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マスタープランに関する議論の中間整理について
～連系線を中心とした増強の可能性～

2021年 4月28日
広域連系系統のマスタープラン及び

系統利用ルールの在り方等に関する検討委員会事務局

第9回 広域連系系統のマスタープラン及び系統利用ルールの
在り方等に関する検討委員会 資料１
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【論 点】

今回示す複数シナリオの分析結果とその結果から導かれる第１次の系統増強案は、これまで
の議論の中間整理と位置づけてはどうか。

【報告内容】

複数シナリオでの増強案の検討結果（詳細はP65~73参照）と感度分析について報告する。

➢ 増強案の検討

・ 各シナリオでの増強案及びその効果（再エネ比率、再エネ出力制御率、CO2排出量削減など）

・ ケーススタディとして、電源偏在シナリオ（45GW）の洋上風力の1/2が仮に需要地近傍
にあるとした電源立地変化シナリオにおいて、系統増強コストがどの程度変化するかを確認

➢ 感度分析

・ 上記増強案に対して、燃料費・CO2対策コスト、原子力発電の設備利用率、電化の進展に
おいては電力需要をパラメータとして感度分析の結果を整理

・ ケーススタディとして、各シナリオで増強した後、更に再エネ5~6割まで導入されると仮定した
再エネ５~６割シナリオの電源構成となった場合、過剰投資となっていないか、電力需要も
変化させて分析

本日ご議論頂きたい内容

◼ 第8回委員会では、 １次案とりまとめの方向性に係る複数シナリオの提案や、系統増強の検討
にあたっての基本的な考え方についてご議論頂いた。

◼ 今回は、前回提示した複数シナリオにおける望ましい増強案（長期展望）とその感度分析の
結果を整理したので、今後の検討課題等についてご議論頂きたい。



3（参考）本委員会のスケジュール

2020年度 2021年度

7 8 9 10 11 12 1 2 3

本委員会
開催予定 ◆ ◆

項目 時期 主な内容

検討の進め方 第1回 ➢ １次案のとりまとめに向けた検討の進め方

１．広域系統整備の長期展望
（設備形成ルールと１次評価

に基づく増強系統）

第2回
➢ 費用便益評価に基づく設備形成ルール(混雑を前提とした設備形成)
➢ 供計第10年度のシミュレーション結果(地内系統含む)

第3回 ➢ 個別の地内混雑系統の取扱い

第4回 ➢ アデカシー面の便益推定手法について

第6回 ➢ １次案の策定に向けて

第8回 ➢ １次案とりまとめの方向性について

第９回
➢ マスタープランに関する議論の中間整理について ☜（今回）

(連系線を中心とした増強の可能性)

２．混雑管理の在り方

第3回 ➢ 混雑管理勉強会での議論状況（中間報告①）

第5回 ➢ 混雑管理勉強会の成果（中間報告②）

第7回 ➢ 混雑管理勉強会の成果（最終報告）

３．高経年設備の更新の在り方

第2回 ➢ ガイドラインの全体概要、記載事項の方向性

第5回 ➢ 高経年化設備のリスク量算定方法等、ガイドラインの記載内容

第7回 ➢ ガイドライン一次案の提示等

中間整理とりまとめ 第10回
以降

➢ 中間整理とりまとめ（これまでの議論の中間整理）

第1回 第2回 第3回 第5回
◆

第6回

詳細検討

◆◆
第4回

◆◆
第7回 第8回

◆
第9回

◆
第10回

◆



4（参考）第8回委員会におけるご意見

＜１次案とりまとめの方向性＞

◼ 賦課金による国民負担が大きいので、洋上風力を所与としたストーリーにしないでほしい。最終的に電源

の費用がどのくらいかかるのか併せて示してほしい。

◼ 2050年に向けては不確実性が大きいため、どういったシナリオなのか明確にしたうえで、一人歩きにしない

ように気を付けてほしい。

◼ 電源や系統安定化のコストも踏まえた上で評価いただきたい。試算結果を示すときは何が含まれているのか

を明確に示してほしい。

◼ マスプラは系統側からの示唆ということで、それを受けて電源コストも併せた検討は国といった場で行われる

ものと思う。

◼ マスプラが与えられたミッションと時間的制約を踏まえると、今回の進め方は妥当である。

◼ 感度分析について、不確実性が大きいのであれば、すべてのパラメータを一度に動かしてモンテカルロシミュ

レーション的に確率分布のような形で便益を検証してほしい。

◼ 再エネの導入に合わせて技術的な課題について整理して示してほしい。

＜HVDC※コストについて＞

◼ HVDCのコストであるが、ここだけ2050年頃の価格を先取りしているのが違和感。マスプラの検討自体は

2030年＋αとしているが、時間軸がずれている。

◼ 必要性の高い地域についてはマスプラを待たずに増強ということもあり、コスト試算については時間軸の観点

が肝要である。

◼ HVDCコストはB/Cに大きく影響を与えるため、感度分析の対象としてほしい。

※ 高圧直流送電（HVDC: High Voltage Direct Current）



5（参考）第8回委員会におけるご意見

＜その他＞

◼ CCSや水素による需要は立地に制約があるのではないか。

◼ 最終案に向けては需要サイドについても検討してほしい。（データセンター誘致等）

◼ 太陽光導入量300GWは違和感ないが、立地については誘導も含めて検討いただきたい。

◼ ローカル系統への影響が大きいのであれば、報告に含めてほしい。

◼ 電源を立地誘導すれば系統コストを抑えられるため、電源立地の蓋然性やフレキシビリティについても検討
いただきたい。



6目 次

１．これまでの議論の中間整理について

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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１．これまでの議論の中間整理について
（１）これまでの経緯

（第6回マスプラ検討委）

◼ 当初、マスタープラン１次案の前提となるシナリオについては、国とも連携し、現行の2030年度
エネルギーミックスにおける再エネ導入量の水準を達成しつつ、太陽光と異なり立地を選択する
ことが困難な洋上風力のポテンシャルについては、官民協議会における導入見通しを踏まえた
ものをベースシナリオとして、シミュレーション条件等を提示した。

（第8回マスプラ検討委）
◼ その際に、再エネ導入量や電源立地を含めた検討が必要とのご意見があったことから、前回

委員会では、ご意見を踏まえて将来の不確実性を分析できるように複数シナリオを考慮した
うえで、様々なパラメータで感度分析を実施することを再度提案を行った。

◼ 複数シナリオで進めることは了承を得られたが、「シナリオの位置づけを明確にしたうえで、一人
歩きしないように気を付けてもらいたい」などのご意見もあったことから、１次案としていたものの
示し方について、その位置づけを整理・確認したい。
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１．これまでの議論の中間整理について
（２）１次案の位置づけ

◼ 今回示す複数シナリオの分析結果とその結果から導かれる第１次の系統増強案は、これま
での議論の中間整理として位置付けられる。この中間整理は、エネルギー政策に対して電力
ネットワーク面での分析をフィードバックするものであり、最終的な系統増強の結論ではない
ことにご留意いただきたい。※

◼ 今後、費用便益評価手法の高度化など、本委員会においてご指摘いただいた課題について
検討を深めるとともに、エネルギーミックスなど政策の方向性を踏まえ、更に分析を進めるための
基礎とすることで最終的なマスタープランの検討に活かしていくものと考える。

◼ 一方で幅を持たせたシナリオによる今回の分析でも、カーボンニュートラルを目指すという大き
な政府の方針において、どのシナリオでも共通して必要な増強工事というものが想定される
ことから、こうした増強工事のうち、既に2021年となった現在、2030年程度の至近年度を想
定した検討は早期に着手する必要もあり、マスタープランと並行した議論が必要である。

⇒ まずは、個々の整備計画の増強要否を判断する仕組みである「系統評価」の実施方法
について検討・整理し、その上で一部の系統増強については系統評価に移行することも
考えてはどうか。

※ 中間整理についてはこれまでの議論の整理であり、現行長期方針を改定するものではない。
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現状

2020年頃

マスタープラン（中間整理） マスタープラン

＜2021年春目途＞ ＜2021年度以降＞

感度分析

・燃料費・CO2対策コスト
・原子力発電の設備利用率
・電化の進展

2050年も視野

次期エネルギーミックス、
カーボンニュートラル 等

再エネ
約2割

再エネ
5~6割

（参考値）

最終的な
シナリオ

(エネミ他）

エネミ検討を踏まえ見直し

※必要性の高い増強計画はマスター
プラン策定を待たずに整備計画を
検討開始（系統評価）

電源偏在
シナリオ

（電源ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ考慮）

電源立地変化
シナリオ

再エネ導入拡大

【中間整理の位置づけ】

再エネ電源導入
（30~45GW)

電源偏在
シナリオ

分散化
シナリオ
小規模
地産地消

分散化
シナリオ

大規模開発

再エネ導入
電化の進展

再エネ
約4割

再エネ
約5~6割

不確実性の拡大

再エネ導入
電化の進展

（参考）これまでの議論の中間整理について

第8回広域連系系統のマスタープラン及び系統利用ルール
の在り方等に関する検討委員会 資料１の図を一部加工

・エネルギー政策に対して電力
ネットワーク面での分析を
フィードバックするものであり、
最終的な系統増強の結論
ではない。
・更に分析を進めるための基礎
とすることで最終的なマスター
プランの検討に活かしていく。

今後、実施方法について検討・整理

複数シナリオ
（中間整理）
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１．これまでの議論の中間整理について

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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※１ 電源ポテンシャルの一部は開発計画が進んでいることを踏まえ、半分程度の需要立地を変化させたもの
※２ 洋上風力45GWに加え、太陽光は約4倍断面（76×4≒300GW）、陸上風力も約4倍断面(11×4=44GW）を導入比率で配分

（留意事項）
電源立地変化/再エネ５~6割シナリオについては、ケーススタディのため仮に電源立地を設定したシナリオである。例えば、電源立地変化シナリオに
ついては、需要地近傍に風況の良い地点は多く存在しないことから、電源側のコストを含めると全体費用は大きくなる可能性がある。

電源偏在シナリオ
（30GW）

再エネ５~６割シナリオ

電源立地変化シナリオ

電源偏在シナリオ
（45GW）

◼ 中間整理で採用した複数シナリオについては、官民協議会をベースとした「電源偏在シナリオ
（２ケース）」、ケーススタディとして加えた電源の一部を需要地近傍に配置した「電源立地変
化シナリオ」、再エネ導入が進展した「再エネ5~6割シナリオ」の４つのシナリオで分析を実施。

◼ 上記分析では、シナリオにより設定された電源構成や電源立地が実現された場合を前提とした
ことから、電源の開発・導入に係るコストは考慮せず、電力ネットワーク増強によるコストと便益
について分析を行った。

◼ なお、再エネを含む全ての電源の上げ・下げ両方向の調整力は、市場取引により確保される
こと、及び再エネ比率の増大により慣性力及び同期化力が著しく低下するケースでは、同期調
相機等の対策により慣性力及び同期化力が確保されることを前提とした。

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（１） 中間整理で採用した複数シナリオについて

〈ケーススタディ〉

〈ケーススタディ〉

国の官民協議会をベースとした場合の増強規模等を確認

電源偏在シナリオ（45GW）の洋上風力の１/２が、仮に需要地近傍
へ立地すると仮定した場合※1 、増強コストへの影響について確認

電源偏在/電源立地変化シナリオで増強した後、更に再エネ5~6割まで
導入されたと仮定した場合※2、過剰投資となっていないか、電力需要も
変化させて分析
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２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

（２）シミュレーションツールの概要

◼ 一定の前提条件のもと、8,760時間の系統状況を想定。

➢ 系統制約のもと起動費を含む総コスト（燃料費+CO2対策コスト）が最小になる発電
計画を作成

➢ 各種運用制約条件等を考慮しつつ、週間単位で繰り返し計算

【出力データ】 8,760h

・連系線、地内送電線潮流
（制約あり／なし）
・各電源の出力
・総発電量、総コスト
・再エネ抑制量 等

目的関数 ：起動費を含む総コストが最小
制約（条件）：① 地内送電線・連系線・変圧器運用容量

② 発電機最大・最小出力、DSS
③ 調整力確保
④ 揚水池容量制約
⑤ 経済揚水(週単位) 等

下記を満たすように8,760断面に
おいて広域メリットオーダーシミュレー
ションを実施

【入力データ】

・需要
・再エネ出力
・電源（種別、出力、制約）
・系統データ（系統構成、
インピーダンス、運用容量）等

一般送配電事業者から受領した系統解
析用データを流用し、系統モデルを構築
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◼ 起動費を含む総コスト（燃料費+CO2対策コスト）が1週間単位で最小となるよう、送電線
の運用容量等の制約を考慮してシミュレーションを行う。

時間

需
要

・・・

①最大・最小出力、調
整力等を考慮した各
発電機の出力を設定

②マストラン電源を抽出 ④メリットオーダーを基本としつつ 、
系統制約等を考慮し、各発電
機の出力を決定 (※) 

③DSS（停止～運転までの
所定の時間）等を考慮し
て、発電機の稼働可否を
判断

G1

G2

G3

Gx
・
・
・

G1

G2

G3

Gx
・
・

マストラン

G1

G3

Gx
・
・

マストラン

以降、①～④の繰り返し

（参考）シミュレーションの動作イメージ

(※)例えば、需要低下時に、現在稼働中の発電機を停止し需
要増に合わせて再度起動すべきか、運転し続けて将来の
起動コスト支払いを回避すべきか等を判断。

4/1 ~ 4/7 4/8 ~ 4/14 4/15 ~ 4/21 4/22 ~ 4/28 ・・・

※ イメージを優先しており、正確性を欠くことに留意

・・・

G1

G3

G4

需要

マストラン

１週間単位で総コストを最小化

１週間
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項 目 設定内容 （詳細は次スライド以降を参照）

