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Zusammenfassung 

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

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

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

▪ Erstes Vergleichsszenario: Teilweise hybride Offshore-Anbindungen – Kombination von 
Offshore-Anbindungsleitungen mit Interkonnektor-Funktion bei gesteigerter Interkonnekti
vität, 

▪ Zweites Vergleichsszenario: Gegenüber Ausgangsszenario Zubau von zusätzlichen Elektro
lyse-Kapazitäten bei teilweisem Verzicht auf Netzanbindung von Offshore-Windparks. 

Für alle Szenarien werden mehrere Varianten und Sensitivitäten betrachtet. Zunächst sind dabei 
verschiedene Ausbaupfade für Offshore-Windenergie (in Deutschland „70 GW Offshore“ vs. 
„52,5 GW Offshore“ bis 2040) oder unterschiedliche Annahmen zu den Volllaststunden (VLS) der 
Offshore-Windparks (mit einer Vergleichsvariante in der „niedrige VLS“ angenommen werden) 
zu nennen. Für das erste Vergleichsszenario werden zusätzlich auch Varianten betrachtet, bei 
denen anstelle von separaten Offshore-Gebotszonen (OBZ) eine Integration der hybrid ange
schlossenen Windparks in ihre Heimat-Gebotszonen oder eine nicht-hybride Vernetzung, also 
zusätzliche Interkonnektivität parallel zu weiterhin radialen Offshore-Anbindungsleitungen, un
terstellt wird. Im zweiten Vergleichsszenario, in dem der Nutzen zusätzlicher Elektrolyse-Kapa
zitäten untersucht wird, unterscheiden sich die Varianten insbesondere durch den Standort der 
Elektrolyseure (vollständig an Land oder teilweise auch auf See) und die daraus resultierenden 
Folgen für die Stromnetzanbindung von Offshore-Windparks. 
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Hintergrund und Zielsetzung 

1 Hintergrund und Zielsetzung 
Für die Dekarbonisierung des Energieversorgungssystems und die angestrebte Erreichung von 
Treibhausgasneutralität bis 2045 spielt der schnelle Ausbau der erneuerbaren Energien eine 
Schlüsselrolle. In den letzten Jahren ist dabei die Offshore-Windenergie verstärkt in den Fokus 
gerückt. Einerseits haben Skaleneffekte und technologischer Fortschritt die Stromerzeugungs
kosten aus Offshore-Windenergie stark absinken lassen, so dass diese Technologie mittlerweile 
– abgesehen von der indirekten Förderung durch Bereitstellung des Offshore-Netzanschlusses – 
sogar wettbewerbsfähig am Strommarkt ist und teilweise keine Förderung mehr benötigt. An
dererseits könnte Offshore-Windenergie geeignet und notwendig sein, um die Ausbauziele trotz 
der zunehmenden Akzeptanzprobleme beim Ausbau erneuerbarer Energien an Land, speziell 
bei der Volumentechnologie Onshore-Wind, zu erreichen.  

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

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

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

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

Eine weitere Option bei der Hybridisierung von Offshore-Projekten stellt die Kombination mit 
der Herstellung von grünem Wasserstoff dar. Die Bedeutung von Wasserstoff als CO2-freiem 
Energieträger für die Dekarbonisierung der Energieversorgung wird allgemein anerkannt. 
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Szenarienentwicklung und Methodik 

2 Szenarienentwicklung und Methodik 
In diesem Kapitel werden die Szenarienentwicklung und Methodik für die in dieser Studie durch
geführten Untersuchungen beschrieben. Zunächst werden dazu in Abschnitt 2.1 die betrachte
ten Offshore-Netzkonzepte („Szenarien“) definiert. Anschließend wird in Abschnitt 2.2 ein Über
blick über die Methodik zur Markt- und Netzmodellierung gegeben. Abschnitt 2.3 enthält eine 
ausführliche Erörterung der Ausbauziele für Offshore-Windenergieanlagen in Deutschland und 
Europa auf Basis des regulatorischen Rahmens und von Drittstudien. In Abschnitt 2.4 wird der 
über die Offshore-Windenergie hinausgehende Untersuchungsrahmen beschrieben. Entspre
chend des Fokus dieser Studie, der auf der Netzanbindung von Offshore-Windenergieanlagen 
liegt, werden in Abschnitt 2.5 mögliche Netzkonfigurationen für die betrachteten Szenarien dar
gestellt. Da sich z. B. aus den Ausbauzielen für Offshore-Windenergie mehrere Varianten für je
des Szenario ergeben können, wird in Abschnitt 2.6 abschließend ein zusammenfassender Über
blick über alle betrachteten Szenariovarianten gegeben. 

2.1 Betrachtete Offshore-Netzkonzepte (Szenarien) 

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

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

▪ Erstes Vergleichsszenario: Teilweise hybride Offshore-Anbindungen – Kombination von 
Offshore-Anbindungsleitungen mit Interkonnektor-Funktion bei gesteigerter Interkonnekti
vität, 

▪ Zweites Vergleichsszenario: Gegenüber Ausgangsszenario Zubau von zusätzlichen Elektro
lyse-Kapazitäten bei teilweisem Verzicht auf Netzanbindung von Offshore-Windparks. 

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

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

2.1.1 Ausgangsszenario 

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

2.1.2 Erstes Vergleichsszenario 

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

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

2.1.3 Zweites Vergleichsszenario 

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

▪ Elektrolyseure an Land: Als eine Ausprägung zur Integration zusätzlicher Elektrolysekapazi
täten kann unterstellt werden, dass diese vollständig auf dem Festland installiert sind. Dies 
bedeutet, dass der Strom aus Offshore-Windanlagen analog zum Ausgangsszenario und ers
ten Vergleichsszenario über HGÜ-Verbindungen an Land transportiert wird, dort aber nicht 
oder nicht vollständig über das Onshore-Netz weitertransportiert werden muss. Stattdessen 
sind in dieser Variante am Anlandepunkt oder küstennah Elektrolyseure installiert. Diese 
stellen eine zusätzliche landseitige Last dar und können, je nach Betriebsweise, zur Entlas
tung des Onshore-Netzes beitragen.  

▪ Elektrolyseure an Land und auf See: Als weitere Ausprägung kann unterstellt werden, dass 
ein Teil der zusätzlichen Elektrolyseure auch seeseitig errichtet wird. Dabei ist zu prüfen, in 
welchem Umfang ein Zubau von Elektrolyseuren auf See realistisch erscheint. Die übrige 
zusätzliche Elektrolyseurkapazität wird ebenfalls an Land errichtet. Die Elektrolyseure auf 
See und die dazugehörigen Windkraftanlagen werden in dieser Variante nicht mit dem eu
ropäischen Stromnetz verbunden, stattdessen wird der erzeugte Wasserstoff über eine 
Pipeline abtransportiert.  



5 

  

 

Szenarienentwicklung und Methodik 

2.2 Methodik zur Markt- und Netzmodellierung 

Das grundsätzliche Vorgehen der im Rahmen dieser Studie durchgeführten Markt- und Netzmo
dellierungen basiert auf einem lastflussbasierten Kapazitätsmodell sowie dem Ineinandergrei
fen von Markt- und Netzmodell und ist bereits in vielen Studien für BMWK (und ehemals BMWi) 
angewendet worden. Durch die erprobten Modellketten und Schnittstellen wird eine effiziente 
Umsetzung der notwendigen Modellierung und eine valide Ableitung und Einordnung von Er
gebnissen gewährleistet. Die nachfolgenden Darstellungen geben einen kurzen Überblick über 
die angewendete Methodik und Modellierungskette. 

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

 

Abbildung 2-1: Übersicht über Berechnungskette zur Markt- und Netzmodellierung 

Modellrechnungen, die den Stromnetzbetrieb simulieren, sind unter anderem zur Kalibrierung 
des Kapazitätsmodells für die Strommarktberechnungen notwendig, um die flussbasierte Kapa
zitätsvergabe (engl. flow-based Market Coupling, FBMC) abbilden zu können. Diese Art der Ka
pazitätsvergabe ist innerhalb der Core-Region verpflichtend und damit für die Betrachtung des 
deutschen Stromsystems relevant. Für die vorliegenden Untersuchungen wurden deshalb, ab
hängig vom Szenario, geeignete Flow-based-Kapazitätsmodelle für alle 8760 Stunden des Jahres 
modelliert und in der Marktsimulation berücksichtigt. Die Flow-based-Modelle wurden dabei 
ausgehend von einer NTC-basierten Marktsimulation (NTC = Network Transfer Capacities) unter 
Berücksichtigung der Last-/Einspeisesituation der jeweiligen Stunde berechnet. Anschließend 
wurden auf Basis der Ergebnisse der FBMC-basierten Marktsimulation die Auswirkungen der 
gewählten Szenarioparametrierung auf den Übertragungsnetzbetrieb untersucht. Als Ergebnis
größen für die Netzbetriebssimulationen ergeben sich zum einen die Anzahl und Höhe zu erwar
tender Netzengpässe sowie das Volumen und die Kosten des zu deren Behebung notwendigen 
Redispatchs. 

