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Fragestellungen

1. Wie konnen in einem zentralen Energiesystemmodell dezentrale
Energieproduzenten und dezentrale Flexibilitat sinnvoll
abgebildet werden?

2. Wie werden die Investitions- und die Betriebsentscheidungen
von Prosumern beeinflusst?

3. Was sind die Gesamtsystemeffekte von einem groBen Anteil
dezentraler Produktionsanlagen?



| | Input data:
- Verwendete Modelle + Neighboring countries:

| | TYNDP2024
* Demand, E-mobility, Heat

Pumps: Swiss
Model 1: Soft-linked: Centlv - Distlv—Centlv  MA (=3¢ ) pd EnergyPerspectives 2050+

165 nodes - « CAPEX annualized PV Roof:
Electricity 64’921 EUR/MW

price CAPEX annualized PV Alpine:
32’413 & 81’033 EUR/MW

_ CAPEX annualized Batteries:

_ 199’566 EUR/MW

Residual |

demand

Model 2: Hard-linked: Centlv

280 nodes
Prosumer nodes:
70 percent Conventional Load O
* 100 percent Heat Pump Load + E-mobility Load
* 0 percent Electrolysis Load

* Rooftop PV Generators Regular node
* Batteries 3

Prosumer node



Verwendete Modelle
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Insgesamt wurden 8
Szenarien gerechnet. Ein
technical basecase als
Vergleichsszenario mit und
ohne einem erneuerbaren
Ausbauziel (Subventionen fur

Erneuerbare vs. unregulierter
Markt) und drei
unterschiedliche
Netztarifoptionen jeweils
wieder mit und ohne
Ausbauziel.

Berucksichtigte Szenarien:

Tariff

configuration

Technical
basecase

Constant

Max 1

Max 2

45 TWh Renewable target
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Auswirkungen Energiemix aggregiert
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Fazit: Ein konstanter Netztarif macht dezentrale Photovoltalkanlagen in einem unreﬁulierten Energiemarkt

wirtschaftlich. Weiters verschiebt er unter Berticksichtigung von

dezentralen, als zentralen Photovoltaikanlagen. KapaZ|tatsbaS|erte Netztarife haben diesen Effekt nlcht
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1!1 I ( Auswirkungen Systemkosten

Annual system costs and trade balance

Technical Basecase ’ -_
Constant 0
—; Standard Case
Capacity 1 . .
Capacity 2 . - I
Technical Basecase _ ]
Constant [ S ]
| Renewable Target
Capacity 1 _ ]
Capacity 2 e ]
-4 -2 0 2 4
EUR (in billion)/year 1e9
B Investments 2050 Fixed Operation B Variable Operation BN Trading

Fazit: Dadurch erhohen sich die Investitionskosten, im unregulierten Markt weil mehr investiert wird, obwohl
Stromimporte billiger waren und unter Subventionen, weil regulare dezentrale Photovoltaikanlagen nicht die

kompetitivsten Photovoltaikanlagen sind. )



) ! Investitions- und Betriebsentscheidungen:
e Model 1 vs. Model 2

Model comparison constant network tariff design without renewable target vs Centlv-Distlv-Centlv
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Fazit: Der beobachtete Effekt in Modell 2 ist viel kleiner als in Modell 1, in dem regionalisierte konstante
Energietarife und Steuern und Abgaben neben den Netztarifen ebenfalls berlucksichtigt werden. Dadurch sind
auch die Investitionskosten kleiner, weil viel weniger ausgebaut wird.



e Auswirkungen Curtailment aggregiert

Annual Curtailmant
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Fazit: Im freien Marktszenario gibt es kaum Curtailment, unter Subvention schon. Dezentrale
Photovoltaikanlagen haben tendenziell weniger Curtailment, weil sie im Jahr weniger produzieren. Der
kapazitatsbasierte Netztarif auf Einspeisung auf das Tagesmaximum erhoht das Curtailment von dezentraler
Photovoltaik leicht.
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02 Jahresdauerkurve Residuallast:
SR 6 unterschiedliche Prosumerknotentypen

Residual load duration curves without renewable target Residual load duration curves with renewable target
Technical Basecase Constant Capacity 1 Capacity 2 Technical Basecase Constant Capacity 1 Capacity 2
300
°% o8
g8 23
g c g =
oS -2 O3 o
- =0t T 300
g | | 3 |
7] 0o
32z, ] ] 523, A N Al
34 = 2o =
O N =2 O~ =2 R
S <3, |
S Sea
R 3
OS2 T2
— 8 . a
vee NS
L8 8o
82 o] 22 0]
0® 2] O%®  -204
,,,,,,,,,,,,
R S S
el (0]
2 5 2 0 B
& 2o
Om 2004 Om -2004
e S T 5004
Hour Rank (Descending Load) Hour Rank (Descending Load)