需 要

◼ 現行エネルギーミックスの需要（9,808億kWh）に電力調査統計の2019年度実績から求めた
送電端需要/総需要の比（離島分除く）を乗じて試算。
9,808億kWh × (送電端需要:自家消費を除き)/(総需要) =8,721億kWh

（各ノード需要は2019年度実績で按分、2019年度の需要カーブを採用し、長期エネルギー需給見通しの需要に合うように補正)

電
源
構
成

再エネ

◼ 基本的に2030年度エネルギーミックス、供給計画のうち大きいものを設定
（供給計画については、東北北部募集プロセスなどの蓋然性が高いもの、一般送配電事業者に連系量を確認した

ものを含め、各ノードに割り当て）

◼ 太陽光・風力の設備量については、各シナリオ毎に設定
◼ 利用率については、2019年度供給実績に基づき設定※1

火 力

◼ 供給計画最終年度の年度末設備量に、一般送配電事業者へ契約申込済の電源を加えたもの
を各ノードに割り当て

◼ 所内率、各月の最大出力、起動停止時間、最低出力を考慮
◼ 石炭火力は、エネルギーミックス水準（2030年度のkWh比率26%)で設定※2

原子力 ◼ 2030年度エネルギーミックス水準（2030年度のkWh比率22%）で設定※3

揚 水
◼ 供給計画最終年度の年度末設備量で設定
（１週間単位で上池水量４割に戻す経済運用）

調整力 ◼ 調整力として、各時間断面でエリア需要の8%分の上げ代/下げ代を揚水・火力で確保

連系線
◼ 2020年度長期計画の運用容量を基本とする。（北本、FCはマージン確保）

※ 北海道本州間連系設備増強、東北東京間連系線増強、東京中部間連系設備増強は反映

◼ 系統増強やそれに伴う電源構成の変化による運用容量・マージンは、個別に検討して設定

※1 洋上風力の年間利用率は約33%で設定、洋上風力の出力カーブは実績が少ないため、陸上風力のものを代用して検討
※2 非効率石炭フェードアウトは議論中のため、2030年度時点での経年40年以上と40年未満に区分して最大出力を設定

（経年40年未満は年間の約4割停止、経年40年以上は約7割停止として、2030年度kWh比率26%となるように調整）
※3 既存もしくは建設中の設備を前提として設定

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（３）シミュレーション入力諸元（１/３）
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発電種別 出力計算式 所内率※1 出力範囲

再エネ

太陽光 時間毎の固定値（+出力抑制分 該当断面） ー ー

風力 時間毎の固定値（+出力抑制分 該当断面） ー ー

地熱 エリア毎設備量＊（1-所内率） 11.0% ー

バイオマス エリア毎設備量＊（1-所内率） 16.0% ー

一般水力 時間毎の固定値（+出力抑制分 該当分断面） ー ー

揚水 エリア毎設備量＊（1-所内率）＊出力範囲 0.4%

【範囲】
-100%（揚水）
～100%（発電）
※充放電効率：

70%

原子力 ユニット毎設備量＊（1-所内率）＊設備利用率＊出力範囲 4.0% 0,100%

火力

石炭

ユニット毎設備量＊（1-所内率）＊最大出力比率＊出力範囲

6.4% 0,30～100%※2

MACC

2.0%
0,20～100%※2

ACC

CC

Conv
4.8%

石油 0,30～100％※2

※1 発電コスト検証ワーキンググループの「各電源の諸元一覧」
※2 「再生可能エネルギー技術報告書（第2版）」（NEDO）

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（３）シミュレーション入力諸元（２/３）
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燃 種
燃料費単価※1

（円/kWh）
変化率制約 調整力供出能力 起動費※2 起動停止時間※3 一日あたりの

起動回数上限※3

石炭 10.4

制約なし

（稼働時出力－最低出力）
を下げ代，

（最大出力－稼働時出力）
を上げ代として

それぞれ供出可能とする

1.6~15百万円
（20~100万kW）

8時間 1回

MACC 13.0

１.0~1.8百万円
（10~85万kW）

4時間 2回

ACC 13.4 4時間 2回

CC 15.7 4時間 2回

Conv 18.3
0.7~5.0百万円

（20~100万kW）
8時間 1回

石油 27.8
8.0~16.4百万円
（25~70万kW）

8時間 1回

※1 発電コスト検証ワーキンググループにおける発電コストレビューシートの2030年に熱効率及び所内率を入力して算出
※2 「長期エネルギー需給見通しを前提としたアデカシー確保に関する定量的評価」から設定（2016, 電力中央研究所）
※3 第38回調整力等委員会 資料3-2
※4 最大出力比率=100%－過去五カ年平均補修率。 ただし、石炭については、2030年度kWh比率が26%となるように調整

最大出力比率※4 4月 5月 6月 7月 8月 9月 10月 11月 12月 1月 2月 3月

石
炭

（経年40年以上） （年間の約7割停止となるように設定）

（経年40年未満） （年間の約4割停止となるように設定）

MACC 74.9% 73.4% 79.5% 91.2% 94.9% 89.8% 81.2% 82.7% 92.2% 98.2% 98.0% 89.0%

ACC 75.3% 71.9% 81.3% 93.5% 97.3% 90.2% 83.3% 86.1% 93.4% 97.7% 96.5% 91.0%

CC 70.1% 67.2% 76.1% 92.3% 94.7% 90.6% 82.4% 83.8% 88.2% 93.2% 94.4% 85.5%

Conv 70.8% 73.4% 79.8% 93.1% 96.7% 93.6% 87.8% 86.9% 89.2% 94.7% 94.9% 84.3%

石油 67.5% 68.1% 75.8% 90.5% 96.0% 92.5% 83.3% 85.5% 92.3% 94.5% 95.0% 85.3%

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（３）シミュレーション入力諸元（３/３）
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（参考）各エリアの電源設備量
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◼ シミュレーションでは以下の設備量を想定し、前述の利用率等を考慮して運転させる。

単位：万kW

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

陸上風力 148 357 156 48 77 19 88 78 137 2 1,108

洋上風力 956 588 243 135 85 75 32 110 776 0 3,000

太陽光 234 966 1,847 1,133 167 703 793 360 1,347 49 7,599

水力 140 358 428 432 286 302 104 94 192 0 2,337

バイオ 36 97 174 41 5 65 44 42 218 7 728

地熱 15 74 8 2 2 0 0 0 54 0 155

揚水 80 46 1,165 410 11 458 212 62 230 0 2,674

原子力 207 552 931 362 190 774 219 89 414 0 3,738

石炭（40年以上） 120 155 40 0 25 50 179 65 270 31 934

石炭（40年未満） 99 654 872 517 244 474 465 383 435 75 4,216

LNG（MACC） 114 455 1,599 636 43 665 0 42 126 0 3,679

LNG（ACC） 0 69 982 556 0 144 99 30 0 0 1,879

LNG（CC） 0 169 256 171 0 39 70 0 235 50 988

LNG（コンベ） 18 124 400 140 50 270 69 35 143 24 1,273

石油 209 10 224 0 50 292 111 90 47 25 1,057

※1 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、都道府県別包蔵水力（未開発分）を考慮してエリア配分したうえで、エリア内
は既存容量でノード配分

※2 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、既存容量でノード配分
※3 エネルギーミックス2030年度の導入量（155万kW）に対し、2020年度稼働済の案件に資源量調査を実施している地点の情報を加味して補正

※1

※2

※3

（参考）各エリアの電源設備量（電源偏在シナリオ（30GW） の場合）



20（参考）各エリアの電源設備量（電源偏在シナリオ（45GW） の場合）

◼ シミュレーションでは以下の設備量を想定し、前述の利用率等を考慮して運転させる。

単位：万kW

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

陸上風力 148 357 156 48 77 19 88 78 137 2 1,108

洋上風力 1,465 900 370 135 130 90 50 170 1,190 0 4,500

太陽光 234 966 1,847 1,133 167 703 793 360 1,347 49 7,599

水力 140 358 428 432 286 302 104 94 192 0 2,337

バイオ 36 97 174 41 5 65 44 42 218 7 728

地熱 15 74 8 2 2 0 0 0 54 0 155

揚水 80 46 1,165 410 11 458 212 62 230 0 2,674

原子力 207 552 931 362 190 774 219 89 414 0 3,738

石炭（40年以上） 120 155 40 0 25 50 179 65 270 31 934

石炭（40年未満） 99 654 872 517 244 474 465 383 435 75 4,216

LNG（MACC） 114 455 1,599 636 43 665 0 42 126 0 3,679

LNG（ACC） 0 69 982 556 0 144 99 30 0 0 1,879

LNG（CC） 0 169 256 171 0 39 70 0 235 50 988

LNG（コンベ） 18 124 400 140 50 270 69 35 143 24 1,273

石油 209 10 224 0 50 292 111 90 47 25 1,057

※1

※2

※3

※1 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、都道府県別包蔵水力（未開発分）を考慮してエリア配分したうえで、エリア内
は既存容量でノード配分

※2 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、既存容量でノード配分
※3 エネルギーミックス2030年度の導入量（155万kW）に対し、2020年度稼働済の案件に資源量調査を実施している地点の情報を加味して補正



21（参考）各エリアの電源設備量（電源立地変化シナリオの場合）

◼ シミュレーションでは以下の設備量を想定し、前述の利用率等を考慮して運転させる。

単位：万kW

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

陸上風力 148 357 156 48 77 19 88 78 137 2 1,108

洋上風力 811 659 917 411 140 415 180 155 813 0 4,500

太陽光 234 966 1,847 1,133 167 703 793 360 1,347 49 7,599

水力 140 358 428 432 286 302 104 94 192 0 2,337

バイオ 36 97 174 41 5 65 44 42 218 7 728

地熱 15 74 8 2 2 0 0 0 54 0 155

揚水 80 46 1,165 410 11 458 212 62 230 0 2,674

原子力 207 552 931 362 190 774 219 89 414 0 3,738

石炭（40年以上） 120 155 40 0 25 50 179 65 270 31 934

石炭（40年未満） 99 654 872 517 244 474 465 383 435 75 4,216

LNG（MACC） 114 455 1,599 636 43 665 0 42 126 0 3,679

LNG（ACC） 0 69 982 556 0 144 99 30 0 0 1,879

LNG（CC） 0 169 256 171 0 39 70 0 235 50 988

LNG（コンベ） 18 124 400 140 50 270 69 35 143 24 1,273

石油 209 10 224 0 50 292 111 90 47 25 1,057

※1

※2

※3

※1 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、都道府県別包蔵水力（未開発分）を考慮してエリア配分したうえで、エリア内
は既存容量でノード配分

※2 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、既存容量でノード配分
※3 エネルギーミックス2030年度の導入量（155万kW）に対し、2020年度稼働済の案件に資源量調査を実施している地点の情報を加味して補正



22（参考）各エリアの電源設備量（再エネ５~６割シナリオの場合）

◼ シミュレーションでは以下の設備量を想定し、前述の利用率等を考慮して運転させる。

単位：万kW

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

陸上風力 592 1,427 623 192 306 76 351 311 549 6 4,433

洋上風力 1,465 900 370 135 130 90 50 170 1,190 0 4,500

太陽光 936 3,864 7,388 4,532 668 2,812 3,172 1,440 5,387 195 30,395

水力 140 358 428 432 286 302 104 94 192 0 2,337

バイオ 36 97 174 41 5 65 44 42 218 7 728

地熱 15 74 8 2 2 0 0 0 54 0 155

揚水 80 46 1,165 410 11 458 212 62 230 0 2,674

原子力 207 552 931 362 190 774 219 89 414 0 3,738

石炭（40年以上） 120 155 40 0 25 50 179 65 270 31 934

石炭（40年未満） 99 654 872 517 244 474 465 383 435 75 4,216

LNG（MACC） 114 455 1,599 636 43 665 0 42 126 0 3,679

LNG（ACC） 0 69 982 556 0 144 99 30 0 0 1,879

LNG（CC） 0 169 256 171 0 39 70 0 235 50 988

LNG（コンベ） 18 124 400 140 50 270 69 35 143 24 1,273

石油 209 10 224 0 50 292 111 90 47 25 1,057

※1

※2

※3

※1 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、都道府県別包蔵水力（未開発分）を考慮してエリア配分したうえで、エリア内
は既存容量でノード配分

※2 一般送配電事業者聞き取り値とエネルギーミックス2030年度の導入量は、既存容量でノード配分
※3 エネルギーミックス2030年度の導入量（155万kW）に対し、2020年度稼働済の案件に資源量調査を実施している地点の情報を加味して補正
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２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（４）各シナリオでの入力設定（電源偏在シナリオ（30GW））

電源偏在シナリオ
（30GW)

◼ 立地制約のある再生可能エネルギー（風力を想定）が偏在して導入された場合、費用便益
等の面からどのような系統増強が合理的かを確認するシナリオ

電源偏在シナリオ（30GW) 導入時期：２０４０年以降を想定

【再エネ導入量（太陽光・風力）】 【系統増強前の需給バランス】

【シミュレーションでの追加設定】
・ 洋上風力の導入量は、官民協議会で示された各エリアの
導入量（30GW）を反映

【その他】
再エネ比率（系統増強前) ： 35％
再エネ出力制御率※（太陽光・風力:系統増強前）： 11％

※連系線等の背骨系統以外の地内系統制約は考慮していないことに留意が必要

※ 四捨五入により合計が合わない場合がある
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２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（４）各シナリオでの入力設定（電源偏在シナリオ（45GW））