2. Marktsimulation 
(r2b)
Betrachtungsbereich
▪ Core-Region: flow-

based market coupling
▪ Nordic, UK, ES/PT: 

advanced hybrid 
coupling

Ergebnisse
▪ Anlagendispatch
▪ ggf. Abregelungen
▪ Stromgroßhandels-

preise
▪ Internationale

Handelsflüsse
▪ Engpassrenten
▪ CO2-Emissionen
▪ EE-Anteile der 

Stromversorgung

1. Parametrierung 
(r2b)
Input
▪ Regulatorischer

Rahmen
▪ Bestehende Szenarien
▪ Recherchen zu 

Offshore-Projekten

Ergebnisse
▪ EE-Einspeise- & 

Lastzeitreihen
▪ KWK-Stromerzeugung
▪ Installierte 

Erzeugungsanlagen
▪ Flow-based 

Kapazitätsmodell (gem. 
CEP inkl. MinRAM)

▪ Einsatz und Standorte 
von Elektrolyseuren

▪ Offshore-Bidding-Zones

3. Netzsimulation 
(Consentec)
Betrachtungsbereich
▪ Core-Region: Engpass-

analyse & Redispatch & 
Netzanschlussprüfung

▪ Nordic, UK: Netzan-
schlussprüfung

Redispatch inkl.
▪ Freileitungsmonitoring
▪ Reaktive Netzführung 

(Netzbooster)
▪ HGÜ-/PST-Fahrweisen
▪ Einspeisemanagement

▪ Cross-border Potential

Ergebnisse
▪ Engpassarbeit /-

häufigkeit
▪ Redispatchmenge / -

kosten



 

 

Szenarienentwicklung und Methodik 

8 

setzt angenommenen Ausbau des bestätigten NEP 2035 (2021) bzw. TYNDP 2020 hinausgehen
den, erforderlichen Netzausbau handelt, um die Lösbarkeit des Redispatchs innerhalb der Sze
narien dieser Studie zu gewährleisten. Dabei wird Netzausbauzustand definiert, der zwar wei
terhin arbiträre Abtausche mit den erforderlichen Redispatchbedarfen ermöglicht, jedoch für 
alle Szenarien einheitlich definiert ist. Damit kann unter der für diese Studie angestrebte Ver
gleich von verschiedenen (Strommarkt-)Szenarien und unterschiedlichen Offshore-Netzkonfigu
rationen plausibel vorgenommen werden.  

2.3 Ausbauziele Wind Offshore 

Für viele Parameter des Untersuchungsrahmens konnte auf die Vorarbeiten im Rahmen der 
LFS 3 zurückgegriffen werden. Für die Parametrierung des Offshore-Windausbaus wurde jedoch 
explizit von den LFS 3 abgewichen, um die veränderten nationalen Ausbauziele in Deutschland 
sowie den übrigen europäischen Ländern zu berücksichtigen.  

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

 

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

Variante „52,5 GW Offshore“ 
Die Parametrierung der Ausbauziele in dieser Variante wurde in einem vierschrittigen Verfahren 
ermittelt. Zunächst wurde auf Basis einer Literaturanalyse und in Abstimmung mit dem Auftrag
geber ein Szenario für den langfristigen Offshore-Windausbau bis 2050 festgelegt (Schritt 1). 
Gewählt wurde das Szenario Mix des Impact Assessment der RED III, welches für 2050 eine Off-
shore-Windkapazität von 330 GW für die EU-27-Länder vorsieht. Dieses Ausbauziel wurde an
schließend auf Basis der relativen Verteilung der Offshore-Windkapazitäten im Szenario Distri
buted Energy des TYNDP 2022 der ENTSO-E regionalisiert und auf 2040 interpoliert (Schritt 2). 
In einem weiteren Schritt 3 wurden die so ermittelten Werte für den nationalen Offshore-Wind
ausbau mit den verkündeten nationalen Ausbauzielen1 abgeglichen und ggf. nach oben korri
giert. Berücksichtigt wurden nationale Ausbauziele dabei nur, wenn sie über den in Schritt 2 
ermittelten Ausbauzielen lagen und damit ein hohes Ambitionsniveau erkennen ließen. In einem 

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

1) Wahl des 
Ausbauszenarios:
RED III Impact 
Assessment 

2) Regionalisierung 
des Ausbauszenarios 
und Interpolation auf 
2040:
TYNDP 2022 Szenario 
Distributed Energy

3) Korrektur des 
Ausbauszenarios 
(nach oben): 
Nationale Ziele und 
Strategien, MSPs

4) Kompatibilität mit 
dem Untersuchungs-
rahmen (Erzeugungs-
kapazitäten) wird 
geprüft

5) Skalierung des
Ausbaus nach oben 
entsprechend 
WindSeeG

Variante 
„70 GW Offshore“

Variante 
„52,5 GW Offshore“
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Abbildung 2-5: Offshore-Windausbau in der Variante "70 GW Offshore-Ausbau" 

2.4 Energiewirtschaftliche Rahmenannahmen 

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

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

Die Brennstoff- und CO2-Preise für das modellierte Zieljahr 2040 wurden ebenfalls aus den An
nahmen und Ergebnissen des Szenarios TN Strom der LFS 3 übernommen. Für Erdgas sind es 
22 EUR2021 je MWhth, für Steinkohle 6,25 EUR2021 je MWhth

3 und für CO2-Zertifikate 125 EUR2021 
je Tonne CO2. Für Import-Wasserstoff liegt der Preis bei 91 EUR2021 je MWhth. Beim Vergleich 
der variablen Einsatzkosten von Erdgas und Wasserstoff zur Verstromung ist festzuhalten, dass 
Wasserstoff bei Unterstellung des Importpreises von 91 EUR2021 je MWhth und der oben genann
ten Preise für Erdgas und CO2 in diesem Szenario nicht konkurrenzfähig zu Erdgas ist.4 Es ist 
jedoch zu beachten, dass sich die vorliegende Analyse nicht mit Fragen zur Wirtschaftlichkeit 

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

4 Einsatzkosten Erdgas in EUR2021/MWhth, bei Annahme eines CO2-Emissionsfaktors für Erdgas von 0,2016 tCO2/MWhth=  
 22 EUR2021/MWhth + 0,2016 tCO2/je MWhth x 125 EUR2021/tCO2 = 47 EUR/MWhth 



 

 

Szenarienentwicklung und Methodik 

14 

Basis der jüngeren Historie als mittleres Wetterjahr für das gesamte Dargebot an Wind- und 
Sonnenenergie in Deutschland bzw. Mittelwesteuropa betrachtet werden kann. 

Die Entwicklung der durchschnittlichen Volllaststunden für die Offshore-Windenergie in 
Deutschland sowie in der gesamten Nord- und Ostsee-Erzeugungsflotte wird in der Modellie
rung im Vergleich zu den Langfristszenarien noch einmal genauer betrachtet. Durch die erhöhte 
räumliche Auflösung in der deutschen AWZ ist eine genauere Betrachtung der für Offshore-
Windparks verfügbaren Flächen nötig. Um auf den im FEP ausgewiesenen Flächen die genann
ten Leistungen installieren zu können, muss die im Modell angenommene Leistungsdichte ge
genüber den Langfristszenarien von ca. 6,6 MW/km² auf 10 MW/km² erhöht werden9. Im Zuge 
dieser Erhöhung der Leistungsdichte werden im Modell auch die angenommenen Verluste auf
grund von Nachlaufeffekten erhöht. So sinkt der Faktor für die Windparkeffizienz im von 63 % 
auf 51 %, was zu einer Abnahme der durchschnittlichen Volllaststunden um ca. 10 % gegenüber 
den Langfristszenarien führt, also von ca. 4.400 auf ca. 4.000 Volllaststunden in der deutschen 
Nordsee. Diese veränderten Annahmen werden neben Deutschland auch in Belgien verwendet, 
da dort ebenfalls erhöhte Leistungsdichten bei Offshore-Windparks zu beobachten sind10. Im 
übrigen europäischen Ausland werden dagegen die Annahmen aus den Langfristszenarien über
nommen. 

Vor dem Hintergrund neuer Erkenntnisse zu großräumigen Nachlaufeffekten wird zusätzlich 
eine Variante mit verringerter durchschnittliche Volllaststundenzahl von Offshore-Windparks 
in Deutschland untersucht. Da die Rückwirkung der Windparks auf die Windgeschwindigkeit im 
Modell nicht explizit abgebildet werden kann, werden dafür ebenfalls pauschal die angenom
menen Verluste aufgrund von Nachlaufeffekten erhöht, indem der Faktor für die Windparkeffi
zienz von 51 % (in der Standardausprägung der Szenarien, s. o.) für die Variante mit niedrigeren 
Volllaststunden nun auf 39 % gesenkt wird. Dadurch sinken die durchschnittlichen Volllaststun
den auf ca. 3.400 in der deutschen Nordsee, so wie es auch im Entwurf des FEP11 vom 01.07.2022 
(basierend auf Berechnungen des Fraunhofer IWES) angenommen wird. Außerhalb Deutsch
lands bleiben die Volllaststunden in der Sensitivität gegenüber dem Basisszenario unverändert. 

