | 7,06 29.130 (+0,5%) | 386.888 | 7,40 28.636 (-1,3%)
nEP 385.447 | 7,15 27.556 (-5,0%) | 327.810 | 7,61 24.956 (-13,9)

Tabelle A.20: Entwicklung der Jahresverbrduche und jihrlichen Netzkosten fiir einen Gewer-
bekunden mit dem Verbrauchsprofil C5 fiir die Angebotsvariante C+D+E (Werte
fiir 2015: 500.000 kWh und 29.000 CHF/a) und einem Mehrkostenfaktor von 1,5.

Netzebene 5 2035 2050

Haushaltskunde H4 | wwb POM nEP wwb POM nEP
Bestandserneuerung

Verteilungsnetz 3,93 4,25 4,34 3,6 3,97 4,25
Bestandserneuerung

Ubertragungsnetz 0,76 0,83 0,87 0,71 0,78 0,88
Ausbaubedarf

Ubertragungsnetz 0,26 0,27 0,27 0,25 0,27 0,29
Einfluss Lastzuwachs | 0,28 0,04 0,00 0,42 0,12 0,00
Einfluss  dezentrale

Erzeugung 1,11 1,26 1,28 1,49 1,72 1,66
Einfluss Mehrkosten-

faktor 0,31 0,31 0,30 0,43 0,44 0,43
Smart Meter 0,07 0,07 0,08 0,06 0,07 0,08
Innovationsbudget 0,01 0,01 0,02 0,01 0,01 0,02
Summe 6,72 7,06 7,15 6,96 7,40 7,61

Tabelle A.21: Anteile der Einflussfaktoren an den Netznutzungsentgelten in Rp./kWh fiir ei-
nen Gewerbekunden mit Anschlussprofil C5 in der Angebotsvariante C+D+E

und einem Mehrkostenfaktor von 1,5.
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A.8 Annuitaten mit Energiestrategie 2050 inkl. Kostenanteil

Mehrkostenfaktor
- |wws rom fu

C+E

2035

Annuitidt Summe Einflussfaktoren 48,1 46,5 45,5
Annuitit Mehrkostenfaktor 8.05 7,87 7,73
2050

Annuitdt Summe Einflussfaktoren 52,7 50,7 48,2
Annuitdt Mehrkostenfaktor 4,54 4,81 5,99
C+D+E

2035

Annuitdt Summe Einflussfaktoren 50,0 48,5 46,9
Annuitdt Mehrkostenfaktor 13,07 12,46 9,13
2050

Annuitidt Summe Einflussfaktoren 54,9 52,9 48,2
Annuitit Mehrkostenfaktor 9,33 9,15 9,72

Tabelle A.22: Annuitdten in 100 Mio. CHF - Kostenanteile Mehrkostenfaktor bei einem
Mehrkostenfaktor von 3,0.
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C+E

2035

Annuitdt Summe Einflussfaktoren 41,7 40,2 39,2
Annuitdt Mehrkostenfaktor 1,65 1,53 1,47
2050

Annuitdt Summe Einflussfaktoren 46,0 44,1 41,7
Annuitit Mehrkostenfaktor 2,50 2,36 2,20
C+D+E

2035

Annuitdt Summe Einflussfaktoren 43,6 42,1 40,7
Annuitdt Mehrkostenfaktor 1,78 1,68 1,58
2050

Annuitdt Summe Einflussfaktoren 48,2 46,2 41,7
Annuitidt Mehrkostenfaktor 2,64 2,51 2,21

Tabelle A.23: Annuitdten in 100 Mio. CHF - Kostenanteile Mehrkostenfaktor bei einem
Mehrkostenfaktor von 1,5