電源偏在シナリオ（45GW) 導入時期：２０４０年以降を想定

【再エネ導入量（太陽光・風力）】 【系統増強前の需給バランス】

【シミュレーションでの追加設定】
・ 洋上風力の導入量は、官民協議会で示された各エリアの
導入量（45GW）を反映

【その他】
再エネ比率（系統増強前) ： 37％
再エネ出力制御率※（太陽光・風力:系統増強前）： 17％

◼ 立地制約のある再生可能エネルギー（風力を想定）が偏在して導入された場合、費用便益
等の面からどのような系統増強が合理的かを確認するシナリオ

※連系線等の背骨系統以外の地内系統制約は考慮していないことに留意が必要

※ 四捨五入により合計が合わない場合がある

電源偏在シナリオ
（45GW)
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洋上風力の産業競争力強化に向けた官民協議会（第2回）資料2-1

（参考）官民協議会での導入イメージ
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２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（４）各シナリオでの入力設定（電源立地変化シナリオ：45GW）

◼ ケーススタディとして、電源偏在シナリオ（45GW）の洋上風力の1/2が仮に需要地近傍にある
とした場合、電源偏在シナリオ（45GW）と比較してどの程度変化するかを確認するシナリオ

◼ ただし、需要地近傍に風況の良い地点は多く存在しないことから、電源側のコストを含めると全
体費用は大きくなる可能性があることに留意が必要。

電源立地変化シナリオ（45GW） 導入時期：２０４０年以降を想定

【再エネ導入量（太陽光・風力）】 【系統増強前の需給バランス】

【シミュレーションでの追加設定】
・ 電源偏在シナリオ(45GW)の洋上風力の導入量の1/2を、
2019年度の各エリアの需要実績（kWh比率）に基づき再配分。

【その他】
再エネ比率（系統増強前) ： 40％
再エネ出力制御率※（太陽光・風力:系統増強前）： 9％

※連系線等の背骨系統以外の地内系統制約は考慮していないことに留意が必要

※ 四捨五入により合計が合わない場合がある

電源立地変化シナリオ

〈ケーススタディ〉



27
２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（４）各シナリオでの入力設定（再エネ５~６割シナリオ）

◼ ケーススタディとして、各シナリオで増強後、更に再エネ5~6割まで導入されると仮定した場合に
過剰投資となっていないかを確認するもので、電力需要も変化させて分析も行う。

◼ なお、電力需要や電源の立地については具体的な見通しがないことから、過去実績や既導入
比率を参考に仮に設定したものとなる。

再エネ５~６割シナリオ 導入時期：２０５０年頃を想定

【再エネ導入量（太陽光・風力）】 【系統増強前の需給バランス】

【シミュレーションでの追加設定】
・ 電源偏在シナリオ（45GW）をベースとして、太陽光 4倍
（76GW×4）、陸上風力4倍（11GW×4）としたもの。
（各エリアへは既導入比率により配分）

【その他】
再エネ比率（系統増強前) ： 51％
再エネ出力制御率※（太陽光・風力:系統増強前）： 42％

※連系線等の背骨系統以外の地内系統制約は考慮していないことに留意が必要

※ 四捨五入により合計が合わない場合がある

再エネ５~６割シナリオ

〈ケーススタディ〉
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第29回広域系統
整備委員会 資料
2-(3) 一部修正

石炭
LNG MACC

1500℃級

LNG ACC
1350℃級

LNG CC
1100℃級

LNG CT
ｺﾝﾍﾞﾝｼｮﾅﾙ

石油

燃料費＋CO2対策コスト 10.4 13.0 13.4 15.7 18.3 27.8

燃料費 5.9 11.0 11.4 13.3 15.5 23.9

CO2対策コスト 4.5 2.0 2.0 2.4 2.8 3.9

［円／kWh］
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天然ガス石炭・原油・CO2 石炭価格（ドル/t）

原油価格（CIF）（ドル/bbl）

CO2価格（ドル/t）

天然ガス価格（CIF）（ドル/t）

※2013年までは実績

発電コスト検証ワーキンググループにおける燃料価格及びCO2価格の見通し※（新政策シナリオ）

出典：発電コスト検証ワーキンググループ（2015年5月26日）発電コストレビューシート「表3）燃料価格」・「表4）CO2価格」

今回使用

◼ 燃料費、CO2対策コストには、国の審議会（発電コスト検証WG）の値を基本とするが、国際
エネルギー機関のWEO2020※でも、感度分析を行う。

◼ 再エネ電源の燃料費・CO2対策コストについては0円/kWhとした。

※ 国際エネルギー機関（IEA）が毎年発行しているレポート「World Energy Outlook」

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（５）長期展望における費用便益評価について（燃料費＋CO2対策コスト）



29（参考）WEO2020のシナリオについて

◼ 公表政策シナリオ（The Stated Policies Scenario）は、Covid-19が2021年に徐々に
コントロールされ、世界経済が危機前に戻ることを前提として、実現に向けた詳細な措置によって
裏付けられている範囲で、これまでに発表されたすべての政策意図と目標を反映したもの。

◼ 持続可能な開発シナリオ（The Sustainable Development Scenario)は、公表政策
シナリオと同じ経済および公衆衛生の見通しに基づくが、クリーンエネルギー政策と投資の急増
により、パリ協定、エネルギーアクセス、大気環境の目標など、持続可能なエネルギーの目標
を完全に達成するためにエネルギーシステムを軌道に乗せたもの。
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シミュレーション値 石炭 1500℃級(MACC) 1350℃級(ACC) 1100℃級(CC) ｺﾝﾍﾞﾝｼｮﾅﾙ 石油

現状（2030年, 発電コスト検証WGベース） 10.4 13.0 13.4 15.7 18.3 27.8

WEO2020（2040年, 公表政策シナリオ）換算値 10.9 9.5 9.8 11.5 13.4 22.1

WEO2020（2040年, 持続可能な開発シナリオ）換算値 20.9 11.8 11.9 14.2 16.5 25.4

◼ WEO2020の「公表政策シナリオ」、「持続可能な開発シナリオ」（2040年）においては、
総コスト（燃料費＋CO2対策コスト）が大きく変化する。
※ 燃料費、CO2対策コストについては、WEO2020のデータを単純に換算したもので試算。

《燃料費＋CO2対策コスト》 円/kWh

円/kWh

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件
（５）長期展望における費用便益評価について（WEO2020による感度分析）



31（参考）費用便益評価におけるCO2削減量について

電源偏在シナリオ
（官民協議会ベースの再エネ導入進展）

エネルギーミックス 電源偏在シナリオ
（官民協議会ベースの再エネ導入進展）

withwithout

CO2排出量 Xトン CO2排出量 Yトン CO2排出量 Zトン

再エネ導入によるCO2削減量※（X-Yトン） 系統増強によるCO2削減量※ （Y-Zトン）

B/Cに含める
（以降お示しするCO2削減量はこの値）

系統増強による便益ではないためB/Cに含まない。
（系統増強が無い場合再エネの出力制御率も高いことから、

再エネ導入がシナリオどおり進まない可能性あり）

◼ CO2削減量について、今回のB/C算定にあたっては、再エネ導入による削減は含まれず、
系統増強によるCO2削減量のみが対象となる。

◼ ただし、系統増強の有無に関わらず、所与の電源連系を前提とした評価であることに留意。

※ シミュレーションで試算した各燃種毎の年間電力量から試算したCO2排出量に、2030年エネミ相当の自家用発電や送電ロス分を加算



32（参考）便益の考え方 CO2排出量の求め方

送電端電力1kWhあたりのCO2[kg]＝｛(3.6×炭素排出係数）/((1-所内率)×熱効率×1000)｝×(44/12)

◼ 2015年の発電コスト検証ワーキンググループのデータを参考に、シミュレーション結果
から得られる各電源種の発電電力量からCO2排出量を試算※。

石炭
MACC ACC CC CT

石油
1500℃級 1350℃級 1100℃級 ｺﾝﾍﾞﾝｼｮﾅﾙ

熱効率 42% 52% 50% 43% 38% 39%

所内率 6.4% 2.0% 2.0% 2.0% 4.8% 4.8%

炭素排出係数
(g-C/MJ)

24.42 13.7 13.7 13.7 13.7 19.82

送電端電力1kWhあたり
のCO2(kg)

0.82 0.35 0.37 0.43 0.50 0.70

(参考)

CO2単価（¥/kWh) 4.5 2.0 2.0 2.4 2.8 3.9

※ シミュレーションで試算した各燃種毎の年間電力量から試算したCO2排出量に、2030年エネミ相当の自家用発電や送電ロス分を加算
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◼ 各増強案の検討にあたっては、費用対効果の観点から、増強コストを抑制可能な
考え方（①）を優先して検討を進めてはどうか。

◼ なお、将来に亘ってコスト低減を図る観点から、連続性や拡張性を考慮した増強案
とすることや特殊仕様を避けるといった視点も重要。

①既存設備を最大限活用した部分的な増強による送電容量の拡張

例） 電線のサイズアップ等、将来用の拡張設計を有する設備のアップグレード

②既存ルート全体のアップグレード、新ルート形成等による送電容量の拡張

ただし、レジリエンス面を強化するため、必要により複線化についても考慮
例）同じルートを活用して増容量化、新たなルートを追加して増容量化

③ＨＶＤＣ送電を活用した新ルート形成

長距離送電では、経済性及び系統安定性※という面で優位となるHVDC送電を活用

◼ 第8回委員会でご議論頂いたとおり、系統増強の考え方は国民経済性の観点から、
増強コストを抑制可能な考え方（既存設備を最大限活用した部分的な増強）を
優先しつつ、既存ルート全体のアップグレード、新ルート形成なども含めて検討を行う。

基本的な考え方

３．系統増強の考え方について
（１）系統増強の基本的な考え方

※ 偏在する再エネ電源の大消費地へ長距離送電する場合、交流送電は安定度面でボトルネックがあったが、直流送電では安定度面
の課題は解消されるため、系統上大消費地近くに再エネ電源が立地することと同様の効果がある。さらに、これにより例えば北海道に
偏在している再エネに対しても本州の調整力を活用することもできるようになる。ただし、再エネ導入量にどの程度の調整力が必要かに
ついては確認が必要となる。なお、回転機がもつような慣性力を代替することはできない。
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エリアA

◼ 増強規模については、再エネ導入量を増加させた場合、次に必要となる大規模な
増強などを考慮した最適な増強規模について、B/C※や再エネの出力制御率等
に着目して分析することで、妥当な規模を見極める。

※ HVDCコストなど幅のある工事費については、原則として工事費の上限で確認する。

増強規模の見極めイメージ

400万kW上限で
大規模増強が必要

エリアB エリアC

現在100万kW

数百万kWに増強

････

太陽光

風力

導入パターン（複数シナリオ）

B
/C

・
出
力
制
御
率

増強規模（万kW)

100 200 300 400

このあたりの容量となる
増強工事を検討すべき

再エネの出力制御率

B/C

B/C=1

３．系統増強の考え方について
（２）増強規模の見極め方
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容量 機器構成
本線
数

帰線
数

1,000kｍ あたり
ケーブル費用

[億円]

変換器費用
[億円]

合計費用[億円]
（1万kW換算で比較した
もの、1,000kmベース）

100万kW
(1GW)

２ ０
2,000

~3,600
260

~360
2,260~3,960
(22.6~39.6)

200万
kW

(2GW)
2 1

3,000
~5,400

520
~720

3,520~6,120
(17.6~30.6)

300万
kW

(3GW)
100万kWと200万kWの組合せ ４ １

5,000
~9,000

780
~1,080

5,780~10,080
(19.3~33.6)

400万
kW

(4GW)
4 1

5,000
~9,000

1,040
~1,440

6,040~10,440
(15.1~26.1)

◼ HVDC送電の機器構成としては、対称単極と双極の組合せとなるが、将来大規模増強を予定
している場合、海底ケーブルは現時点で最大容量の1GW/条であることから、kW単価から
は２GW単位の増強が経済的となり、最も安価な構成は４GW(400万kW)となる。

◼ なお、1GWと2GWを比較すると、N-1事故発生時にも一部送電できることから、供給信頼度
の観点からは2GW単位で拡張することが望ましい。

※500万kW以降は、100～400万kWの構成の組合せ。上記400万kWの機器構成は、双極2GWと対称単極2GWと比較検討が必要。
コストは、交直変換器と海底ケーブルのみを計上。実際は、土木・建築費用、揚陸点～変換所ルートの工事費や地内増強等も必要となる。

３．系統増強の考え方について
（３）HVDC送電の機器構成と将来の拡張性

距離を変えた費用算出の際は、
変換器費用を変えず、ケーブル費用のみ変えて算定することに留意

対象単極

双極

共通帰線２双極（仮称）



37（参考）系統増強コストの試算根拠

◼ 各エリアでの増強コストについては、広域機関が公表している標準的な単価※1や、
実績の少ないHVDC送電コストにおいては海外文献を参考に試算する。

◼ なお、上記コストはヒアリングを踏まえると、2050年頃におけるスケールメリットや、
技術革新のコスト低減を先取りしたものになること、また、海底ケーブル工事は漁
業補償費や水深等を考慮したルート変更によるコスト増があることに留意が必要。

◼ このため、工事の具体化にあたっては、コスト増の可能性について確認が必要。

交直変換器（開閉設備含む） 海底ケーブル

海外文献調査結果

【参考文献】 ENTSO-E, Offshore Transmission Technology P36, National Grid,
Electricity Ten Year Statement 2015 Appendix E P80

・ 海外プロットは契約金額ベースであり、運開までに増額となっている可能性がある。
・ 為替は2020年平均値（TTM）を使用（107円/$, 122円/€, 137円/￡）
・ 交直変換器については、双極の場合、１極あたりの変換器容量、コストをプロットしており、土木・建築コストは含まれていない。