2.5 Entwicklung der Netztopologien (Offshore-Netzkonfigurationen) 

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

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

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

11 https://www.bsh.de/DE/THEMEN/Offshore/Meeresfachplanung/Flaechenentwicklungsplan/_Anlagen/Down
loads/FEP_2022_2/220701_FEP_Entwurf.pdf 

https://www.windguard.com/publications-wind-energy-statistics.html?file=files/cto_layout/img/unternehmen/veroeffentlichungen/2018/Capacity%20Density%20of%20European%20Offshore%20Windfarmslr.pdf
https://www.windguard.com/publications-wind-energy-statistics.html?file=files/cto_layout/img/unternehmen/veroeffentlichungen/2018/Capacity%20Density%20of%20European%20Offshore%20Windfarmslr.pdf
https://www.bsh.de/DE/THEMEN/Offshore/Meeresfachplanung/Flaechenentwicklungsplan/_Anlagen/Downloads/FEP_2022_2/220701_FEP_Entwurf.pdf
https://www.bsh.de/DE/THEMEN/Offshore/Meeresfachplanung/Flaechenentwicklungsplan/_Anlagen/Downloads/FEP_2022_2/220701_FEP_Entwurf.pdf
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grundsätzlichen Ideen zu geplanten Projekten (insbes. North Sea Energy Island, North Sea Wind 
Power Hub, LanWin Hub, Eurobar) berücksichtigt. Ziel der Untersuchungen ist aber nicht die 
detaillierte Analyse einzelner dieser Projekte, sondern eine grundsätzliche Einordnung des Nut
zens einer erhöhten Vermaschung. Daher orientieren sich die nachfolgend entwickelten Topo
logien zwar grundsätzlich an geplanten Projekten und an den Ausgestaltungsoptionen entspre
chend „North Seas Energy Clusters“12, um die grundsätzlichen Wirkungen aufzuzeigen, stellen 
aber keine konkrete Projektplanung dar.  

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

2.5.1 Grundsätzliche Konzeptionierung von hybriden Offshore-Anbindungen  

Zur Analyse möglicher Netzkonfigurationen für das erste Vergleichsszenario wird sowohl der 
Bedarf an Netzanschlusskapazität für Offshore-Windenergieanlagen als auch an langfristiger In
terkonnektor-Kapazität berücksichtigt.  

Der Bedarf an Netzanschlusskapazität für Offshore-Anlagen ergibt sich dabei zunächst aus deren 
installierter Leistung, die im Rahmen der zuvor beschriebenen Ausbauziele (Abschnitt 2.3) in 
Form von zwei Varianten („70 GW Offshore“ und „52,5 GW Offshore“) festgelegt wurde. Als 
Indikator für langfristige Bedarfe für Offshore-Übertragungskapazitäten wurde hier das Szenario 
TN-Strom der LFS 3 herangezogen. Dort ist bis in das auch hier betrachtete Jahr 2040 ein gegen
über heute deutlicher Ausbaubedarf der Interkonnektor-Kapazitäten im Nord- und Ostseeraum 
zu erkennen. Dieser Bedarf geht ebenfalls über die in dieser Studie angenommenen Kapazitäten 
entsprechend des TYNDP 2020 hinaus, sodass die Analyse eine Vermaschung der Offshore-An
bindung und in diesem Maße eine Erhöhung der Interkonnektor-Kapazitäten untersuchungs
würdig erscheint.  

Da für unterschiedliche installierte Leistungen von Offshore-Windenergieanlagen auch unter
schiedliche Vermaschungsgrade sinnvoll sein könnten, werden für die beiden Varianten mit un
terschiedlichen Offshore-Ausbauzielen auch unterschiedliche Vermaschungsleistungen ange
nommen. Neben der installierten Leistung ist auch die regionale Verortung der Offshore-Kapa
zitäten für die Sinnhaftigkeit verschiedener Vernetzungsoptionen maßgeblich. Um die Unter
schiede zwischen den betrachteten Varianten und der regionalen Verortung von Offshore-Wind
parks in diesen zu vergleichen, zeigt Abbildung 2-7 die indikative Verortung der relevanten in
stallierten Leistungen in der Nordsee und Abbildung 2-8 die entsprechenden Werte für die Ost
see. Als Grundlage für diese Kartendarstellung dient die „Global Offshore Map“13 von 4COffs
hore, auf der neben bereits bestehenden auch in Bau befindliche oder geplante Windparks wie 
auch Entwicklungsflächen der einzelnen Länder eingezeichnet sind. Für die indikativen Veror

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

1313 https://map.4coffshore.com/offshorewind/ (letzter Abruf 14.11.2022) 

https://map.4coffshore.com/offshorewind/
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tung der in den Szenariovarianten betrachteten Offshore-Leistungen auf diese Flächen sind ne
ben der Umsetzung in der Modellierung auch weitere verfügbare Informationen wie nationale 
Ausbaupläne etc. berücksichtigt. 

 

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

 

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

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

Die grundlegende Konzeptionierung der in dieser Studie untersuchten hybriden Anbindungen 
von Offshore-Windenergieanlagen im ersten Vergleichsszenario wird in den folgenden Erläute
rungen „Hybride Offshore-Anbindungkonzepte in der Nordsee“ (Abschnitt 2.5.2) und „Hybride 
Offshore-Anbindungskonzepte in der Ostsee“ (Abschnitt 2.5.3) zunächst im Überblick dargelegt. 
Anschließend werden in Abschnitt 2.5.4 die Annahmen zu konkreten Leistungen für die Verma
schung in den unterschiedlichen Offshore-Ausbau-Varianten definiert. 

2.5.2 Hybride Offshore-Anbindung in der Nordsee 

Als erstes Konzept für eine hybride Offshore-Anbindung wird hier das „Nordsee-Hub 1“ definiert 
(siehe rote Markierungen in Abbildung 2-9). Dieses stellt den Zusammenschluss „weit außen“ in 
den jeweiligen AWZ liegender Windparks dar und es werden die Länder Deutschland (DE), Dä
nemark (DK), Norwegen (NO) und das Vereinigte Königreich (UK) vernetzt. Für die Modellierung 
von Nordsee-Hub 1 in den Markt-Netz-Berechnungen wird als konkrete Ausprägung dieser hyb
riden Offshore-Anbindung ein „Hub-Knoten“ modelliert, über den die relevanten Gebiete ver
knüpft werden. Diese Modellierung bietet den Vorteil von erhöhter Flexibilität in der Ausnut
zung der Vermaschung (im Vergleich zu Land-zu-Land-Verbindungen), wobei die geografische 
Lage des Hub-Knotens in Abbildung 2-9 ausschließlich für Darstellungszwecke konkret gesetzt 
wurde und keine Annahme über die tatsächliche Verortung eines solchen Hub-Knotens darstellt. 
In Abbildung 2-9 stellen die vollständig roten Linien die Verbindungen zwischen den Offshore-
Windparks und dem Hub-Knoten dar, während die gestrichelten Linien die Anbindung der Wind
parks an das Festland symbolisieren.  

