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Management Summary

Zielsetzung der Studie

Deutschland hat sich fiir die Energiewende entschieden. Damit sind ambitionierte energiepolitische
Zielsetzungen verbunden: Bis 2020 sollen die Treibhausgasemissionen um 40 Prozent und bis 2050 um
80 Prozentreduziert werden. Gleichzeitig soll der Anteil der erneuerbaren Energien am Bruttostrom-
verbrauch bis 2020 auf mindestens 35 Prozent und bis 2050 auf 80 Prozent steigen. Dafiir muss die
deutsche Stromversorgung in den ndchsten Jahrzehnten grundlegend umgebaut werden.

Der Ausbau und die Integration der regenerativen Stromerzeugung stellen vollkommen neue Anforde-
rungen an das Energiesystem und verdndern den konventionellen Kraftwerkspark, den Stromhandel,
aber auch den Transport, die Verteilung und die Nutzung von Elektrizitdt maBgeblich. Die Studie
~Integration der erneuerbaren Energien in den deutschen/européischen Strommarkt“ untersucht
ausgewahlte Aspekte des auf der Basis der energiepolitischen Zielsetzungen der Bundesregierung
eingeleiteten Transformationsprozesses des (deutschen) Stromsystems.

Fir die hier vorliegende Untersuchung werden insbesondere folgende modellhafte Annahmen zugrunde
gelegt:

= Annahme eines konstanten Strombedarfs,

=« Entwicklungspfad der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien gema BMU-Leitszenario 2009’

= Entwicklung der Energietrdgerpreise auf Basis der im Auftrag des BMWi erstellten Energieprognose
2009,

» Einbettung des deutschen Strommarkts in einen vollstandig realisierten europaischen Strommarkt*
unter Annahme eines barrierefreien Stromnetzes innerhalb der einzelnen europdischen Lander und
unter Zugrundelegung der bestehenden Grenzkuppelkapazitdten inkl. bestehender Ausbauplanungen
fur den Stromaustausch zwischen den Ladndern.

Zuden Annahmen ist festzuhalten:

= Das BMU-Leitszenario 2009 stellt unter den verschiedenen etablierten Studien einen ambitionierten
Ausbaupfad der erneuerbaren Energien dar. Andere Szenarien erwarten deutlich niedrigere Wachs-
tumsraten der erneuerbaren Energien.

= Die angesetzten Primérenergietragerpreise aus der BMWi-Energieprognose 2009 beeinflussen die
Vorteilhaftigkeit des Ausbaus der erneuerbaren Energien und damit die Entwicklung des Erzeugungs-
mixes. Auch hier kommen andere Szenarien zu anderen Ergebnissen im Hinblick auf die ermittelte
Merit Order im Strommarkt.

! Zum Zeitpunkt des Studienstarts lag das BMU-Leitszenario 2010 noch nicht vor.

%Bis dato ist die Vollendung des européischen Binnenmarkt Strom noch nicht erreicht.
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= Ein barrierefreier européischer Strommarkt ist eine modellhafte Annahme, deren Realisierung aus
heutiger Sicht nur eingeschréankt zu erwarten ist.

= Volkswirtschaftliche Effekte aus dem Transformationsprozess des Systems wurden im hier verwendeten
Modell nicht berticksichtigt.

Konventionelle Kraftwerke auch 2050 noch in groBem Umfang notig

Die im Jahr 2050 in Deutschland installierte Erzeugungskapazitdt wird wesentlich groBer sein als die
heutige. Die installierte Kapazitat erhéht sich von heute ca. 150 GW auf rund 240 GW im Jahr 2050. Die
installierte Kapazitédt der erneuerbaren Energien wird mehr als verdreifacht; auf Basis des zugrunde
gelegten Szenarios ist zudem im Jahr 2050 ein konventioneller Kraftwerkspark mit rund 60 GW notig.
Sollte die Entwicklung z.B. des Ausbaus erneuerbarer Energien oder des Netzausbaus hinter den
ambitionierten Zielen zuriickbleiben, l1dge der Bedarf an (inldndischer) konventioneller Kraftwerks-
leistung noch hoher.