※1 送変電設備の標準的な単価の公表について

※2 CVケーブル：架橋ポリエチレンで絶縁された
ビニルシース付のケーブル
(別名：XLPEケーブル)

MIケーブル：絶縁紙に高粘度の絶縁油を
含浸させたケーブル

※2

※2※2
※2

（参考）
最近の国内コストも
特殊仕様等がなければ
概ねこのレベルと推測

（注）ケーブル単価は材料である銅の市場
価格と連動することに留意が必要

https://eepublicdownloads.entsoe.eu/clean-documents/pre2015/publications/entsoe/SDC/European_offshore_grid_-_Offshore_Technology_-_FINALversion.pdf
https://www.nationalgrideso.com/document/47036/download
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４．東地域の増強案検討

（１）検討方法

①北海道・東北地内における同期安定性等の課題

②HVDC送電ルート（北海道~本州）の必要性

電源偏在シナリオ 電源立地変化シナリオ

③ 本州側の空き容量を考慮したHVDC送電ルート・
増強規模をB/C等を確認しつつ検討

④再エネ導入量に対して、必要となる増強規模を確認
※ 各シナリオの増強案について、更に再エネ5~6割まで導入されると仮定した

場合、過剰投資となっていないかを確認

再エネ５~６割シナリオ

◼ 東地域については、各シナリオに対して、本州側の空き容量を考慮したHVDC送電ルート・増強
規模を中心として検討を行った。

◼ なお、再エネ５~６割シナリオでの増強規模を確認したところ、大消費地でも再エネ出力制御
が発生していることから、系統増強による効果が減少した結果、増強規模は電源偏在シナリオ
（30GW）と同等の規模であった。
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４．東地域の増強案検討
（２）直流送電(ＨＶＤＣ送電)の必要性について

電源稼働

➢東北北部の電源稼
働により、同期安定
性による出力制御
量が増加するおそれ

➢既設設備の増強
で連系量上限に
達しているエリア

増強困難エリア 同期安定性による制約

HVDC送電 HVDC送電
道南エリア

東北北部
エリア

◼ 北海道への再エネ導入を考慮すれば、本州へ大容量送電する必要があるが、道南エリア及び
東北北部エリアは既設設備の増強で連系量上限に達していることから、長距離送電で交流
ルートを新設するより、経済的に優位なHVDC送電が必要となる。

◼ 東北地内および東北東京間連系線は同期安定性の制約があり、東北北部へ洋上風力等が
立地し、それらがメリットオーダーで稼働することになれば、出力制御量が増加するおそれがある。

◼ HVDC送電ルートは、レジリエンス面も考慮して分散させることを基本とするとともに、直流送電
設備等の有効活用の観点からも、調整力や供給力として活用できる設備構成も検討する。

◼ なお、北海道から東北にかけては広範囲に洋上風力のポテンシャルがあるため、海底直流送電
は多端子型のシステムなどまだ国内外でも実績のない方式についても検討の視野に入れる必要
がある。

➢レジリエンス等を考慮し、
HVDCルートは分散
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４．東地域の増強案検討

（３）地内増強の必要性について

✓ 再エネ導入量を想定時に、東北東京間の運用
容量を現状維持するための対策コスト

①対策コスト：約7,000~8,100億円※

東北・東京地内
〇500kV送電線新設
〇275kV→500kV昇圧 変電所 ほか

②HVDC送電ルート新設：
約8,000～1兆2,000億円程度

500万kW, 東北東京間600km
揚陸点~変換所ルート工事費含む

＜

費用便益面でも①が有利
東北・東京間の

運用容量対策コスト
（約7,000~8,100億円）

東北北部電源が稼働すること
による同期安定度制約

◼ 東北北部において再エネ導入が行われた場合、同期安定性の制約により東北東京
間連系線の運用容量が1,000万kWから500万kW以下に低下する可能性がある。

◼ 運用容量が低下した場合、市場取引、供給力・調整力確保での悪影響が発生する。

◼ このため、現状の運用容量を維持するため、再エネ導入を想定した場合の対策として、
経済的に有利な既存系統をベースとした対策を前提とする。

◼ 既存系統の増強については、「系統評価」を踏まえた電源連系見通し等に基づき、
今後、具体的対策内容などを別途評価する。

※ 概算工事額、30GWケースであれば4,000億円程度
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４．東地域の増強案検討
（４）現状における出力制御率について

◼ 現状の運用容量を前提とすれば、出力制御率は、北海道エリアで約50%、東北エリ
アで約1% (30GW断面)となる。

◼ このため、北海道エリアの再エネを本州へ送るためのHVDC容量の分析が必要。

◼ なお、中間整理では洋上風力の出力特性を陸上風力相当として評価しているが、
HVDC容量検討の精緻化の観点からも、平滑化効果を考慮した出力カーブについ
ても今後検討する必要がある。

30GW断面

東北の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

北海道の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

0

100

200

300

400

北海道風力・太陽光

(億kWh)

167

168
制御量

発電量

0

100

200

300

400

東北風力・太陽光

(億kWh)

347

5

制御量

発電量

北海道から本州へ送電
➢HVDC送電が必要

風力:1,104
太陽光:234

計:1,338万kW

風力:945
太陽光:966

計:1,911万kW
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４．東地域の増強案検討
（５）電源偏在シナリオ（30GW）におけるHVDC容量について

◼ 30GW断面での北海道から本州への送電では､B/Cや再エネの出力制御率等からHVDC容量※

400万kW程度が妥当と考える。 ※ 地内運用容量を除く

◼ 揚陸点は、後述する将来の45GW断面への連続性を考慮すると東京地内への接続が望まし
い。なお、日本海・太平洋側のルート選定は、電源の立地状況等により選択することも可能。

HVDC容量(30GW)

HVDC容量
【400万kW】

➢電源の立地状況に
より日本海または、
太平洋側ルートの
選択可能

【案①】
揚陸点

東北地内

【案②】
揚陸点

東京地内

1.57 1.54 

1.13 

0.95 

0.94 
1.06 

0.88 
0.76 

0.40

0.80

1.20

1.60

2.00

200 400 600 800

HVDC容量（万kW）

B/C(30GW)

北海道の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

北海道～東京間

北海道～東北間

風力:1,104
太陽光:234

計:1,338万kW

10.5%

5.4%
4.6% 4.6%

10.2%

4.1%
2.5% 2.5%0.0%

4.0%

8.0%

12.0%

16.0%

200 400 600 800
HVDC容量（万kW）

北海道＋東北風力・太陽光出力制御率(30GW)
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４．東地域の増強案検討
（６）東京地内増強（一部UHV昇圧）について

需要地

500kV送電線

UHV昇圧

UHV昇圧

UHV昇圧イメージ

500kV
変電所

需要地

◼ 北海道からHVDC送電で東京地内に送る場合、HVDC送電分の潮流がプラスされるため、
東京地内の増強が必要となる。

◼ 東京地内には将来増強を考慮して一部UHV設計されている設備があることから、これを活用
して増強を行う。

HVDC
送電

地内増強必要

HVDC
送電

潮流増加

UHV（Ultra high voltage）
800kVを超える電圧階級。なお、東京エリアでの
UHV昇圧は、500kV⇒1,000kVを採用。

➢UHV昇圧することで、
既設系統の潮流を減

東京地内増強
約3,800~5,300億円
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４．東地域の増強案検討
（７）電源偏在シナリオ（45GW）におけるHVDC容量について

◼ 45GW断面では、HVDC容量※について検討したところ、北海道~東京間で800万kW程度
が妥当と考える。 ※ 地内運用容量を除く

◼ HVDC増強区間を北海道～東北とした場合、増強しても出力制御率の低減は期待できない。

1.12 
1.18 

1.11 

0.97 

1.03
0.91

0.77

0.40

0.80

1.20

1.60

400 600 800 1000

HVDC容量（万kW）

B/C(45GW)

北海道～東京間
HVDC容量
【800万kW】

➢ HVDC構成はイメージ 北海道～東京間

北海道～東北間

東北の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

北海道の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

風力:1,613
太陽光:234

計:1,847万kW

風力:1,257
太陽光:966

計:2,223万kW
12.3%

7.9%

6.1% 5.6%

13.5% 13.2% 13.2%

0.0%

4.0%

8.0%

12.0%

16.0%

400 600 800 1000

HVDC容量（万kW）

北海道＋東北風力・太陽光出力制御率(45GW)

HVDC容量(45GW)
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1.32 

1.18 

0.86 

0.71 

0.78 0.81

0.64
0.550.40

0.80

1.20

1.60

200 400 600 800

HVDC容量（万kW）

B/C(電源立地変化)

４．東地域の増強案検討
（８）電源立地変化シナリオにおけるHVDC容量について

◼ 電源偏在シナリオ（45GW）のうち１/２が需要地近傍に立地すると仮定した場合における

HVDC容量※について検討したところ、北海道~東北間で400万kW程度が妥当と考える。
※ 地内運用容量を除く

◼ なお、HVDC増強区間を北海道～東京とした場合は、B/C＜１となる。

HVDC容量(電源立地変化シナリオ)

北海道～東北間
HVDC容量
【400万kW】

➢ HVDC構成はイメージ

北海道～東京間

北海道～東北間

東北の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

北海道の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

風力:959
太陽光:234

計:1,193万kW

風力:1,016
太陽光:966

計:1,982万kW

9.7%

6.7% 6.3% 6.3%9.4%

5.9% 5.5% 5.5%

0.0%

4.0%

8.0%

12.0%

200 400 600 800

HVDC容量（万kW）

北海道＋東北風力・太陽光出力制御率(電源立地変化)
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0.65 

0.83 
0.76 0.71 

0.85

1.11
1.05

0.99

0.20

0.40

0.60

0.80

1.00

1.20

1.40

200 400 600 800

HVDC容量（万kW）

B/C (再エネ５~６割シナリオ)

（参考）再エネ５~６割シナリオにおけるHVDC容量について

◼ 再エネ５~６割シナリオにおけるHVDC容量※について検討したところ、HVDC送電コスト・東京
地内増強(UHV昇圧)のコスト上限ではB/C≧１となる増強案はないが、コスト幅の中でB/Cが
最も高い増強案は、北海道~東京間の400万kWとなる。 ※ 地内運用容量を除く

HVDC容量(再エネ５~６割シナリオ)

北海道～東京間
HVDC容量
【400万kW】

➢ HVDC構成はイメージ

➢ コスト変動幅で
B/C≧1を選択

コスト下限

コスト上限

東北の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

北海道の太陽光・風力
ﾎﾟﾃﾝｼｬﾙ

風力:2,057
太陽光:936

計:2,993万kW

風力:2,327
太陽光:3,864
計:6,191万kW

51.5%
47.7%

45.4% 44.3%

0.0%

20.0%

40.0%

60.0%

200 400 600 800

HVDC容量（万kW）

風力・太陽光出力制御率(再エネ５~６割シナリオ)
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１．これまでの議論の中間整理について

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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５．中西地域の増強案検討
（１）検討方法

◼ 中西地域の各シナリオについて、以下のステップに従って増強規模の検討を行った。
◼ なお、再エネ５~６割シナリオでの増強規模を確認したところ、大消費地でも再エネ

出力制御が発生していることから、系統増強による効果が減少した結果、増強規模
は電源立地変化シナリオと同等の規模であった。

③ 九州~四国ルートおよび本四連系線の容量検討では、四国地内、関中連系線の運用容量、
関西四国間連系設備の将来設計（昇圧）を考慮して分析

① 関門連系線は1ルートで周波数制約があるため、増強するにはルート新設が必要

④ ①～③のステップを検討したうえで、中地域で計画されている増強案による効果を確認

② 九州~中国ルート容量検討では、関中連系線の運用容量を考慮して分析

※ ②、③の検討により、既存設備を最大限活用した増強規模を見極め

⑤ 九州~関西間のHVDC送電ルート新設の必要性を確認

※ 九州～中国ルートの方が九州～四国ルートより距離が近いため

電源偏在シナリオ 電源立地変化シナリオ

⑥ 再エネ導入量に対して、必要となる増強規模を確認
※ 各シナリオの増強案について、更に再エネ5~6割まで導入されると仮定した

場合、過剰投資となっていないかを確認

再エネ５~６割シナリオ
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九州

中国

四国

風力・太陽光
ポテンシャル 関西・中部・

北陸

５．中西地域の増強案検討
（２）関門連系線の増強規模について

◼ 現在、九州エリアで発電された電力は、中国エリアを経由して関西エリア以東へ送電さ
れているが、各シナリオにおいて関門連系線で系統混雑が発生している状況。

◼ 関中連系線の運用容量を考慮した分析を行ったところ、各シナリオにおける増強規模
については、現状の概ね2倍の550万kW程度が妥当と考えられる。

278万kW 421万kW

140万kW

120万kW

関門連系線の増強規模

関中運用容量制約での最適な増強規模を確認

交流連系（AC)

直流連系（DC)