 

Abbildung 2-9: Nordsee-Hub 1: Beteiligte Länder / Offshore-Flächen und Modellierung 
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Abbildung 2-11: Nordsee-Hub 3: Beteiligte Länder / Offshore-Flächen und Modellierung 

2.5.3 Hybride Offshore-Anbindung in der Ostsee 

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

 

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

 

Abbildung 2-13: Ostsee-Hub 2: Beteiligte Länder / Offshore-Flächen und Modellierung  

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

2.5.4 Konkrete Annahmen zu hybriden Kapazitäten  

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

Nordsee 
Abbildung 2-14 zeigt die Kapazitäten für die in Abschnitt 2.5.2 dargestellten und für das erste 
Vergleichsszenario dieser Studie modellierten Nordsee-Hubs im Vergleich der Varianten „70 GW 
Offshore“ und „52,5 GW Offshore“.  
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Abbildung 2-14: Annahmen zu hybriden Kapazitäten in der Nordsee im Vergleich der Varian
ten „70 GW Offshore“ und „52,5 GW Offshore“ 

Es ist zu erkennen, dass die auf der linken Seite für die Variante „70 GW Offshore“ dargestellten 
hybriden Kapazitäten überwiegend höher sind als die für die Variante „52,5 GW Offshore“ auf 
der rechten Seite. Am stärksten fällt dieser Unterschied bei Nordsee-Hub 1 aus (rot, „weit au
ßen“ liegende Windparks). Dort werden in der Variante „70 GW Offshore“ zwischen DE und UK 
und dem Hub-Knoten (NH1) 15 GW hybride Anbindung, die in der Variante „52,5 GW Offshore“ 
mit 10 GW nur etwa zwei Drittel der Kapazität haben. Die Integration von NO in das Nordsee-
Hub 1 erfolgt mit 5 GW (Variante „52,5 GW Offshore“: 3 GW) und DK wird mit 11 GW (10 GW) 
eingebunden. Im Nordsee-Hub 2 (grün, rund um die Deutsche Bucht) fallen die Unterschiede 
etwas geringer aus: die Verbindungen zwischen DK und DE (und die zugehörigen Anbindungen 
an das Festland) liegen bei „70 GW Offshore“ in einer Höhe von 11 GW (10 GW bei „52,5 GW 
Offshore“), die Verbindung NL-DE bei 5 GW (4 GW). Auch die Kapazitäten für Nordsee-Hub 3 
sind in der Variante „70 GW Offshore“ teilweise stärker dimensioniert. Die Anbindung von BE 
an NH3 ist aufgrund der Annahme einer unveränderten Leistung der Offshore-Windenergiean
lagen zwischen den beiden Varianten mit etwa 6 GW zwar ebenfalls gleich. Die Anbindungen 
nach UK und NL, die in der Variante „52,5 GW Offshore“ mit 6 GW (UK) und 4 GW (NL) angebun
den sind, liegen bei „70 GW Offshore“ mit 7 GW beide über diesen Werten.  

Zusätzlich zu den hybriden Interkonnektoren, die durch die Vernetzung der Offshore-Windparks 
modelliert werden, unterscheiden sich die Varianten auch durch die Höhe der Leistung der Offs
hore-Windparks, die an die entsprechenden Nordsee-Hubs angeschlossen werden. Grundsätz
lich wird für das erste Vergleichsszenario davon ausgegangen, dass die in die Hubs integrierte 
Leistung der Offshore-Windparks vollständig auch an das Festland angebunden ist (d. h., wenn 
z. B. 15 GW der deutschen Offshore-Windparks an einen Hub angebunden sind, ist auch die An
bindungsleitung an das Festland entsprechend dimensioniert). Die an die Hubs angeschlossenen 
Leistungen der Offshore-Windenergieanlagen ist im Vergleich der beiden Varianten in Ta
belle 2-1 dargestellt. Für DE beträgt die Summe der hybrid angebundenen Offshore-Leistungen 
demnach in der Nordsee 26 GW für die Variante „70 GW Offshore“, während sie für „52,5 GW 
Offshore“ bei 20 GW liegt.  
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Tabelle 2-1: An hybride Kapazitäten angebundene Leistungen für Offshore-Windparks in der 
Nordsee im Vergleich der Varianten „70 GW Offshore“ und „52,5 GW Offshore“ 

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

 

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

Auch hier ist (analog zu den Darstellungen zur Nordsee) zu erkennen, dass die auf der linken 
Seite für die Variante „70 GW Offshore“ dargestellten hybriden Kapazitäten überwiegend höher 
sind als die für die Variante „52,5 GW Offshore“ auf der rechten Seite. Da die installierten Leis
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tungen der Offshore-Windenergie in der Ostsee im Verhältnis zur Nordsee jedoch deutlich ge
ringer sind, ist auch die angenommene Vernetzung und die Unterschiede zwischen den Varian
ten in absoluter Höhe geringer als in der Nordsee. Im Ostsee-Hub 1 (gelb, Erweiterung Bornholm 
Energy Island) wird in Variante „70 GW Offshore“ eine mit 3 GW gegenüber „52,5 GW Offshore“ 
(2,5 GW) leicht erhöhte Anbindung von PL an OH2 angenommen. Die Vernetzung von SE und PL 
in Ostsee-Hub 2 fällt mit 3 GW ebenfalls leicht höher aus (vgl. Variante „52,5 GW Offshore“: 2 
GW). Tabelle 2-2 zeigt die in der Ostsee über hybride Kapazitäten angeschlossenen Offshore-
Leistungen im Vergleich der beiden Varianten zum Offshore-Ausbau. Für DE liegt die Summe der 
hybrid angebundenen Offshore-Leistungen in der Ostsee sowohl in der Variante „70 GW Offs
hore“ als auch „52,5 GW Offshore“ bei 3 GW.  

 

Tabelle 2-2: An hybride Kapazitäten angebundene Leistungen für Offshore-Windparks in der 
Ostsee im Vergleich der Varianten „70 GW Offshore“ und „52,5 GW Offshore“ 

2.6 Übersicht über betrachtete Szenariovarianten und Sensitivitäten  

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

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

Als zusätzliche Ausprägung des Szenarios wird für die Variante „70 GW Offshore“ eine Berech
nung mit niedrigeren VLS berechnet. 

Erstes Vergleichsszenario 
Auch im ersten Vergleichsszenario werden die o. g. Varianten bezüglich der Ausbaupfade der 
Offshore-Windenergie betrachtet. Da wie in Abschnitt 2.5 dargestellt mit der Höhe des Ausbaus 
der installierten Leistung der Offshore-Windanlagen auch die etwaig sinnvolle Vernetzung über 
hybride Kapazitäten zusammenhängt, wird für jede dieser Varianten eine separate Ausprägung 
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Szenario Variante Offshore- 
leistung DE 

Elektrolyse
leistung DE 

Anschlusskon
zept Offshore 

VLS  
Offshore 

Ausgangs- 
szenario 

70 GW  
Offshore 70 GW 10 GW Radiale  

Anbindung ~4.000 h 

52,5 GW  
Offshore 52,5 GW 10 GW Radiale  

Anbindung ~4.000 h 

Niedrige VLS 70 GW 10 GW Radiale  
Anbindung ~3.400 h 

Erstes  
Vergleichs- 

szenario 

70 GW Offs
hore 70 GW 10 GW 

26 GW in Nord
see-Hubs, 3 GW 

in Ostsee-Hub 
~4.000 h 

Referenz 
Heimatmarkt 70 GW 10 GW 

26 GW in Nord
see-Hubs, 3 GW 

in Ostsee-Hub 
~4.000 h 

Referenz  
Vernetzung 70 GW 10 GW 

Radiale Anbin
dung + 20 GW 

Nordsee-Inter
konnektoren 

(Ostsee 3 GW) 

~4.000 h 

52,5 GW  
Offshore 52,5 GW 10 GW 

20 GW in Nord
see-Hubs, 3 GW 

in Ostsee-Hub 
~4.000 h 

Niedrige VLS 70 GW 10 GW 
26 GW in Nord
see-Hubs, 3 GW 

in Ostsee-Hub 
~3.400 h 

Zweites  
Vergleichs- 

szenario 

Elektrolyse  
auf See 70 GW 

27,5 GW  
(davon 10 

GW auf See) 

Radiale  
Anbindung ~4.000 h 

Elektrolyse  
an Land 70 GW 27,5 GW Radiale  

Anbindung ~4.000 h 

Niedrige VLS 70 GW 27,5 GW Radiale  
Anbindung ~3.400 h 

Tabelle 2-3: Übersicht über betrachtete Szenarien und Varianten differenziert nach Offshore
leistung in DE, Elektrolyseleistung in DE sowie Anschlusskonzept und Volllast
stunden der Offshore-Windparks (Markierung in grün = Änderung gegenüber 
Ausgangsszenario in der Variante „70 GW Offshore“) 
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3 Ergebnisse der Strommarktsimulationen 
Als Ergebnis der Marktrechnungen liegen je Rechnung die installierte Leistung je Energieträger, 
die Erzeugungsbilanz, der Stromverbrauch je Verbrauchskategorie (klassischer Stromverbrauch 
und Flexibilitäten) sowie die resultierenden Strompreise in stündlicher Auflösung vor.  

In den folgenden Abschnitten werden die Ergebnisse je Szenario ausführlich präsentiert. Ab
schnitt 3.1 fasst die Ergebnisse des Ausgangsszenarios zusammen, während in Abschnitt 3.2 das 
erste und in Abschnitt 3.3 das zweite Vergleichsszenario behandelt wird. 

Für jede Strommarktsimulation werden die Ergebnisse einerseits für Deutschland (DE) und an
dererseits für „Europa“ ohne Deutschland gezeigt. Das hier als „Europa“ bezeichnete Modellge
biet umfasst die in der nachfolgenden folgende, in der Modellierung berücksichtigte Länder: AT, 
BE, CH, CZ, DK, DE, ES, FI, FR, GB, IT, LU, NL, NO, PL, SE. 