Auch und gerade weil die Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerbaren Energien bis 2050 stark
ausgebaut wird, bleibt das deutsche Stromsystem auch im Jahr 2050 noch in einem betréchtlichen
Umfang auf konventionelle Kraftwerke angewiesen. Bis 2050 werden allerdings die 2010 bestehenden
konventionellen Kraftwerke aus altersbedingten und wirtschaftlichen Griinden vom Netz gehen
(RetrofitmaBnahmen fir bestehende konventionelle Kraftwerke, die durchaus Einfluss auf die Auspréa-
gung des Kraftwerksparks haben, wurden in dieser Untersuchung nicht betrachtet). Zum Ausgleich der
fluktuierenden Einspeisung, zur Deckung des Regelleistungsbedarfs und zur Bereitstellung anderer
Systemdienstleistungen werden auf der Basis des zugrunde gelegten Szenarios im Jahr 2050 rund 60 GW
konventionelle Kraftwerksleistung fiir ein sicheres Gesamtversorgungssystem benétigt. Die
konventionellen Kraftwerke werden in Zukunft schneller reagieren mussen als heute. Dementsprechend
wird es einen starken Bedarf an effizienten und flexiblen Kraftwerken geben.

Fazit: Erneuerbare und konventionelle Energieerzeugung miissen zusammengehen. Der Ausbau der
erneuerbaren Stromerzeugung macht den raschen Zubau von effizienten und flexiblen konventionellen
Kraftwerken erforderlich, welcher durch die Flexibilisierung (in Verbindung mit RetrofitmaBnahmen)
bestehender Kraftwerke ergdnzt werden kann. Dafiir muss ein stabiler politischer Rahmen geschaffen
werden.

Deutschland wird vom Stromexporteur zum Stromimporteur

Infolge des starken Ausbaus der erneuerbaren Energien und der bestehenden konventionellen Kraft-
werkskapazitédten steigt die Stromerzeugung bis 2020 an. Von den in Deutschland im Jahr 2020 produ-
zierten 650 TWh werden nach den Ergebnissen der Modellierung im Jahressaldo 41 TWh exportiert.
Aufgrund des weiteren Ausbaus der erneuerbaren Energien, der befristeten Restlaufzeiten der Kern-
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kraftwerke und des steigenden Direktimports erneuerbarer Energien® aus dem Ausland sinkt die
Stromerzeugung dann bis 2050 auf 506 TWh/a. Die inldndische Stromproduktion deckt damit die
inldndische Stromnachfrage nicht mehr ab. Deutschland wird vom Nettostromexporteur zum
Nettostromimporteur: Im Jahr 2040 werden per Saldo 96 TWh und im Jahr 2050 bereits 134 TWh
importiert werden miissen. Dies muss insbesondere unter dem Gesichtspunkt der Versorgungssicherheit
in Deutschland betrachtet werden. Mit der altersbedingten und wirtschaftlichen Stilllegung konven-
tioneller Kapazitdten nimmt auch die gesicherte Leistung des bestehenden deutschen Kraftwerksparks
stark ab. Diese Abnahme kann trotz des hohen Zubaus erneuerbarer Energien und warmegefiithrter KWK,
aufgrund der niedrigen gesicherten Leistung der fluktuierenden erneuerbaren Energien, nicht ausge-
glichen werden. Bereits ab 2020 steht angesichts der angenommenen Stilllegungen ohne den Zubau
neuer konventioneller Kraftwerke nicht mehr geniigend Leistung zur gesicherten inldndischen Deckung
der Jahreshochstlast zur Verfiigung. Bis 2050 miissen durch den Zubau konventioneller Kraftwerke,
Retrofit und ggf. teilweise tiber das Ausland tiber 46 GW an zusétzlicher gesicherter Kraftwerksleistung
zur Verfiigung gestellt werden.*