【凡例】

※運用容量556万kWの地内増強規模と同等と仮定して試算。
地内潮流によっては更なる地内増強が必要になる可能性がある。

※



51（参考）関門連系線（同期安定性）

◼ 関門連系線増強後の運用容量について、同期安定性の観点から確認を行った結果、
再エネを含む電制250万kW※を織込むことで、556万kWを確保できる。

◼ なお、再エネ比率の増大による同期化力減少に伴い、追加対策が必要となる場合
がある。

凡例
○：維持可能
▲：電源制限が必要
✕：設備対策が必要

（電源制限を実施しても維持できない、
または１回線故障時でも維持できない）

新山口 東山口 新西広島 新広島 新岡山 東岡山

智頭日野西島根

西播

山崎

関西中国間
４２１万kW

検討項目 新ルート連系線

同期安定性 〇

検討項目 中国西幹線

同期安定性 ▲

検討項目 中国中幹線

同期安定性 ▲

検討項目 山崎智頭線

同期安定性 〇

検討項目 中国東幹線

同期安定性 〇

中国九州間
556万kW

各送電線ルート断を想定
検討項目 西島根幹線

同期安定性 〇

検討項目 日野幹線

同期安定性 〇

検討項目 関門連系線

同期安定性 ▲

検討項目 東山口線

同期安定性 ▲

検討項目 新広島幹線

同期安定性 ▲

検討項目 新岡山幹線

同期安定性 ▲

検討項目 西播東岡山線

同期安定性 〇

検討項目 新山口幹線

同期安定性 ▲

検討項目 新西広島幹線

同期安定性 ▲

九州中国ルート潮流図
（重負荷期断面）

※自然変動電源の電制等による系統安定化制御の実現に向けて検討が必要
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九州

中国

四国

関西・中部・
北陸

四国地内制約での最適な増強規模を確認
（距離60kmであり経済的に有利な直流連系とする）

四国地内制約（約200万kW)

５．中西地域の増強案検討
（３）九州~四国ルートの増強規模について（ステップ①）

◼ 九州~中国ルート新設後、九州エリアで発電された電力を更に関西エリア以東へ送電
するためには新規ルートの構築が必要。このため、関西~四国ルートの将来設計を活
用した九州~四国ルート新設について検討を行った。

◼ 四国地内制約を考慮した分析では、電源偏在シナリオについてはB/C≧１となるため、
次のステップとして関西~四国ルートおよび四国地内の増強を前提とした増強規模を
検討する。なお、電源立地変化シナリオは、B/C＜１となるため増強は不要と判断。

556万kW 421万kW

140万kW

120万kW

四国九州間連系設備の増強規模(ステップ①)

風力・太陽光
ポテンシャル

交流連系（AC)

直流連系（DC)

【凡例】



53（参考）四国地内（同期安定性）

四国エリア500kV潮流図（重負荷期における安定度限界断面）

◼ 四国地内の同期安定性は、四国中央東幹線の東向き潮流が決定要因である。

◼ 周波数低下等へ影響しない範囲で最大限の電制250万kWを織込み、重負荷期
の安定度限界断面における四国九州間連系設備の潮流は90万kW程度と想定。

四国中央東幹線ルート断を想定

東予川内
讃岐

阿波

阿南

新設開閉所

紀北

東岡山

東九州

180

70

120

210190

90

50
140

四国九州間
90万kW

凡例
○：維持可能
▲：電源制限が必要
✕：設備対策が必要

（電源制限を実施しても維持できない、
または１回線故障時でも維持できない）

検討項目 四国中央東幹線

同期安定性 ▲
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※電源立地変化シナリオも
同様にB/C＜１となる

四国

九州

中国再エネ
ポテン
シャル

関西・中部・
北陸

四国地内増強を含む関西~四国ルート制約での最適な増強規模を確認

５．中西地域の増強案検討
（３）九州~四国ルートの増強規模について（ステップ②）

◼ ステップ①でB/C≧１となった電源偏在シナリオにおいて、関西～四国ルートおよび四国地内の増
強を前提に、四国九州間連系設備の最適な増強規模を確認する。

◼ 関西～四国ルートの制約を考慮した分析においては、45GWケースではB/C≧１となり出力制御
率低減効果が見られる280万kW程度のルート新設が妥当と考えられる。

◼ なお、30GWケースは、四国地内等を増強するとB/C<1となるため、四国地内等の増強は不要
と判断し、四国地内の安定度制約及び将来の再エネ導入を踏まえた連続性から、四国地内等
は増強せずに70万kW程度のルート新設が妥当と判断した。

556万kW 421万kW

280万kW

120万kW

四国九州間連系設備の増強規模(ステップ②)

関西～四国ルート増強
（140⇒280万kW)

四国地内増強

交流連系（AC)

直流連系（DC)

【凡例】

※運用容量280万kWの地内増強規模と同等と仮定して試算。
地内潮流によっては更なる地内増強が必要になる可能性がある。

※



55（参考） 関西～四国ルートの増強（昇圧）について（将来設計）

◼ 関西四国ルート（140万kW）は、将来の昇圧（±250kV⇒±500kV）を想定し
て海底ケーブルが設計されており、交直変換器の追加等を行うことで、280万kWへ
増容量化が可能。

（中国NW）

（四国NW）

(関西NW)

朱記点線を追加し増容量
簡略化のため、由良開閉所や直流回路を
切り替えるためのスイッチなどの記載は省略



56

四国

九州

中国再エネ
ポテン
シャル

関西・中部・
北陸

５．中西地域の増強案検討
（４）関西中国間連系線の増強規模について

◼ 四国九州間連系設備増強後、更に関西エリア以東へ送電するには、関西中国間
連系線の増強が考えられる。

◼ 関西中国間連系線の運用容量を556万kW以上にするには、中国地内の更なる大
規模な増強が必要となること、および500万kW以上に増強しても出力制御率に変化
が見られないことから、増強規模については500~556万kW程度が妥当と考えられる。
また、本四連系線については、増強しても出力制御率にほぼ変化がないことから、増強
不要と判断した。

556万kW

280万kW
280万kW

関西中国間連系設備の増強規模

各連系線増強後の最適な増強規模を確認

120万kW
or 240万kW

交流連系（AC)

直流連系（DC)

【凡例】

電源偏在シナリオ
＜45GW＞
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四国

九州

中国再エネ
ポテン
シャル

関西・中部・
北陸

（参考）中国四国間連系線の増強規模について

◼ 関中連系線の制約を考慮して中国四国間連系線の分析を行った結果、B/C≧１
となるが出力制御率に変化はなく、便益もほぼ横ばいであることから、本四連系線の
増強は不要と考えられる。

556万kW 421万kW

280万kW
280万kW

中国四国間連系設備の増強規模

関中運用容量制約での最適な増強規模を確認

交流連系（AC)

直流連系（DC)

【凡例】

電源偏在シナリオ
＜45GW＞



58（参考）関西中国連系線の運用容量拡大について

◼ 関西中国間連系線については、費用便益評価において効果を確認した500万kW
程度とするためには、中国地内系統で以下の系統増強が必要となり、この対策を実
施することで、関西中国連系線の運用容量は556万kWとなる。

凡例
○：維持可能
▲：電源制限が必要
✕：設備対策が必要

（電源制限を実施しても維持できない、
または１回線故障時でも維持できない）

西播 京北

新綾部

南京都

東近江

紀北

信貴新生駒

山崎

嶺南

三重
東近江線

越前嶺南線

関西四国間
連系設備

新山口 東山口

新西広島
新岡山

東岡山

智頭日野

西島根

新広島

中国九州間
556万kW

関西中国間
556万kW

検討項目 新広島幹線

同期安定性 ×（増強前）→▲（増強後）
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四国

九州

中国再エネ
ポテン
シャル 関西・中部・

北陸

５．中西地域の増強案検討
（５）中地域増強について

◼ これまでのステップで確認した増強規模を前提として、中地域で計画されている中部
関西間第二連系線、将来に向けて検討が進められている中地域交流ループについて
分析を行った結果、各シナリオのB/Cが向上する効果が確認された。

◼ なお、過去に計画決定された中部関西間第二連系線や、至近の設備スリム化により
メリットのある中地域交流ループは、将来的にも効果が見込めることから、早期に着手
できるような手続きについても並行して検討を進める必要がある。

556万kW

280万kW
70万kW/
280万kW

中地域増強の効果確認
各シナリオの増強案において中地域増強の効果を確認

120万kW

556万kW

電源偏在シナリオ
＜45GW＞

電源立地変化シナリオ

電源偏在シナリオ
＜30GW＞

各シナリオの連系線増強規模

・ 中国九州間連系線増強(278万kW)
・ 四国九州間連系設備新設(278⇒556万kW ）
・ 関西中国間連系線増強(421⇒556万kW）

・ 中国九州間連系線新設(278⇒556万kW)
・ 四国九州間連系設備新設(70万kW）

・ 中国九州間連系線新設(278⇒556万kW)
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○ 南福光連系所は、中部と北陸それぞれの500kV母線が母線遮断器を介して接続しており、現状は広域的
な交流ループが形成されない作業時や系統故障時などに限り、同遮断器を投入して交流連系する。

○ これを常時交流連系し、広域的な交流ループを形成する場合、電磁誘導対策や遮断器の遮断容量増加、
システムの改修等が生じるものの、対策費用は数十億円程度となる。

○ また、地域間連系線においてループ系統が構成されるため、N-2故障時における供給信頼度の向上や運用
容量の増加などの面でメリットがある。

中能登

加賀

越前

嶺南
信濃

駿遠
新三河

岐阜

愛知

豊根東部

北部京北

南京都

西部三重

南信

北陸エリア
（60Hz）

66k
V

500kV

連系用
変圧器

変換
用

変圧
器

中部エリア
（60Hz）

調相設備
所内電源

母線遮断器
（入）

BTB廃止

交流で常時連系

調相設備
所内電源

変換
用

変圧
器

500kV

77k
V

南福光

南福光連系所のスリム化イメージ

中地域交流ループ 飛騨

連系用
変圧器

（参考）中地域交流ループの概要
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四国

九州

中国再エネ
ポテン
シャル 関西・中部・

北陸

５．中西地域の増強案検討
（６）HVDC送電ルート新設の必要性について

◼ 九州エリアから関西エリア以東へ更に送電する場合、東向き潮流が増加し、中西系
統の同期安定性の維持が困難となるため、九州~関西の新ルート構築が必要となる。

◼ このため、長距離送電で優位なHVDC送電ルートの必要性についても確認を行った
ところ、現時点ではB/C＜１となった。

◼ 本対策については、今後の再エネ導入状況や電源構成の情勢変化を踏まえて必要
性を判断することになると考える。

556万kW

280万kW
280万kW

HVDC送電ルート新設の必要性確認

各連系線増強後におけるHVDC送電の必要性を確認

120万kW

556万kW

交流連系（AC)

直流連系（DC)

【凡例】

電源偏在シナリオ
＜45GW＞
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※運用容量556万kWの地内増強規模と同等と仮定して試算。
地内潮流によっては更なる地内増強が必要になる可能性がある。

※

九州

中国

四国

再エネ
ポテン
シャル 関西・中部・

北陸

（参考）再エネ５~６割シナリオにおける関門連系線の増強規模について

◼ 本シナリオにおいて関中連系線の運用容量を考慮した分析を行ったところ、他のシナリオと同様に
550万kW程度の増強規模の場合、B/C≧1となり増強の効果は得られることを確認した。

◼ 関門連系線増強後、四国九州間連系設備を新設する場合はB/C＜１となり、増強しても出力
制御率にほぼ変化がないことから、レジリエンス面を評価しない場合には、九州～四国ルートの
新設は不要と考えられる。

278万kW 421万kW

140万kW

120万kW

①関門連系線の増強規模

関中運用容量制約での最適な増強規模を確認

再エネ５~６割シナリオ

関門連系線増強後、四国九州間連系設備
の新設はB/C＜１となり費用対効果はない

①関門連系線

②四国九州間連系設備

四国地内制約（約200万kW)

②四国九州間連系設備の増強規模(ステップ①)

四国地内制約での最適な増強規模を確認

中地域増強による
B/Cの向上を確認
（1.3⇒1.8）
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１．これまでの議論の中間整理について

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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◼ 中西地域と東地域の有望な増強系統を組み合わせ、FCの増強規模を確認したが、
B/C、出力制御率ともほぼ変化しないことから、中間整理以降のレジリエンス面の評価
において改めて確認することとしたい。

ステータス 設備 容量(kW)

既設 新信濃 60万

既設 佐久間 30万

既設 東清水 30万

既設 飛騨信濃 90万

2027年度末
予定

佐久間 ＋30万増強

2027年度末
予定

東清水 ＋60万増強

合計容量 300万

６．東京中部間連系設備（FC）の増強検討

：現行からの増分（万kW）

青字：増強後の運用容量（万kW）

※ 太陽光・風力のエリア合計

（参考）現行のFC増強計画

新信濃FC

佐久間FC

東清水FC

東地域の
有望な増強系統

中西地域の
有望な増強系統

飛騨信濃FC
400

400

140

140

556 556

280 280

1028

出力制御率※：4.6%

出力制御率※：2.6%
300

280

280

電源偏在シナリオの例
＜45GW＞

現行の
設備容量
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１．これまでの議論の中間整理について

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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CO2排出量
再エネ(30GW)導入前 再エネ導入/増強前 増強後

約3億3,600万t 約3億600万t 約3億100万t

７．シナリオ毎の増強案まとめ
（１）電源偏在シナリオ（30GW）

④九州～中国ルート増強
（九州・中国地内増強含む）

約3,500億円
（278 ⇒ 556万kW）

①北海道～東京ルート新設※1

（北海道地内増強含む）

約0.8～1.2兆円
（400万kW）

②東北東京間の運用容量対策

約4,000億円
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

⑥中地域増強
中部関西間第二連系線新設

中地域交流ループ構成

約500億円

⑤九州～四国ルート新設※1

（九州・四国地内増強含む）

約1,700～1,900億円
（70万kW）

電源偏在シナリオ（30GW）
必要投資額※1 約2.２ ～ 2.７兆円

便益比（B/C) ※1 1.07 ～ 1.35

年間コスト※1, ※2 約2,000 ～ 2,600 億円/年

年間便益 (純便益) 約2,800 億円/年（約200~800億円/年）

削減された燃料費 約2,530億円

削減されたCO2対策コスト 約270億円

（約500万tの削減）

再エネ出力制御率※3

増強前 増強後

約１１％ 約２％

再エネ比率
37%

③東京地内増強※1

約3,800~5,300億円
（送電容量確保策）

※1 HVDCコスト幅等を考慮して試算。
※2 費用をもとに以下の年経費率にて算出。

架空送電（7.9%）、地中送電（9.0%）、変電（10.7％）
※3 太陽光・風力の全国平均

約500万tの削減

約3,500万tの削減
※4

※4 アデカシーやセキュリティの観点から必要性を検討

◼ 立地制約のある再エネを偏在させた場合におけるネットワーク面での分析結果の一例。
◼ 今後、本分析結果も参考としつつ、国とも連携してマスタープラン策定に向けて検討を進めていく。