Kürzel Land 

AT Österreich 

BE Belgien 

CH Schweiz 

CZ Tschechien 

DK Dänemark 

DE Deutschland 

ES Spanien 

FI Finnland 

FR Frankreich 

GB Großbritannien 

IT Italien 

LU Luxemburg 

NL Niederlande 

NO Norwegen 

PL Polen 

SE Schweden 

Tabelle 3-1: Betrachtetes Modellgebiet im Rahmen der Strommarktsimulationen 

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

▪ installierte Leistung nach Energieträgern bzw. Technologien 

▪ Stromverbrauch nach Verbrauchskategorien bzw. Technologien 

▪ Erzeugungsbilanzen nach Energieträgern bzw. Technologien 

▪ Strompreiskennzahlen 
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Dabei werden die relevanten Kennzahlen für die Vergleichsszenarien mittels Differenzauswer
tungen in Relation zu den Ergebnissen des Ausgangsszenarios gestellt und die Effekte erklärt 
und interpretiert.  

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

3.1 Ausgangsszenario 

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der Strommarktsimulation des Ausgangsszenarios 
für die Varianten „70 GW Offshore“, „52,5 GW Offshore“ und „Niedrige VLS“ vorgestellt. Zu
nächst werden die Ergebnisse für Deutschland und anschließend für die weiteren modellierten 
Länder Europas dargelegt. 

3.1.1 Deutschland 

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

Wie in Abschnitt 2.6 beschrieben, wird in der Variante „70 GW Offshore“ gegenüber dem Sze
nario TN-Strom der LFS3, in dem im Jahr 2040 eine Leistung von Offshore-Windenergieanlagen 
in Höhe von 40 GW vorhanden ist, ein beschleunigter Ausbaupfad für Wind Offshore unterstellt. 
Um die Gesamterzeugung aus Windenergie unverändert zu halten, wird ein Abtausch von Wind 
Onshore- zu Offshore-Leistung durchgeführt. Aufgrund der höheren VLS von Offshore-Anlagen 
fällt trotz zusätzlicher 18 GWel Offshore-Leistung die Gesamtleistung für Windenergieanlagen in 
dieser Variante um 8 GWel geringer aus als in der Variante „52,5 GW Offshore“. Dies ist dadurch 
begründet, dass die zusätzlichen 18 GWel Wind Offshore eine Wind Onshore-Leistung von ins
gesamt 26 GWel kompensieren. Dies resultiert in einer Onshore-Leistung von 93 GWel in der Va
riante „70 GW Offshore“ im Vergleich zu 119 GWel in der Variante „52,5 GW Offshore“ und 
132 GW Wind Onshore-Leistung im Szenario TN-Strom der LFS 3. Die installierte Leistung in der 
Variante „Niedrige VLS“ entspricht der Leistung in der der Variante „70 GW Offshore“. 

Ein Überblick über die installierten Leistungen im Ausgangsszenario ist in Abbildung 3-1 darge
stellt.  
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Abbildung 3-1: Installierte Leistungen (Erzeugung und Flexibilitäten16) im Ausgangsszenario 
in Deutschland 2040 

Stromverbrauch 
Analog zur installierten Leistung der Erzeugung und Flexibilitäten entsprechen die Grundannah
men zum Stromverbrauch dem Szenario TN-Strom der LFS 3, die einen starken Ausbau der 
Stromdirektnutzung und damit auch der Sektorenkopplung unterstellen. In der Variante „70 GW 
Offshore“ ergibt sich daraus für das Jahr 2040 ein Gesamtstromverbrauch von 910 TWhel, wovon 
618 TWhel auf den Verbrauch klassischer Stromanwendungen (u. a. Beleuchtung, Haushaltsge
räte, Gewerbestrom, Schienenverkehr) und 294 TWhel auf die (teilweise) flexiblen Verbraucher 
H2-Elektrolyse, Power-to-Heat (PtH) und E-Mobilität entfallen. 

Aufgrund des gewählten Modellierungsansatzes (Dispatch-Modell unter Verwendung von jähr
lichen Rahmenparametern auf Basis der Ergebnisse des Szenarios TN-Strom der LFS 3) werden 
dem Strommarktmodell im Bereich der Stromnachfrage nur wenig Optimierungsmöglichkeiten 
gegeben. Klassische Stromverbräuche (ohne Flexibilität) werden als unelastisch modelliert. Der 
Großteil flexibler Stromverbraucher, wie z. B. (dezentrale) Wärmepumpen, Elektromobilität und 
H2-Elektrolyseure kann in der Strommarktsimulation dahingehend optimiert werden, als dass 
Verbrauchszeitpunkte, ggf. ausgehend von einer bedarfsgerechten/typischen Basisverbrauchs
struktur, verschoben werden können. Auf Jahresbasis bleibt die Summe dieser Stromverbräuche 
allerdings weitestgehend17 unverändert. Lediglich im Einsatz von Elektroheizkesseln zur Nah- 
und Fernwärmeerzeugung (PtH-E-Kessel) sowie beim industriellen Lastmanagement kann das 
Modell zusätzliche Stromnachfrage generieren oder Stromnachfrage kurzfristig abwerfen. Zu
sätzliche Nachfrage entsteht durch Wärmeerzeugung mit PtH-E-Kesseln sofern dies, in einzelnen 
oder mehreren Stunden, kostengünstiger ist als die Wärmeerzeugung aus KWK-Kraftwerken 
und/oder Heizwerken. Lastreduktion findet bei DSM-Potenzialen der Industrie bei sehr hohen 

 
16 „Flexibilitäten“ = Demand Side Management (DSM) und Netzersatzanlagen 

17 Ausnahme: Effizienzverluste, bspw. bei Wärmepumpen, die durch Lastverschiebung entstehen können. 
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kann für die CO2-Emissionen lediglich eine Maximal-Abschätzung vorgenommen, die für den 
Fall gilt, dass die gasbasierte Stromerzeugung gänzlich ohne Wasserstoff stattfindet.  

Die maximalen CO2-Emissionen in der deutschen Stromerzeugung im Ausgangsszenario betra
gen:  

▪ 97,1 Mio. t CO2 in der Variante „70 GW Offshore“, 

▪ 96,2 Mio. t CO2 in der Variante „52,5 GW Offshore” und  

▪ 98,7 Mio. t CO2 in der Variante „Niedrige VLS“. 

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

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

[EUR2021/MWh] 70 GW Offshore 52,5 GW Offshore Niedrige VLS 

Mittelwert 41,9 43,9 46,8 

25 %-Quantil 5,4 6,7 4,6 

Median 25,9 34,4 46,8 

75 %-Quantil 82,4 82,2 82,2 

Maximum 539,0 523,8 474,7 

Tabelle 3-2: Strompreiskennzahlen im Ausgangsszenario in Deutschland 2040 

3.1.2 Europa 

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

Der Abtausch von Offshore- zu Onshore-Leistung für die Variante „52,5 GW Offshore“ resultiert 
für Europa in einer installierten Leistung von Wind Offshore von insgesamt 184 GWel (-49 GWel 
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Abbildung 3-6: Erzeugungsbilanz im Ausgangsszenario in Europa (ohne DE) 2040 

CO2-Emissionen 
Die maximalen22 CO2-Emissionen der Stromerzeugung im modellierten Ausland im Ausgangssze
nario betragen  

▪ 220 Mio. t CO2 in der Variante „70 GW Offshore“, 

▪ 223 Mio. t CO2 in der Variante „52,5 GW Offshore” und  

▪ 225 Mio. t CO2 in der Variante „Niedrige VLS“. 

3.2 Erstes Vergleichsszenario 

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

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

3.2.1 Deutschland 

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

 
22 Bei Unterstellung vollständiger Abwesenheit von Wasserstoff in der Stromerzeugung. 
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 Strompreiskennzahlen für Deutschland 2040 im ersten Vergleichsszenario 
Differenzen zum Ausgangsszenario  

[EUR2021/MWh] 26 70 GW  
Offshore 

Referenz 
Heimatmarkt 

Referenz  
Vernetzung 

52,5 GW  
Offshore Niedrige VLS 

Mittelwert -11,1 -12,6 -14,7 -6,8 -11,6 

25%-Quantil -3,7 -5,6 -7,7 -1,2 -0,7 

Median -14,7 -15,4 -15,9 -16,0 -32,1 

75%-Quantil -23,1 -23,2 -22,9 -2,1 -14,9 

Maximum -233,5 -233,2 -230,7 -193,3 -164,3 

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

3.2.2 Europa 

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

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

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

Dabei sind folgende Auswirkungen der Offshore-Vernetzung in den europäischen Nachbarlän
dern festzuhalten. Zunächst zeigt sich eine bessere Integration der EE-Einspeisung in die Strom
märkte, und zwar durch EE-Abregelungen, die um 54 TWh in der Variante „52,5 GW Offshore“ 
(gegenüber dem Ausgangsszenario in der Variante „52,5 GW Offshore“) bis zu 75 TWh in der 
Variante „Referenz Vernetzung“ (gegenüber dem Ausgangsszenario in der Variante „70 GW 
Offshore“) geringer ausfällt.27 Durch die höhere EE-Einspeisung werden in der Folge Kernkraft- 
und Gas-/H2-basierte Stromerzeugung verdrängt und die Netto-Exporte (negative Netto-Im
porte) weiter gesteigert. 