Fazit: Ohne Subventionen kommt es auch unter konstantem Netztarif bei keinem Knotentyp zu so viel
Photovoltaikausbau, dass negative Residuallasten beobachtet werden. Bei Subventionen verhindert der
kapazitatsbasierte Netztarif negative Residuallasten auf allen Knoten ausgenommen den Knoten mit sehr viel

Last und sehr viel Erzeugung (6 von 160 Knoten in der Schweiz entsprechen diesem Typ). o



. Gesamtsystemeffekte
|

Systemkosten =Inv + Var. Op + Fix. Op + Trading

Tariff Elec. Price Subsidy Subsidy | Network Income | System Cost

Case Total Constant.

base 45RET|  45RET (SRET | base 45RET base  45RET 553 @
[ €/ MWh] |CHF /MWh|| |million |million €] [million €] Capacity _

CHF|
¢ ¢
Technical 5.8 34.3 0.31 1"180.5 0 0 515.0  3'6G24.7 1 285 3 430
Basecase (1'291.9) Ca paCity 2:
Constant 136.5  85.2 7.24 3258.0 | 3'773.4 3'042.1 824.2 3’8818 1¢285 3495
Capacity 1 85.2 T0.1 8.88 3'006.0 3'T02.2 572.7 3'686.8
Capacity 2 85.2 69,5 2.80 3'087.0 FT762.8 3'GOT.5 572.7 3’6918

Fazit 1: Der kapazitatsbasierte Netztarif erhoht den Elektrizitatspreis (duale Variable) viel geringer als der konstante Netztarif,
obwohl er zu den gleichen Netzeinnahmen fuhrt. Das liegt daran, dass die Erhohung des Elektrizitatsverbrauchs bzw. der
Einspeisung in sehr vielen Stunden des Tages keine Erhohung der Kosten bedeutet, da in Bezug auf den Netztarif bis zur
Tagesspitze kostenlos erhoht werden kann -> neue Interpretation der dualen Variable

Fazit 2: Die Implementation eines Netztarifs fur die Schweiz in einem Europamodell, welches keine Netztarife im Ausland
berucksichtigt fuhrt zu einer kuinstlichen Reduktion der Systemkosten fur die Schweiz, da Strompreise fur Exporte durch die
Implementierung von Netzkosten kinstlich Uberbewertet werden

Fazit 3: Netztarife vermindern die notwendigen Subventionen fur das Erreichen des 45 TWh erneuerbaren Ziels, da es einen
verstarkten Eigenproduktionsanreiz gibt. Die verminderten Kosten sind Umverteilungskosten von Prosumern zu reinen

Konsumenten.
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e . .
H {’ I ' Spirale steigender Netzentgelte durch Prosumer

| |
Kleine Photovoltaikanlagen stellen zur

Zeit 1/3 der Schweizer PV Kapazitat
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(oder hohere)
Netzkapazitat,
aber bezahlen
weniger Netztarif

Self-consumption incentive

Indirekte

Subvention
5 ™
Direkte l Q
Subvention: n 2 0 system

- Einspeise-
vergutung ‘gk

- Investitions- {%m
zuschuss £

i} -> Wettbewerbsfahigkeit dezentrale Photovoltaik

Fazit: Eine Netztariferhohung von 2 Rp./kWh wurde in unserem Fall fur das Szenario erneuerbare Energie
Subventionen und konstanter Netztarif berechnet.
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Herausforderungen

* Durch das Einfugen eines Netztarifs wird die duale Variable der
Energiebilanz verandert. Diese spiegelt somit nicht mehr den Spot
Market Preis. Wenn im Ausland kein Netztarif bertucksichtigt wird,
fuhrt das zu nicht gewollten Modellanomalien.

* Die Interpretation der dualen Variable unterscheidet sich im Falle
von kapazitatsbasierten Netztarifen.

* Flexibilitat konnte gegen Ende der Arbeit nicht mehr implementiert
werden, da ein Modell, welches Investitions- und
Betriebsentscheidungen knotenscharf berucksichtigt, bereits sehr
viele Entscheidungsvariablen hat.
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Schlussfolgerungen

* Die direkte Integration von Netztarifen in ein zentrales Energiesystem
birgt Vorteile in Laufzeit, aber ist nicht immer mit dem klassischen
Modellierungsansatz vereinbar, der rund um einen Energie Spot Markt
aufgebaut ist, da Energiekosten und Netzkosten vermischt werden.

* Dynamische Energiepreise (+ Nichtberucksichtigung der Steuern)
reduzieren den dezentralen Photovoltaikausbau bereits stark.

* Eigenverbrauchsanreiz macht dezentrale Photovoltaikanlagen in einem
freien Markt kompetitiv.

* Subventionen konnen mit Netztarifen eingespart werden, es kommt
allerdings zu einer Umverteilung zwischen Prosumern und reinen
Konsumenten.
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