【留意事項】
・電源構成や電源立地が実現された場合を想定したシナリオであるため、電源の開発・導入に係るコストは考慮していない。
・上記コストは、偏在する電源を大消費地に送電するための連系線等の背骨系統の増強コストのみを記載。
・再エネ増加に伴う、調整力確保、慣性力・同期化力低下等の対策コストは含んでいない。
・HVDC送電コストは、2050年頃におけるスケールメリットや技術革新のコスト低減を先取りした単価を採用、海底ケーブル
工事は漁業補償費を含まず、水深等を考慮したルート変更によるコスト増の可能性あり。

官民協議会ベース
（電源ポテンシャル考慮）



67（参考）電源偏在シナリオ（30GW） 増強費用内訳

増強設備 工事概要 工事費計

東
地
域

① 北海道東京間連系設備
（400万kW）

HVDC送電ルート新設（400万kW,共通帰線２双極）
北海道~東京間：海底ケーブル（900km）×1ルート

【北海道】275kV開閉所新設

約8,100億円
～

約12,100億円

② 東北東京間の運用容量対策
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

（概算工事費の内訳）
【東北】500kV送電線新設（約270km）
【東北】275kV→500kV昇圧 変電所（1箇所）ほか

約4,000億円

③ 東京地内
（送電容量確保策）

【東京】既設変電所UHV昇圧（2~4箇所）※変電所化含む
【東京】UHV変電所新設（1箇所） ほか

約3,800億円
～

約5,300億円

小 計 約1.6～2.1兆円

中
西
地
域

④ 中国九州間連系線
（278 ⇒ 556万kW）

500kV送電線新設
九州～中国間：海底ケーブル（約40km）×１ルート

【中国】電圧対策（系統安定化装置、SC設置）
【九州】500kV引出設備取替（2回線）

約3,500億円

⑤ 四国九州間連系設備
（70万kW）

HVDC送電ルート新設（70万kW, 単極1回線）
四国～九州間：海底ケーブル（約60km）×１ルート

【四国】STATCOM設置（±130MVar×2）
【九州】STATCOM設置（±90MVar×2）

約1,700億円
～

約1,900億円

⑥
中地域

（中部関西間第二連系線新設）
（中地域交流ループ）

500kV送電線新設
中部～関西間：架空線（2km）×１ルート

【北陸・中部・関西】短絡容量超過対策、電磁誘導対策ほか
約500億円

小 計 約0.6兆円

合 計※ 約2.2～2.7兆円

注）同コストは机上検討による概算値であり、調査・詳細検討により工事費が変わり得る
※ 四捨五入により合計が合わない場合がある
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７．シナリオ毎の増強案まとめ
（２）電源偏在シナリオ（45GW）

⑥四国～関西ルート増強
約1,300億円
（140⇒280万kW）

電源偏在シナリオ（45GW）

※4 アデカシーやセキュリティの観点から必要性を検討

⑦中国地内増強
約1,000億円

（関西中国間の運用容量拡大421⇒556万kW）

必要投資額※1 約3.8 ～ 4.8兆円
便益比※1(B/C) 1.13 ～ 1.44
年間コスト※1, ※2 約3,600 ～ 4,500 億円/年
年間便益 (純便益) 約5,100 億円/年（約600~1,500億円/年）

削減された燃料費 約4,440億円
削減されたCO2対策コスト 約660億円

（約1,200万tの削減）

⑧中地域増強
中部関西間第二連系線新設

中地域交流ループ構成

約500億円

④九州～中国ルート増強
（九州・中国地内増強含む）

約3,600億円
（278 ⇒ 556万kW）

⑤九州～四国ルート新設※1

（九州・四国地内増強含む）

約5,800～6,400億円
（280万kW）

再エネ比率
42%

①北海道～東京ルート新設※1

（北海道地内増強含む）

約1.5～2.2兆円
（北海道～東京800万kW）

※3 太陽光・風力の全国平均

CO2排出量
再エネ(45GW)導入前 再エネ導入/増強前 増強後

約3億3,600万t 約2億9,400万t 約2億8,200万t

再エネ出力制御率※3

増強前 増強後

約１７％ 約４％

約1,200万tの削減

約5,400万tの削減

②東北東京間の運用容量対策※1

約7,000~8,100億円
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

③東京地内増強※1

約3,800~5,300億円
（送電容量確保策）

◼ 立地制約のある再エネを偏在させた場合におけるネットワーク面での分析結果の一例。
◼ 今後、本分析結果も参考としつつ、国とも連携してマスタープラン策定に向けて検討を進めていく。

※4

【留意事項】
・電源構成や電源立地が実現された場合を想定したシナリオであるため、電源の開発・導入に係るコストは考慮していない。
・上記コストは、偏在する電源を大消費地に送電するための連系線等の背骨系統の増強コストのみを記載。
・再エネ増加に伴う、調整力確保、慣性力・同期化力低下等の対策コストは含んでいない。
・HVDC送電コストは、2050年頃におけるスケールメリットや技術革新のコスト低減を先取りした単価を採用、海底ケーブル
工事は漁業補償費を含まず、水深等を考慮したルート変更によるコスト増の可能性あり。

※1 HVDCコスト幅等を考慮して試算。
※2 費用をもとに以下の年経費率にて算出。

架空送電（7.9%）、地中送電（9.0%）、変電（10.7％）

官民協議会ベース
（電源ポテンシャル考慮）
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増強設備 工事概要 工事費計

東
地
域

① 北海道東京間連系設備
（800万kW）

HVDC送電ルート新設（400万kW,共通帰線２双極）
北海道~東京間：海底ケーブル（900km, 700km）× 2ルート

【北海道】275kV開閉所新設

約14,700億円
～

約21,900億円

② 東北東京間の運用容量対策
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

（概算工事費の内訳）
【東北】500kV送電線新設（約270km）
【東北】275kV→500kV昇圧 変電所（1箇所）ほか
【東北】HVDC新設（200万kW, 双極1回線）、400km

約7,000億円
～

約8,100億円

③ 東京地内
（送電容量確保策）

【東京】既設変電所UHV昇圧（2~4箇所）※変電所化含む
【東京】UHV変電所新設（1箇所） ほか

約3,800億円
～

約5,300億円

小 計 約2.5～3.5兆円

中
西
地
域

④ 中国九州間連系線
（278 ⇒ 556万kW）

500kV送電線新設
九州～中国間：海底ケーブル（約40km）×１ルート

【中国】電圧対策（系統安定化装置、SC設置）
【九州】500kV変圧器増強（1台）ほか

約3,600億円

⑤ 四国九州間連系設備
（280万kW）

HVDC送電ルート新設（280万kW,共通帰線２双極）
四国～九州間：海底ケーブル（約60km）×１ルート

【四国】500kV送電線新設（約170km）、
【九州】500kV送電線新設（約50km）、500kV変圧器増強（1台）ほか

約5,800億円
～

約6,400億円

⑥ 関西四国間連系設備
（140⇒280万kW）

HVDC変換器増設（140万kW, ±500kV昇圧） 約1,300億円

⑦ 中国地内
（関西中国間の運用容量拡大）

【中国】500kV送電線新設（約70km） 約1,000億円

⑧
中地域

（中部関西間第二連系線新設）
（中地域交流ループ）

500kV送電線新設
中部～関西間：架空線（2km）×１ルート

【北陸・中部・関西】短絡容量超過対策、電磁誘導対策ほか
約500億円

小 計 約1.2～1.3兆円

合 計※ 約3.8～4.8兆円

注）同コストは机上検討による概算値であり、調査・詳細検討により工事費が変わり得る
※四捨五入により合計が合わない場合がある
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７．シナリオ毎の増強案まとめ
（参考）電源立地変化シナリオ

電源立地変化シナリオ 必要投資額※1 約1.5 ～ 1.7兆円
便益比（B/C) ※1 1.29 ～ 1.53
年間コスト※1, ※2 約1,300 ～ 1,600 億円/年
年間便益 (純便益) 約2,100 億円/年（約500~800億円/年）

削減された燃料費 1,880億円
削減されたCO2対策コスト 220億円

（400万tの削減）

①北海道～東北ルート新設※1

（北海道地内増強含む）

約6,600～9,400億円
（北海道～東北400万kW）

④中地域増強
中部関西間第二連系線新設

中地域交流ループ構成

約500億円

③九州～中国ルート増強
（九州・中国地内増強含む）

約3,500億円
（278 ⇒ 556万kW）

再エネ比率
42%

CO2排出量
再エネ(45GW)導入前 再エネ導入/増強前 増強後

約3億3,600万t 約2億8,700万t 約2億8,300万t

再エネ出力制御率※3

増強前 増強後
約９％ 約４％

約400万tの削減

約5,300万tの削減

※3 太陽光・風力の全国平均

②東北東京間の運用容量対策

約4,000億円
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

◼ 電源偏在シナリオ(45GW)の洋上風力の1/2を需要地近傍とした場合のネットワーク面での分析結果の一例。
◼ 今後、本分析結果も参考としつつ、国とも連携してマスタープラン策定に向けて検討を進めていく。

【留意事項】
・電源構成や電源立地が実現された場合を想定したシナリオであるため、電源の開発・導入に係るコストは考慮していない。
ただし、需要地近傍に風況の良い地点は多く存在しないことから、電源側のコストを含めると全体費用は大きくなる可能性
があることに留意が必要。

・上記コストは、偏在する電源を大消費地に送電するための連系線等の背骨系統の増強コストのみを記載。
・再エネ増加に伴う、調整力確保、慣性力・同期化力低下等の対策コストは含んでいない。
・HVDC送電コストは、2050年頃におけるスケールメリットや技術革新のコスト低減を先取りした単価を採用、海底ケーブル
工事は漁業補償費を含まず、水深等を考慮したルート変更によるコスト増の可能性あり。

※4

※4 アデカシーやセキュリティの観点から必要性を検討

※1 HVDCコスト幅等を考慮して試算。
※2 費用をもとに以下の年経費率にて算出。

架空送電（7.9%）、地中送電（9.0%）、変電（10.7％）

ケーススタディ



71（参考）電源立地変化シナリオ 増強費用内訳

増強設備 工事概要 工事費計

東
地
域

① 北海道東北間連系設備
（400万kW）

HVDC送電ルート新設（400万kW,共通帰線２双極）
北海道~東北間：海底ケーブル（600km）×1ルート

【北海道】275kV開閉所新設

約6,600億円
～

約9,400億円

② 東北東京間の運用容量対策
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

（概算工事費の内訳）
【東北】500kV送電線新設（約270km）
【東北】275kV→500kV昇圧 変電所（1箇所）ほか

約4,000億円

小 計 約1.1～1.3兆円

中
西
地
域

③ 中国九州間連系線
（278 ⇒ 556万kW）

500kV送電線新設
九州～中国間：海底ケーブル（約40km）×１ルート

【中国】電圧対策（系統安定化装置、SC設置）
【九州】500kV引出設備取替（2回線）

約3,500億円

④
中地域

（中部関西間第二連系線新設）
（中地域交流ループ）

500kV送電線新設
中部～関西間：架空線（2km）×１ルート

【北陸・中部・関西】短絡容量超過対策、電磁誘導対策ほか
約500億円

小 計 約0.4兆円

合 計※ 約1.5～1.7兆円

注）同コストは机上検討による概算値であり、調査・詳細検討により工事費が変わり得る
※四捨五入により合計が合わない場合がある
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再エネ５~６割シナリオ 必要投資額※1 約2.0 ～ 2.6兆円
便益比（B/C) ※1 0.95 ～ 1.21※3

年間コスト※1,※2 約1,900 ～ 2,400 億円/年
年間便益 (純便益) 約2,300 億円/年（約▲100~400億円/年）

削減された燃料費 約1,560億円
削減されたCO2対策コスト 約740億円

（約1,300万tの削減）

①北海道～東京ルート新設※1,※3

（北海道・東京地内増強含む）

約0.8～1.2兆円
（400万kW）

⑤中地域増強
中部関西間第二連系線新設

中地域交流ループ構成

約500億円

再エネ比率
53%

CO2排出量
再エネ(風力89GW､太陽光
300GW)導入前 再エネ導入/増強前 増強後

約3億3,600万t 約2億2,300万t 約2億1,000万t

再エネ出力制御率※4

増強前 増強後

約４２％ 約３９％

約1,300万tの削減

約12,600万tの削減

※3 他に有望な案がなかったため、本増強案を採用した。
※4 太陽光・風力の全国平均
※5 アデカシーやセキュリティの観点から必要性を検討

②東北東京間の運用容量対策

約4,000億円
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

③東京地内増強※1

約3,800~5,300億円
（送電容量確保策）

◼ 仮に再エネ導入が進展した場合、各シナリオの増強案が過剰投資とならないかを確認するためのシナリオ
◼ なお、大消費地でも再エネ出力制御が発生していることから、系統増強による効果は大きくない。