 
26 Die Differenzen der Preiskennzahlen gelten jeweils für den Vergleich mit der gleichnamigen Variante des Ausgangsszenarios. Das 
Erstes Vergleichsszenario „Referenz Vernetzung“ wird mit dem Ausgangsszenario in der Variante „70 GW Offshore“ verglichen. 

27 Die Differenzen bei der EE-Abregelung sind in der Abbildung positiv abgebildet, da die EE-Abregelungen (in absoluten Zahlen) in 
die Erzeugungsbilanzen mit negativem Vorzeichen eingehen. Weitere EE-Abregelungen ergeben sich bei den Redispatch-Simulatio
nen (s. Abschnitt 4) 
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Abbildung 3-9: Erzeugungsbilanzen im ersten Vergleichsszenario in Europa (ohne DE) 2040 

 

Abbildung 3-10: Erzeugungsbilanzen im ersten Vergleichsszenario für Europa (ohne DE) 2040: 
Differenzen zur jeweiligen Variante des Ausgangsszenarios (ein positiver 
Wert für EE-Abregelung bedeutet, dass weniger Abregelung als im Ausgangs
szenario erforderlich ist) 

CO2-Emissionen 
Die maximalen28 CO2-Emissionen der Stromerzeugung im modellierten Ausland (Europa) im ers
ten Vergleichsszenario sind der nachfolgenden Tabelle zu entnehmen.  

 
28 Bei Unterstellung vollständiger Abwesenheit von Wasserstoff in der Stromerzeugung. 
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[Mio. t CO2] absolut Differenz zum  
Ausgangsszenario 

70 GW Offshore 215 -5,2 

Referenz Heimatmarkt 214 -6,1 

Referenz Vernetzung 213 -7,2 

52,5 GW offshore 220 -3,3 

Niedrige VLS 217 -8,1 

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

3.2.3 Offshore Hub-spezifische Ergebnisse 

Variante "70 GW Offshore" 
Im Rahmen der Marktergebnisse sind im Bereich der Offshore-Hubs vor allem die Ergebnisse in 
Bezug auf die Nutzungsformen Abtransport der auf See erzeugten Windstromerzeugung und 
Durchleitung von Stromflüssen, d.h. Nutzung der Hub-Anbindungen als multidirektionale Strom
transferleitungen von Interesse.  

In Abbildung 3-11 sind für jeden Hub die Stromerzeugung sowie die Stromdurchleitungen dar
gestellt. Dabei ist zu erkennen, dass die Netzinfrastruktur sämtlicher Hubs nicht nur zum Ab
transport des offshore erzeugten Windstroms genutzt werden, sondern auch zur Durchleitung 
von Stromflüssen aus angrenzenden Gebotszonen in andere angrenzende Gebotszonen (Durch
leitung). Das Ausmaß der Hub-Nutzungen fällt dabei recht unterschiedlich aus. Die Deutschen 
Hub-Anbindungen werden mit 103 TWh in etwa so stark zur Durchleitung genutzt, wie zum Ab
transport des offshore erzeugten Stroms (98 TWh) – der Nutzen der Netzinfrastruktur geht hier 
also sehr weit über den einer einfachen Anbindung von Offshore-Erzeugungsleistung ans Fest
land hinaus. In ähnlichem Ausmaß gilt dies für die britischen, niederländischen, belgischen und 
polnischen Hub-Anbindungen. Auch hier sind jeweils die Durchleitungen in vergleichbarer Höhe 
zum erzeugten Windstrom. Die dänische Hub-Netzinfrastruktur wird deutlich weniger zur 
Durchleitung genutzt, die norwegische hingegen fast ausschließlich. 

 

 

Abbildung 3-11: Stromerzeugung und Durchleitung der Offshore Hubs im ersten Vergleichs
szenario (Variante „70 GW Offshore") 2040 
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In Abbildung 3-16 sind die Differenzen der Netto-Importe und EE-Abregelung zum Ausgangssze
nario (Variante „Niedrige VLS) dargestellt, um die Auswirkungen der hybriden Anbindungen auf 
die beiden Größen zu bewerten. Die Ergebnisse fallen sehr ähnlich aus, wie bei hybrider Anbin
dung in der Variante „70 GW Offshore“ (mit höheren VLS). In Deutschland, Belgien, den Nieder
landen und Polen kommt es zu (zusätzlicher) EE-Abregelung, in Deutschland allerdings in deut
lich geringerem Ausmaß als in der Variante mit hohen VLS (BE, NL, PL vergleichbar). In Däne
mark, Großbritannien und Norwegen fällt die Abregelung noch etwas geringer aus als in der 
Variante mit hohen VLS. 

 

Abbildung 3-16: Differenz der Netto-Importe und EE-Abregelung in Ländern mit Offshore-
Hubs im ersten Vergleichsszenario im Vergleich zum Ausgangsszenario (Vari
ante "Niedrige VLS") 2040 

3.3 Zweites Vergleichsszenario 

Nachfolgend werden die Ergebnisse der Marktsimulationen für die Varianten des zweiten Ver
gleichsszenario dargelegt und erläutert. Beim zweiten Vergleichsszenario steht der zusätzliche 
Ausbau von Wasserstoff-Elektrolyseuren im Fokus, der im Lichte des vorliegenden Untersu
chungsgegenstandes als Alternative zu Netzausbau zur Integration von Offshore Windstrom be
trachtet werden kann. Die Ergebnisse werden, wie bei den vorherigen Szenarien zunächst für 
Deutschland und anschließend für das modellierte europäische Ausland dargelegt. 

3.3.1 Deutschland 

Installierte Leistung 
Die installierte Leistung im zweiten Vergleichsszenario entspricht der Variante „70 GW Offs
hore“ des Ausgangsszenarios. Für die entsprechenden Angaben siehe Abschnitt 3.1.1. 

Stromverbrauch 
Analog zum ersten Vergleichsszenario entsprechen die meisten Bestandteile des Stromver
brauchs im zweiten Vergleichsszenario der Variante „70 GW Offshore“ des Ausgangsszenarios. 
Eine Ausnahme bildet, neben den endogen modellierten PtH-E-Kessel, die H2-Elektrolyse auf
grund der erhöhten Elektrolyse-Kapazität in diesem Szenario. Die Stromverbräuche für alle drei 
Varianten des zweiten Vergleichsszenarios sowie zum Vergleich auch für die Variante „70 GW 
Offshore“ aus dem Ausgangsszenario sind in Abbildung 3-17 dargestellt. 
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Abbildung 3-17: Stromverbrauch nach Verbrauchskategorien im zweiten Vergleichsszenario 
in Deutschland 2040 

Es ist zu erkennen, dass der Stromverbrauch der Wasserstoffelektrolyse in den Varianten „Elekt
rolyse an Land“ und „Niedrige VLS“ bei 76 TWhel und in der Variante „Elektrolyse auf See“ bei 
49 TWhel liegt. An dieser Stelle ist darauf hinzuweisen, dass die Verbräuche der Offshore-Elekt
rolyseure (ca. 45 TWhel) nicht in der Summe von 49 TWhel enthalten sind, da diese direkt mit 
den Offshore-Windenergieanlagen (und einer Pipeline) und nicht mit dem Stromsystem verbun
den sind. Des Weiteren fällt auf, dass im zweiten Vergleichsszenario die Verbräuche von PtH-E-
Kesseln in allen Varianten niedriger ausfallen als in der Ausgangsrechnung. Dies liegt an den 
höheren Stromverbräuchen der Elektrolyseurkapazitäten, die bei gleichbleibender Erzeugung 
als zusätzliche Nachfrager auftreten und über ihren Preiseffekt die Wärmeerzeugung mit E-Kes
seln unwirtschaftlicher machen.  