【留意事項】
・電源構成や電源立地が実現された場合を想定したシナリオであるため、電源の開発・導入に係るコストは考慮していない。
・上記コストは、偏在する電源を大消費地に送電するための連系線等の背骨系統の増強コストのみを記載。
・再エネ増加に伴う、調整力確保、慣性力・同期化力低下等の対策コストは含んでいない。
・HVDC送電コストは、2050年頃におけるスケールメリットや技術革新のコスト低減を先取りした単価を採用、海底ケーブル
工事は漁業補償費を含まず、水深等を考慮したルート変更によるコスト増の可能性あり。

※5

④九州～中国ルート増強
（九州・中国地内増強含む）

約3,600億円
（278 ⇒ 556万kW）

※1 HVDCコスト幅等を考慮して試算。
※2 費用をもとに以下の年経費率にて算出。

架空送電（7.9%）、地中送電（9.0%）、変電（10.7％）

ケーススタディ
７．シナリオ毎の増強案まとめ
（参考）再エネ５~６割シナリオ



73（参考）再エネ５~６割シナリオ 増強費用内訳

増強設備 工事概要 工事費計

東
地
域

① 北海道東京間連系設備
（400万kW）

HVDC送電ルート新設（400万kW, 共通帰線２双極）
北海道~東京間：海底ケーブル（900km）×1ルート

【北海道】275kV開閉所新設

約8,200億円
～

約12,200億円

② 東北東京間の運用容量対策
（電源立地が明確になった時点で詳細検討）

（概算工事費の内訳）
【東北】500kV送電線新設（約270km）
【東北】275kV→500kV昇圧 変電所（1箇所）ほか

約4,000億円

③ 東京地内
（送電容量確保策）

【東京】既設変電所UHV昇圧（2~4箇所）※変電所化含む
【東京】UHV変電所新設（1箇所） ほか

約3,800億円
～

約5,300億円

小 計 約1.6～2.2兆円

中
西
地
域

④ 中国九州間連系線
（278 ⇒ 556万kW）

500kV送電線新設
九州～中国間：海底ケーブル（約40km）×１ルート

【中国】電圧対策（系統安定化装置、SC設置）
【九州】500kV変圧器増強（1台）

約3,600億円

⑤
中地域

（中部関西間第二連系線新設）
（中地域交流ループ）

500kV送電線新設
中部～関西間：架空線（2km）×１ルート

【北陸・中部・関西】短絡容量超過対策、電磁誘導対策ほか
約500億円

小 計 約0.4兆円

合 計※ 約2.0～2.6兆円

注）同コストは机上検討による概算値であり、調査・詳細検討により工事費が変わり得る
※四捨五入により合計が合わない場合がある
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１．これまでの議論の中間整理について

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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項 目 パラメータによる感度分析

燃料費・CO2対策コスト

WEO2020※想定値等を用いて燃料費とCO2対策コストが変動した場合におい
て、B/CやCO2排出量等へ与える影響について分析

【具体的な内容】 燃料費とCO2対策コストが変動したケース
・ 公表政策シナリオ（2040) →  CO2対策コスト $52/トン
・ 持続可能な開発シナリオ(2040) →  CO2対策コスト $140/トン

注）起動費は燃料費による影響がないものとして検討

原子力発電の設備利用率

原子力発電の設備利用率が変動した場合において、B/CやCO2排出量等へ
与える影響について分析

【具体的な内容】
・2030年度エネルギーミックス水準におけるkWh比率を基にした設備利用率約60％±20％

電化の進展

電力需要が変動した場合のB/Cへ与える影響について分析

【具体的な内容】
・各シナリオで需要変化した場合におけるB/Cへ与える影響
・電源偏在/電源立地変化シナリオで増強後、更に再エネ5~6割まで導入されると仮定
した再エネ５~６割シナリオの電源構成となった場合、過剰投資となっていないか、電力
需要も変化させて分析

◼ 将来の不確実性による費用便益評価等への影響について感度分析を実施

◼ 電化の進展の分析では、電源偏在/電源立地変化シナリオの増強案が、更に再エネ
5~6割まで導入された状況で過剰投資とならないかを電力需要を変化させて確認

※ 国際エネルギー機関（IEA）が毎年発行しているレポート「World Energy Outlook」
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８．感度分析について

（１-１）燃料費・CO2対策コスト（WEO2020想定での各シナリオのB/Cの変化）

※ コストとB/Cは、HVDC送電コスト幅等を
考慮したものを記載

◼ 公表政策シナリオについては、燃料費の低下に伴い再エネ電源による差し替えによる
便益が低下することから、HVDCコストによってはB/C＜１となる可能性がある。

◼ 持続可能な開発シナリオにおいては、差し替えられる電源の総コスト（燃料費＋CO2
対策コスト）が大きく変わらないことから、B/Cの傾向に変化はなかった。

電源偏在30GWシナリオ B/C ・コスト・便益 電源偏在45GWシナリオ B/C ・コスト・便益

電源立地変化シナリオ B/C ・コスト・便益 再エネ５~６割シナリオ B/C ・コスト・便益
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８．感度分析について

（１-２）燃料費・CO2対策コスト（燃料費、CO2対策コストの感度分析）

◼ 燃料費とCO2対策コストが設定値から変動したときに便益に与える影響を分析
◼ なお、総コストの優先順位が変わらない範囲では燃種毎の発電量が変わらない前提で、

便益の変動額を算定した。

¥/kWh

石炭 MACC ACC CC コンべ 石油

現状
(ベース)

燃料費 5.9 11.0 11.4 13.3 15.5 23.9

CO2対策コスト 4.5 2.0 2.0 2.4 2.8 3.9

計 10.4 13.0 13.4 15.7 18.3 27.8

公表政策
シナリオ

燃料費 4.6 6.7 7.0 8.1 9.5 16.7

CO2対策コスト 6.3 2.8 2.8 3.4 3.9 5.5

計 10.9 9.5 9.8 11.5 13.4 22.1

持続可能
シナリオ

燃料費 3.9 4.2 4.4 5.1 5.9 10.7

CO2対策コスト 17.0 7.6 7.6 9.1 10.6 14.8

計 20.9 11.8 11.9 14.2 16.5 25.4

¥/kWh

石炭 MACC ACC CC コンべ 石油

現状
(ベース)

燃料費 6.5 12.1 12.5 14.6 17.1 26.3

CO2対策コスト 4.5 2.0 2.0 2.4 2.8 3.9

計 11.0 14.1 14.5 17.0 19.9 30.2

公表政策
シナリオ

燃料費 5.0 7.4 7.7 8.9 10.4 18.3

CO2対策コスト 6.3 2.8 2.8 3.4 3.9 5.5

計 11.3 10.2 10.5 12.3 14.4 23.8

持続可能
シナリオ

燃料費 4.2 4.6 4.8 5.6 6.5 11.7

CO2対策コスト 17.0 7.6 7.6 9.1 10.6 14.8

計 21.3 12.2 12.4 14.7 17.1 26.5

燃料費10％増加 CO2対策コスト10％増加

＜燃料費、CO2対策コストの感度分析＞

¥/kWh

石炭 MACC ACC CC コンべ 石油

現状
(ベース)

燃料費 5.9 11.0 11.4 13.3 15.5 23.9

CO2対策コスト 5.0 2.2 2.2 2.6 3.1 4.3

計 11.4 14.3 14.7 17.3 20.1 30.6

公表政策
シナリオ

燃料費 4.6 6.7 7.0 8.1 9.5 16.7

CO2対策コスト 7.0 3.1 3.1 3.7 4.3 6.0

計 12.0 10.5 10.8 12.7 14.7 24.3

持続可能
シナリオ

燃料費 3.9 4.2 4.4 5.1 5.9 10.7

CO2対策コスト 18.7 8.3 8.3 10.0 11.7 16.2

計 23.0 13.0 13.1 15.6 18.2 28.0
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８．感度分析について

（１-２）燃料費・CO2対策コスト（燃料費、CO2対策コストの感度分析）

◼ 燃料費ではベースケース、CO2対策コストでは持続可能シナリオでの影響が大きい。
➢ 燃料費では、電源偏在/電源立地変化シナリオの傾向は、現状のベースシナリオ（CO2:$37/トン）

において燃料費が10%増加すればB/Cも約6~12%上昇し、公表政策/持続可能な開発シナリオで
は4~5%程度上昇する。

➢ 一方で、CO2対策コストでは、電源偏在/電源立地変化シナリオの傾向としては、現状のベースシナリオ
（CO2:$37/トン）でCO2対策コスト10%増加した場合、B/Cは約1~3%の上昇、公表政策シナ
リオでは3~5% 、持続可能な開発シナリオでは7~9%程度上昇する。

例）電源偏在シナリオ30GW現状シナリオの場合、増強によるB/Cは1.1であった。
燃料費が10％増加した場合、便益が246億円（9.6%）増加するため、B/Cは1.2程度になる。

<燃料費が10％増加したときのB/C影響>

現状（ベース） 公表政策シナリオ 持続可能シナリオ

電源偏在
30GWシナリオ

便益変動(億円) 246 113 92 

B/C影響(対コスト上限比) 9.6% 4.4% 3.6%

電源偏在
45GWシナリオ

便益変動(億円) 449 238 174 

B/C影響(対コスト上限比) 9.9% 5.3% 3.8%

電源立地シナリオ
便益変動(億円) 184 86 72 

B/C影響(対コスト上限比) 11.6% 5.4% 4.5%

再エネ5~6割
シナリオ

便益変動(億円) 156 130 90 

B/C影響(対コスト上限比) 6.4% 5.4% 3.7%

＜CO2対策コストが10％増加したときのB/C影響＞

現状（ベース） 公表政策シナリオ 持続可能シナリオ

電源偏在
30GWシナリオ

便益変動(億円) 27 90 193 

B/C影響(対コスト上限比) 1.0% 3.5% 7.5%

電源偏在
45GWシナリオ

便益変動(億円) 66 152 337 

B/C影響(対コスト上限比) 1.5% 3.4% 7.4%

電源立地シナリオ
便益変動(億円) 22 75 148 

B/C影響(対コスト上限比) 1.4% 4.7% 9.3%

再エネ5~6割
シナリオ

便益変動(億円) 74 74 168 

B/C影響(対コスト上限比) 3.0% 3.0% 7.0%

※正値は便益の増加を示す。

B/C

燃料費の感度分析のイメージ
（電源偏在シナリオ30GW）

+10%

+9.6%（ベースケース）

+4.4%（公表政策シナリオ）

+3.6%（持続可能シナリオ）

燃料費

+10%

+7.5%（持続可能シナリオ）

+3.5%（公表政策シナリオ）

+1.0%（ベースケース）

CO2対策コスト

B/C
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８．感度分析について
（１-３）燃料費・CO2対策コスト（WEO2020想定での各シナリオの年間総コスト）

◼ 公表政策シナリオでは燃料費が低下することから、年間総コストが減少する。

◼ 一方、CO2対策コストの増加により、持続可能シナリオの年間総コストは増加する。

電源偏在30GWシナリオ 年間総コスト[兆円] 電源偏在45GWシナリオ 年間総コスト[兆円]

電源立地変化シナリオ 年間総コスト[兆円] 再エネ５~６割シナリオ 年間総コスト[兆円]

※ 燃料費は、シミュレーションで計算された

発電量のみを計上
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８．感度分析について

（１-４）燃料費・CO2対策コスト（WEO2020想定での各シナリオの発電燃種割合）

◼ 公表政策シナリオ、持続可能シナリオでは、CO2対策コストが上昇することから、系統
増強前段階で石炭の割合が減少し、MACC、ACCの割合が増加することになる。

◼ 再エネ電源の割合への影響はほとんど見られない。

再エネ割合

電源偏在30GWシナリオ 発電燃種割合 電源偏在45GWシナリオ 発電燃種割合

電源立地変化シナリオ 発電燃種割合 再エネ５~６割シナリオ 発電燃種割合
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８．感度分析について

（１-５）燃料費・CO2対策コスト（WEO2020想定での各シナリオのCO2排出量）

◼ CO2排出量については、公表政策シナリオ、持続可能シナリオともに系統増強前段
階で石炭由来による排出量が減少し、代わりにMACCによる排出量が増加。

◼ このため、上記シナリオにおけるCO2排出量の減少は顕著となっている。

電源偏在30GWシナリオ CO2排出量[億トン] 電源偏在45GWシナリオ CO2排出量[億トン]

電源立地変化シナリオ CO2排出量[億トン] 再エネ５~６割シナリオ CO2排出量[億トン]

※「その他」は、今回計算対象外として
いる2030年エネミ相当の自家用発
電や送電ロス分を加算
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８．感度分析について
（２-１）原子力発電の設備利用率（B/Cの変化）

◼ 原子力発電の設備利用率を40~80%で変化させた場合、電源偏在シナリオ
（45GW）と電源立地変化シナリオについては、B/Cが1未満となることはなかった。

◼ 電源偏在シナリオ(30GW)40%の場合、供給力確保のため火力発電の炊き増し
により燃料費が増加することから、 HVDCコストによってB/C＜１となる可能性がある。

※ コストとB/Cは、HVDC送電コスト幅等を
考慮したものを記載

電源偏在30GWシナリオ B/C ・コスト・便益 電源偏在45GWシナリオ B/C ・コスト・便益

電源立地変化シナリオ B/C ・コスト・便益 再エネ５~６割シナリオ B/C ・コスト・便益
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８．感度分析について

（２-２）原子力発電の設備利用率（年間総コスト）

◼ 原子力発電の設備利用率が増加するにつれて、年間総コスト（燃料費・CO2対策
コスト）は減少することになる。

電源偏在30GWシナリオ 年間総コスト[兆円] 電源偏在45GWシナリオ 年間総コスト[兆円]

電源立地変化シナリオ 年間総コスト[兆円] 再エネ５~６割シナリオ 年間総コスト[兆円]

※ 燃料費は、シミュレーションで計算された

発電量のみを計上
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８．感度分析について

（２-３）原子力発電の設備利用率（発電燃種割合）

◼ 原子力発電の設備利用率が増減することで、電源偏在・電源立地変化シナリオでは、
再エネ導入比率が１~２％程度の変化であった。

再エネ割合

電源偏在30GWシナリオ 発電燃種割合 電源偏在45GWシナリオ 発電燃種割合

電源立地変化シナリオ 発電燃種割合 再エネ５~６割シナリオ 発電燃種割合
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８．感度分析について

（２-４）原子力発電の設備利用率（CO2排出量）

◼ CO2排出量については、原子力発電の設備利用率が上昇すれば、石炭および
MACC由来による排出量が減少している。

電源偏在30GWシナリオ CO2排出量[億トン] 電源偏在45GWシナリオ CO2排出量[億トン]

電源立地変化シナリオ CO2排出量[億トン] 再エネ５~６割シナリオ CO2排出量[億トン]

※「その他」は、今回計算対象外として
いる2030年エネミ相当の自家用発
電や送電ロス分を加算
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８．感度分析について

（３）電化の進展 需要カーブの設定

◼ 電化の進展に伴い需要が増加した場合の感度分析を行う。

◼ 需要カーブの形状については、①同比率で全時間帯の需要を増加させる、②需要シフトを想定
しピークを抑える形状を想定する、の2通りの方法が考えられる。

◼ ②は電化のシナリオ（EV、水素等）の具体的な想定が必要になるため、国の議論が進められ
た段階で適用することとし、今回は単純な傾向を把握することを目的とし①の方法で設定した。

◼ 今回の電源構成の設定では、再エネ５~６割シナリオ以外では需要増加が107％程度を超え
ると供給力不足からモデル計算が不成立となったため、100～105％の増加幅で検討した。実
際には、需要増加とともに電源確保、需要シフトが行われるものと思料される。

①同比率で全時間帯の需要
を増加させる

②需要シフトを想定しピークを
抑える形状を想定する

＜需要カーブの設定＞

今回の感度分析
→ 電化のシナリオの具体的な想定が必要

となるため、国の議論を受けた今後の
検討課題とする。
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８．感度分析について

（３-１）電化の進展（B/C変化）

電源偏在30GWシナリオ B/C ・コスト・便益 電源偏在45GWシナリオ B/C ・コスト・便益

電源立地変化シナリオ B/C ・コスト・便益 再エネ５~６割シナリオ B/C ・コスト・便益

※ コストとB/Cは、HVDC送電コスト幅等を
考慮したものを記載

◼ 電化が進展した場合、電源偏在シナリオ（30GW）のB/Cは減少傾向。

◼ 上記シナリオでB/Cが減少傾向となるのは、需要が増加することに伴い、系統増強
前において各エリアで再エネが消費されたことによって、系統増強後の電源の差し替
え効果が低下したものと考える。
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８．感度分析について

（参考）電化の進展（年間総コスト）

電源偏在30GWシナリオ 年間総コスト[兆円] 電源偏在45GWシナリオ 年間総コスト[兆円]

電源立地変化シナリオ 年間総コスト[兆円] 再エネ５~６割シナリオ 年間総コスト[兆円]

※ 燃料費は、シミュレーションで計算された

発電量のみを計上
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８．感度分析について

（参考）電化の進展（発電燃種割合）

再エネ割合

電源偏在30GWシナリオ 発電燃種割合 電源偏在45GWシナリオ 発電燃種割合

電源立地変化シナリオ 発電燃種割合 再エネ５~６割シナリオ 発電燃種割合
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８．感度分析について

（参考）電化の進展（CO2排出量）

電源偏在30GWシナリオ CO2排出量[億トン] 電源偏在45GWシナリオ CO2排出量[億トン]

電源立地変化シナリオ CO2排出量[億トン] 再エネ５~６割シナリオ CO2排出量[億トン]

※「その他」は、今回計算対象外として
いる2030年エネミ相当の自家用発
電や送電ロス分を加算
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◼ 電源偏在/電源立地変化シナリオで増強したネットワークは、更に再エネ5~6割まで
導入されると仮定した場合、過剰な投資となる可能性がある。このため、再エネ導入
に伴い電力需要も同時に増加した場合におけるB/Cへ与える影響について分析を行う。

◼ なお、電力需要や電源の立地については具体的な見通しがないことから、過去実績や
既導入比率を参考に仮に設定したものとなる。

８．感度分析について
（４）再エネ5~6割導入された場合における各シナリオの増強案の連続性

系統：電源偏在シナリオ（45GW)の増強案

全国的な再エネ導入により連系線
の潮流が減少して便益が低下
⇒増強の効果が減少

太陽光4倍

陸上風力4倍

再エネ５~６割シナリオ

B/C≧１

B/C 低下
偏在した再エネポテンシャルを大消
費地に送電可能となることから便益
は増加⇒増強の効果あり

➢ 需要を変化させてB/Cへ与える影響を分析➢ 費用便益評価に基づき増強規模を選定

水素エネルギー変換
データセンターEV

電化率の向上を想定した感度分析

電源偏在シナリオ（45GW）の電源構成

系統：電源偏在シナリオ（45GW)の増強案

再エネ
導入拡大

変化なし
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８．感度分析について

（４-１）再エネ5~6割導入された場合における各シナリオの増強案の連続性（B/C)

※ コストとB/Cは、HVDC送電コスト幅等を
考慮したものを記載

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在30GWシナリオ

B/C ・コスト・便益
電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在45GWシナリオ

B/C ・コスト・便益

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源立地変化シナリオ

B/C ・コスト・便益
電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：再エネ５~６割シナリオ

B/C ・コスト・便益

◼ 各シナリオで増強したネットワークは、更に再エネ5~6割導入されると仮定した場合、
一部は過剰な投資となり、特に電源偏在シナリオ（45GW)は影響が大きい。

◼ 上記影響は、10%以上の需要増加があれば緩和されることとなるため、水素転換
や蓄電池を考慮した「分散化シナリオ」などの検討も必要と考えられる。
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８．感度分析について
（参考）再エネ5~6割導入された場合における各シナリオの増強案の連続性（年間総コスト)

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在30GWシナリオ

年間総コスト[兆円]
電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在45GWシナリオ

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源立地変化シナリオ

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：再エネ５~６割シナリオ

年間総コスト[兆円]

年間総コスト[兆円] 年間総コスト[兆円]

※ 燃料費は、シミュレーションで計算された

発電量のみを計上
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再エネ割合

８．感度分析について
（参考）再エネ5~6割導入された場合における各シナリオの増強案の連続性（発電燃種割合)

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在30GWシナリオ

発電燃種割合
電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在45GWシナリオ

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源立地変化シナリオ

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：再エネ５~６割シナリオ

発電燃種割合

発電燃種割合 発電燃種割合
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８．感度分析について
（参考）再エネ5~6割導入された場合における各シナリオの増強案の連続性（CO2排出量)

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在30GWシナリオ

CO2排出量[億トン]
電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源偏在45GWシナリオ

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：電源立地変化シナリオ

電源：再エネ５~６割シナリオ
系統：再エネ５~６割シナリオ

CO2排出量[億トン]

CO2排出量[億トン] CO2排出量[億トン]

※「その他」は、今回計算対象外として
いる2030年エネミ相当の自家用発
電や送電ロス分を加算
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１．これまでの議論の中間整理について

２．検討シナリオとシミュレーションの前提条件

３．系統増強の考え方について

４．東地域の増強案検討

５．中西地域の増強案検討

６．東京中部間連系設備（ＦＣ）の増強検討

７．シナリオ毎の増強案まとめ

８．感度分析について

９．まとめ
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【中間整理の位置づけ】
◼ 今回提示する複数シナリオによる分析結果は、これまでの議論の中間整理として、エネルギー
政策に対して電力ネットワーク面での分析をフィードバックするものであり、更に分析を進める
ための基礎とすることで最終的なマスタープランの検討に活かしていく。

【複数シナリオにおける望ましい増強案】

前回提示した複数シナリオで分析したところ、次のような結果となった。

◼ 電源偏在シナリオの分析では、再エネ導入量が増加（30GW⇒45GW）することで、系統
増強コストは約7~8割増加する。

◼ 電源立地変化シナリオの分析では、洋上風力の1/2を需要地近傍にしたことで、系統増強
コストが約6~7割減となる。ただし、需要地近傍に風況の良い地点は多く存在しないことから、
電源側のコストを含めると全体費用は大きくなる可能性があることに留意が必要。

◼ なお、再エネ５~６割シナリオで系統増強コストが増加していない理由は、大消費地でも再エ
ネ出力制御が発生し、系統増強による効果が減少することによる。

９. まとめ（１/３）

【分析結果】
官民協議会ベース（電源ポテンシャル考慮） ケーススタディ

電源偏在シナリオ
（３０GW）

電源偏在シナリオ
（４５GW）

電源立地変化
シナリオ（４５GW）

再エネ５～６割
シナリオ

便益比（Ｂ/Ｃ） 1.07 ～ 1.35 1.13 ～ 1.44 1.29 ～ 1.53 0.95 ～ 1.21

増強コスト 約２.２ ～ ２.７兆円 約３.８ ～ ４.８兆円 約１.５ ～ １.７兆円 約２.０ ～ ２.６兆円

再エネ出力制御率 約２％ 約４％ 約４％ 約３９％

再エネ比率 ３７% ４２% ４２% ５３%

CO2削減量
（うち系統増強によるもの）

3,500万ｔ
（500万t）

5,400万ｔ
（1,200万t）

5,300万ｔ
（400万t）

1億2600万ｔ
（1,300万t）
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【感度分析の結果（燃料費・CO2対策コスト）】

燃料費・CO2対策コストが変わっても、系統増強による便益は得られる見込みであるが、HVDC
コストが高い場合、公表政策シナリオにおいて費用便益が得られない可能性がある。

【感度分析の結果（原子力発電の設備利用率）】

原子力の設備利用率に関わらず、系統増強により便益が拡大する傾向は変わらない。
ただし、電源偏在シナリオ（30GW）で40%の場合、供給力確保のため火力機の稼働が増加
することから、HVDCコストによってはB/C＜１となる可能性がある。

【感度分析の結果（電化の進展）】

各シナリオで増強したネットワークは、更に再エネ5~6割まで導入されると仮定した場合、一部は
過剰な投資となる可能性があり、特に大規模な系統増強（電源偏在45GWシナリオ）は，
電力需要の増加（10%程度）を考慮しないと費用便益が得られない可能性がある。

９. まとめ（２/３）
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【中間整理以降の検討課題】

◼ 個々の整備計画の増強要否を判断する仕組みである「系統評価」の実施方法について検討・
整理し、一部の系統増強については系統評価への移行についても検討

◼ 洋上風力の平滑化効果を考慮した出力カーブの検討（HVDC送電容量の見極め、調整力
の必要量・コストの把握）

◼ 海底直流送電は多端子型のシステムについても検討の視野に入れる必要あり。

◼ HVDC送電設備を活用した広域連系機能の充実（アデカシー、調整力の確保など）

◼ 慣性力・同期化力が著しく低下する断面に必要な同期調相機等の必要量・コストの把握

◼ 東北東京間連系線の運用容量維持に必要な既存系統の増強などについては、「系統評価」
における電源ポテンシャルの考え方の整理も踏まえた電源連系見通し等に基づき、今後、
具体的対策内容などを別途評価

◼ 過去に計画決定された中部関西間第二連系線や、至近の設備スリム化によりメリットのある
中地域交流ループは、将来的にも効果が見込めることから、早期に着手できるような手続きに
ついても並行して検討

◼ FCを含めて、レジリエンス面で必要な増強に係る検討

◼ 需要面では、水素転換や蓄電池を考慮した「分散化シナリオ」などの検討

９. まとめ（３/３）
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（参 考）



101(参考）エリア別発電燃種・潮流 電源偏在30GWシナリオ without

北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW



102(参考）エリア別発電燃種・潮流 電源偏在30GWシナリオ with

北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW



103(参考）エリア別発電燃種・潮流 電源偏在45GWシナリオ without

北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW



104(参考）エリア別発電燃種・潮流 電源偏在45GWシナリオ with

北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW



105(参考）エリア別発電燃種・潮流 電源立地変化シナリオ without

北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW
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北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

(参考）エリア別発電燃種・潮流 電源立地変化シナリオ with

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW



107(参考）エリア別発電燃種・潮流 再エネ５~６割シナリオ without

北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW



108(参考）エリア別発電燃種・潮流 再エネ５~６割シナリオ with

北海道向き

⇑
⇓

本州向き

東北向き

⇑
⇓

東京向き

東京向き

⇑
⇓

中部向き

中部向き

⇑
⇓

関西・北陸向き

北陸向き

⇑
⇓

中部・関西向き

関西向き

⇑
⇓

中部・北陸向き

関西向き

⇑
⇓

中国向き

関西・中国向き

⇑
⇓

四国向き

中国・四国向き

⇑
⇓

九州向き

円の大きさは発電量kWhに比例

【凡例】

単位：万kW



109(参考）各シナリオにおける燃種別発電量（増強前後）

増強前（without） 増強後（with）

（
３

０

G

W)

電

源

偏

在

シ

ナ

リ

オ

（
４

５

G

W)

電

源

偏

在

シ

ナ

リ

オ

※ 四捨五入により合計が合わない場合がある



110(参考）各シナリオにおける燃種別発電量（増強前後）

増強前（without） 増強後（with）

（
４

５

G

W)

電

源

立

地

変

化

シ

ナ

リ

オ

再

エ

ネ

５

～
６

割

シ

ナ

リ

オ
※ 四捨五入により合計が合わない場合がある