Erzeugungsbilanz 
Die Erzeugungsbilanzen der drei Varianten des zweiten Vergleichsszenarios sowie – zum Ver
gleich – die der Variante „70 GW Offshore“ des Ausgangsszenarios sind in Abbildung 3-18 res
pektive Abbildung 3-19 aufgetragen.  
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Abbildung 3-18: Erzeugungsbilanz im zweiten Vergleichsszenario in Deutschland 2040 

 

Abbildung 3-19: Erzeugungsbilanzen im zweiten Vergleichsszenario Deutschland 2040: Diffe
renzen zur jeweiligen Variante des Ausgangsszenarios 

Der zusätzliche Stromverbrauch für die Elektrolyse im Vergleich zur Ausgangsrechnung wird ins
besondere durch höhere Importe gedeckt. So werden in der Variante „Elektrolyse an Land“ mit 
92 TWhel insgesamt 40 TWhel netto mehr Strom importiert als in der Ausgangsrechnung. In der 
Variante „Elektrolyse auf See“ liegt der Wert der Netto-Importe mit insgesamt 104 TWhel noch 
einmal 12 TWhel höher, was dadurch die Offshore-Elektrolyseure sowie die dazugehörige Wind
stromerzeugungsleistung, die nicht ans restliche Stromnetz angebunden sind, zu erklären ist. 
Unter anderem fällt dort (offshore) durch die windleistungsseitige Überbauung (12 GWel Wind
leistung für 10 GWel Elektrolyseurleistung) in Stunden mit Spitzenerzeugung Abregelung statt. 
Weiterhin stellt die Direktanbindung der Offshore-Elektrolyseure an die Offshore-Windparks 
aus der Perspektive des deutschen (Gesamt-) Stromsystems eine zusätzliche Restriktion für die 
Verteilung des erzeugten Stroms zu den Verbrauchern dar, die stromsystemische Ineffizienzen 
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bzw. Nachfrageflexibilität leisten können. So liegt das Strompreismaximum in der Variante 
„Elektrolyse an Land“ rd. 84 €2021/MWh und in der Variante „Elektrolyse auf See“ rd. 
75 €2021/MWh niedriger als in der Ausgangsrechnung. In der Variante „Niedrige VLS“.  

Strompreiskennzahlen für Deutschland 2040 im zweiten Vergleichsszenario 
Differenzen zum Ausgangsszenario  

[EUR2021/MWh] 32 Elektrolyse an Land Elektrolyse auf See Niedrige VLS 

Mittelwert 3,9 7,2 4,6 

25%-Quantil 2,1 3,6 7,2 

Median 15,6 22,5 4,5 

75%-Quantil -0,1 -0,1 0,0 

Maximum -84,2 -75,1 -14,0 

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

3.3.2 Europa 

Installierte Leistung 
Die installierte Leistung im zweiten Vergleichsszenario ist unverändert zur Variante „70 GW Offs
hore“. Für die entsprechenden Angaben siehe Abschnitt 3.1.2. 

Stromverbrauch 
Der Stromverbrauch im europäischen Ausland wird von den zusätzlichen Elektrolyseurkapazitä
ten in Deutschland kaum berührt. Die exogen festgelegten Verbrauchskategorien bleiben ge
mäß den Annahmen unverändert. Der Verbrauch von E-Kesseln liegt in den Rechnungen des 
zweiten Vergleichsszenarios minimal unterhalb der Variante „70 GW Offshore“ des Ausgangs
szenarios. Die Summen des Stromverbrauchs entsprechen den Summen der Erzeugungsbilanzen 
in Abbildung 3-20. 

Erzeugungsbilanz 
Da die Rahmenannahmen für das europäische Ausland unverändert zur Referenz im Ausgangs
szenario sind, sind die Veränderungen in der Erzeugungsbilanz im zweiten Vergleichsszenario 
auf Effekte der zusätzlichen Elektrolysekapazität in Deutschland zurückzuführen. Die Ergebnisse 
sind dazu in Abbildung 3-20 in absoluten Zahlen und in Abbildung 3-21 als Differenzen zu den 
Varianten des Ausgangsszenarios abgebildet.  

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

 

Abbildung 3-21: Erzeugungsbilanzen im zweiten Vergleichsszenario für Europa (ohne DE) 
2040: Differenzen zur jeweiligen Variante des Ausgangsszenarios 

In Deutschland werden aufgrund des Strombedarfs für diese zusätzlichen Kapazitäten im Ver
gleich zur Ausgangsrechnung größere Mengen Strom importiert. Dies spiegelt sich in der Erzeu
gungsbilanz des europäischen Auslands wider, die den zusätzlichen Importbedarf Deutschland 
decken. So steigen die Nettoexporte von 57 TWhel in der Ausgangsrechnung auf 92 TWhel in der 
Variante „Elektrolyse an Land“, auf 103 TWhel in der Variante „Elektrolyse auf See“. Da die in
stallierte Leistung des Kraftwerksparks sowie der EE-Technologien annahmegemäß unverändert 
bleibt, wird der zusätzliche Stromverbrauch durch höhere Einsatzzeiten der steuerbaren kon
ventionellen Kraftwerke gedeckt. So erhöht sich die Stromerzeugung aus der Kernenergie im 
europäischen Ausland in der Variante „Elektrolyse an Land“ von 325 TWhel auf 341 TWhel und 
auf 344 TWhel in der Variante „Elektrolyse auf See“. Die Stromerzeugung aus Erdgas/H2 erhöht 
sich von 294 TWhel auf 305 TWhel (Elektrolyse an Land) bzw. 312 TWhel (Elektrolyse auf See). Die 
Variante „Niedrige VLS“ setzt auf die Variante „Elektrolyse an Land“ auf. Hier ist ebenfalls eine 
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4 Ergebnisse der Netzbetriebssimulationen 
In diesem Kapitel werden die Ergebnisse der Netzbetriebssimulationen (Redispatch) dargestellt. 
Diese umfassen die ermittelten Redispatchvolumen zur Behebung von Engpässen im deutschen 
Übertragungsnetz (für die Übertragungsnetze im Ausland wird durch den vorab ermittelten 
Netzausbau (siehe Abschnitt 2.2) Engpassfreiheit unterstellt). Für die Darstellung der Redis
patchvolumen wird zwischen den erforderlichen Leistungserhöhungen und Leistungsreduktio
nen der thermischen Kraftwerke sowie notwendigen Abregelungen von EE-Anlagen differen
ziert. Da für die Netzbetriebssimulation eine Bilanzneutralitätsbedingung im betrachteten Mo
dellgebiet gilt, entspricht die Summe aus Leistungsreduktionen der thermischen Kraftwerke und 
den EE-Abregelungen den insgesamt erforderlichen Leistungserhöhungen der thermischen An
lagen. Zusätzlich werden für einige der betrachteten Varianten die räumlichen Verteilungen von 
Engpässen im deutschen Übertragungsnetz und der zur Behebung dieser Engpässe eingesetzten 
Redispatchpotenziale gezeigt. In diesen Abbildungen zur räumlichen Verteilung finden sich auch 
Angaben zu den Kosten, die das Engpassmanagement in der jeweiligen Variante verursacht. 

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

4.1 Ausgangsszenario 

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

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

In Abbildung 4-1 sind die Redispatchvolumen der Varianten „70 GW Offshore“ und „52,5 GW 
Offshore“ des Ausgangszenarios dargestellt.  
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Abbildung 4-3: Redispatchvolumen der Varianten „70 GW Offshore“ und „Niedrige VLS“ des 
Ausgangszenarios im Vergleich 

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

4.2 Erstes Vergleichsszenario 

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

4.2.1 Variante "70 GW Offshore" und Referenzberechnungen 

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

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

 

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

In der Variante „Referenz Heimatmarkt“ wird abweichend von der Parametrierung der Variante 
„70 GW Offshore“ für die hybrid angebundenen Offshore-Windparks keine OBZ angenommen, 
sondern eine Zuordnung zur deutschen Gebotszone (Heimatmarktmodell) unterstellt. Dies führt 
zu höheren Redispatchvolumen als in der Variante mit OBZ (12 TWh gegenüber 4,5 TWh). Dies 
ist unter anderem darauf zurückzuführen, dass in dieser Variante die Einspeisung der hybrid 
angebundenen Offshore-Windparks nicht den Netzrestriktionen im FBMC unterliegt. Auch in der 
„Referenz Heimatmarkt“ sind jedoch geringere Bedarfe als im Ausgangsszenario (14,3 TWh) zu 
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erkennen. In der Variante „Referenz Vernetzung“ ist die gesamte Offshore-Leistung, wie im Aus
gangsszenario, radial in der deutschen Gebotszone angeschlossen und es werden zusätzlich (pa
rallele) Interkonnektoren angenommen. Durch die erhöhten Handelskapazitäten, die in zusätz
lichen Einspeisungen im Norden Deutschland (Importe) resultieren können, steigt das Redis
patchvolumen gegenüber Ausgangsszenario leicht um 0,5 TWh auf insgesamt 14,8 TWh an. 

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

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

 

Abbildung 4-5: Redispatchvolumen der Varianten „52,5 GW Offshore“ und „Niedrige VLS“ 
des ersten Vergleichsszenarios im Vergleich zum Ausgangsszenarios 

4.3 Zweites Vergleichsszenario 
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Abbildung 4-9: Räumliche Verteilung von Engpässen und Redispatchvolumen im deutschen 
Übertragungsnetz der Varianten „Elektrolyseure an Land“ und „Niedrige VLS“ 
im Vergleich zur Variante „Niedrige VLS“ des Ausgangsszenarios 

4.4 Sensitivität netzorientierter Einsatz von Elektrolyseuren 

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

4.4.1 Variante „70 GW Offshore“ im Ausgangsszenario 

Abbildung 4-10 zeigt die Ergebnisse der Variante „70 GW Offshore“ des Ausgangsszenarios im 
Vergleich mit und ohne Elektrolyseureinsatz im Redispatch.  

Ausgangsszenario
„Niedrige VLS“

RD Volumen: 8,2 TWh
RD Kosten: 1,4 Mrd. €/a

RD Volumen: 7,2 TWh
RD Kosten: 1,2 Mrd. €/a

RD Volumen: 8,3 TWh
RD Kosten: 1,4 Mrd. €/a

Zweites Vergleichsszenario
„Elektrolyse an Land“

Zweites Vergleichsszenario
„Niedrige VLS“

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

Standorte:
therm. KW: therm. KW: EE-Abregelung
Leistungserhöhung Leistungsreduktion

200 GWh 1000 GWh
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Abbildung 4-10: Redispatchvolumen der Varianten „70 GW Offshore“ und „Sens. Elektroly
seure: 70 GW Offshore“ des Ausgangszenarios im Vergleich 

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

In Abbildung 4-11 ist die räumliche Verteilung von Engpässen und Redispatchvolumen im deut
schen Übertragungsnetz der Varianten „70 GW Offshore“ des Ausgangsszenarios im Vergleich 
zur Sensitivität Elektrolyseure im Redispatch für dieselbe Variante dargestellt. Für die räumliche 
Allokation der Elektrolyseure sei auf Abschnitt 2.4 verwiesen.  

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

Durch den Einsatz der Elektrolyseure im Redispatch verringert sich die Strommenge, die zur 
Wasserstofferzeugung eingesetzt wird, um insgesamt 0,3 TWh (vergleiche Lasterhöhung und 
Lastsenkung der Elektrolyseure in Abbildung 4-10). Es wird angenommen, dass hieraus ein hö
herer Wasserstoff-Import resultiert. Die dadurch entstehenden Kosten sind in den angegebenen 
Redispatchkosten mit einer pauschalen Abschätzung für die Wasserstoff-Importkosten berück
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5 Bewertung und Handlungsempfehlungen 
In diesem Kapitel wird auf Basis der bis hier gezeigten Ergebnisse der betrachteten Szenariova
rianten und Sensitivitäten eine umfassende und multikriterielle Bewertung (Abschnitt 5.1) der 
in den drei Szenarien „Ausgangsszenario“, „Erstes Vergleichsszenario“ und „zweites Vergleichs
szenario“ betrachteten Offshore-Netzkonzepte vorgenommen. Anschließend werden in Ab
schnitt 5.2 unter Berücksichtigung der Erkenntnisse der Bewertung konkrete Handlungsempfeh
lungen und Hinweise, welche Schritte zum Verfolgen der unterschiedlichen Entwicklungsrich
tungen notwendig und sinnvoll erscheinen, abgeleitet.  

5.1 Bewertung der Szenariovarianten und Sensitivitäten 

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

▪ Kostendifferenzen 

▪ Beiträge zur Umsetzung der Energiewende und zum Klimaschutz 

▪ Betrieb des Offshore-Netzes 

▪ Nutzen durch SDL aus Offshore-Netzanlagen 

▪ Auswirkungen auf Flächenbedarfe und Raumplanung 

▪ Zukunftsfähigkeit 

▪ Versorgungssicherheit 

▪ Koordinationsaufwand und Umsetzbarkeit 

Kostendifferenzen 

 

In diesem Abschnitt werden die für die untersuchten Szenarien und Varianten ausgewerteten 
Kostendifferenzen der Positionen „Stromnachfragedeckung“, „Stromnetzinfrastruktur Offs
hore“, „Engpassmanagement im Stromnetz“, „Wasserstoffinfrastruktur“ und „Wasserstoffnach
fragedeckung“ dargestellt. Verglichen werden dabei jeweils eine Variante und die sich ergeben
den Kostendifferenzen zwischen den Szenarien, für die diese Variante betrachtet wurde, und 
die direkt auf die Unterschiede zwischen den betrachteten Offshore-Netzkonzepten zurückzu
führen sind. Ein Überblick über alle betrachteten Szenarien und Varianten kann Tabelle 2-3 in 
Abschnitt 2.6 entnommen werden. Als Referenz in den Tabellen wird dabei das Ausgangsszena
rio in der betrachteten Variante verwendet, so dass die Kostendifferenzen sich jeweils auf dieses 
Szenario beziehen (und entsprechend in der ersten Spalte für das Ausgangsszenario mit 0 EUR/a 
angegeben sind). Die angegebenen Kosten stellen jährliche (ggf. annualisierte) Kosten dar.  

Bei der Interpretation der nachfolgenden Ergebnisse ist zu beachten, dass für die Bewertung der Kos
ten, vor allem mit Blick auf das Energieversorgungssystem 2040 Unsicherheiten bezüglich einiger Pa
rameter bestehen, die durch geeignete Abschätzungen und Annahmen gefüllt werden müssen, um 
einen Vergleich vornehmen zu können. Hohe Unsicherheiten finden sich insbesondere bei der Ab
schätzung der Importkosten für grünen Wasserstoff. Daher wird an dieser Stelle darauf hingewiesen, 
dass die hier ausgewiesenen Kostendifferenzen eine grundsätzliche Einordnung für die Unterschiede 
zwischen den Szenarien und Varianten ermöglichen, jedoch keinesfalls als sich in der Realität im Jahr 
2040 tatsächlich einstellende Kostenunterschiede zu verstehen sind.  
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Diskussionen z. B. in Norwegen über den Preiseffekt von Interkonnektoren zeigen, dass derar
tige Effekte für die öffentliche Meinungsbildung in einem Land relevant sein können. 

Im zweiten Vergleichsszenario ist zu berücksichtigen, dass hier teilweise höhere Stromimporte 
zur zusätzlichen Deckung von Elektrolyseursnachfragen (92/99 TWh Importe im zweiten Ver
gleichsszenario vs. 52 TWh im Ausgangsszenario) notwendig werden, sich auf der anderen Seite 
wiederum die Wasserstoff-Importe verringern. Aus der Perspektive der Umsetzbarkeit könnte 
das problematisch sein, da im Vergleich zum Wasserstoff-Transport der Aufwand zur Umsetzung 
(energetisch vergleichbarer) zusätzlicher grenzüberschreitender Stromtransporte höher er
scheint. So ist der Abtausch von mehreren Stromleitungen durch eine, zudem in der Regel un
terirdisch verlaufende, Wasserstoff-Pipeline möglich. Darüber hinaus waren zumindest bei Erd
gas-Pipelines in der Vergangenheit deutlich weniger Akzeptanzprobleme zu beobachten als bei 
Stromleitungen. Es ist daher nicht auszuschließen, dass das zweite Vergleichsszenario Nachteile 
bezüglich der schnellen Umsetzbarkeit bringen könnte. Diese Feststellung könnte die Frage auf
werfen, ob es nicht vorteilhafter sein könnte – im Falle eines grundsätzlich möglichen Abtauschs 
– Strom möglichst verbrauchsnah zu produzieren und Wasserstoff zu importieren. 

5.2 Ableitung von Handlungsempfehlungen 

 

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

Auch für die Integration zusätzlicher Elektrolysekapazitäten entsprechend der Umsetzung im 
zweiten Vergleichsszenario konnten die Analysen im Rahmen der Studie einen denkbaren Nut
zen aufzeigen. Da jedoch insbesondere die ökonomische Vorteilhaftigkeit maßgeblich von den 

Aufgrund des konzeptionellen Charakters dieser Studie, in der grundsätzliche Auswirkungen der un
terschiedlichen Netztopologien untersucht und verglichen werden sollen, können daraus abgeleitet 
keine detaillierten Aussagen zu einzelnen Projekten oder exakt anzustrebenden Interkonnektor- oder 
Elektrolysekapazitäten etc. getroffen werden. Um konkrete Ausprägungen der Offshore-Netzkonfigu
rationen zu planen, sind vertiefte Analysen erforderlich. Das bedeutet, dass z. B. zusätzliche Vernet
zungsszenarien, auch unter Berücksichtigung weiterer Zieljahre sowie konkrete Offshore-Netzkonfi
gurationen und Ausprägungen zusätzlicher Elektrolyseleistungen bewertet werden müssen, um de
taillierte Erkenntnisse abzuleiten.  
 
Die nachfolgend dargestellten Handlungsempfehlungen sollen daher eine erste Orientierung auf 
grundsätzlicher Ebene bieten und aufzeigen, welche Schritte kurzfristig anzugehen sind, um etwaig 
vorteilhaften Offshore-Netzkonfigurationen den Weg zu ebnen. Sie sind hingegen nicht als vollständi
ger Ablaufplan für die Umsetzung einer konkreten Variante zu verstehen. 