Fazit: Bleiben die politischen Rahmenbedingungen unverdndert, wird Deutschland seine Stromnach-
frage trotz des gemaB BMU-Leitszenario 2009 zugrunde gelegten ambitionierten Zubaus erneuerbarer
Energien langfristig nicht mehr eigenstdndig decken konnen. Da fur die Einbeziehung des Auslands in die
Bereitstellung gesicherter Leistung nicht nur die entsprechende Erzeugungsleistung im Ausland, sondern
auch die notwendigen grenziibergreifenden Netzkapazititen exakt zum bendtigten Zeitpunkt zur
Verfiigung stehen miissten, wird eine nationale Vorhaltung gesicherter Leistung oberhalb der Jahres-
hochstlast empfohlen. In Zukunft braucht es dariiber hinaus einen ausgewogenen Technologiemix
zwischen erneuerbaren Energien, konventionellen Kraftwerken, Speicher, Netzausbau und Demand-Side-
Management, um die Versorgungssicherheit in einem stark verdnderten Stromsystem zu gewéhrleisten.

Integration der Erneuerbaren in das Stromsystem nicht vollsténdig méglich

Ab 2020 entstehen immer hdufiger Situationen, in denen zu einem bestimmten Zeitpunkt mehr Strom
durch erneuerbare Energien und KWK erzeugt wird, als in Deutschland zu diesem Zeitpunkt benotigt
wird. Im Jahr 2050 tibersteigt die Erzeugung aus erneuerbaren Energien und KWK die Nachfrage bereits
in 43 Prozent der Stunden im Jahr bzw. um 66 TWh. Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien und
KWK ist 2050 bis zu 70 GW groBer als die Nachfrage in einer Stunde. Zu einem gewissen Anteil kann diese
Stromerzeugung (theoretisch) ins Ausland exportiert oder in inldndischen Speichern zwischen-
gespeichert werden. Allerdings ist die Errichtung zusétzlicher Energiespeicherkapazitéten in der ange-
nommenen Gréenordnung nur schwer darstellbar. Trotz des fiir diese Berechnung unterstellten
optimalen Netzausbaus sowie modelloptimalem Austausch mit dem Ausland und perfekter Voraussicht

3 Unter Direktimport erneuerbarer Energien wird eine virtuelle Einspeisung ausldndischer erneuerbarer Stromerzeugung in das
deutsche Stromnetz entsprechend dem Entwicklungspfad des BMU-Leitszenarios 2009 verstanden. Der geografische Ursprung
dieser Erzeugung und die Einspeisepunkte in Deutschland werden nicht spezifiziert.

* Derin der Studie ermittelte Zubau konventioneller Kraftwerke wird im Kapitel 4.4 diskutiert, siehe insbesondere Kapitel 4.4.3.
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im System konnen aber immer hohere Anteile der Stromproduktion aus erneuerbaren Energien und
Kraft-Warme-Kopplung nicht mehr integriert werden und miissen zur Beibehaltung der Systemstabilitdt
abgeregelt und damit verworfen werden. Aufgrund der fluktuierenden Stromerzeugung nehmen die
Residuallastschwankungen in Deutschland stark zu.

Fazit: Der Ausbau der erneuerbaren Energien muss zwingend mit einer Flexibilisierung der konven-
tionellen Erzeugung, einer intelligenten Steuerung zur Flexibilisierung der Nachfrage sowie mit dem Bau
von Stromspeicherkapazitdten einhergehen. Ein Teil der bendétigten Systemflexibilitét konnte durch eine
flexible Betriebsweise von KWK-Anlagen und/oder die Verringerung der Must-run-KWK-Erzeugung
bereitgestellt werden. Um das Auftreten von Extremwerten und Schwankungen auszugleichen, muss es
einen kombinierten Einsatz von Speichern, Demand-Side-Management und nationalem wie inter-
nationalem Netzausbau geben. Angesichts der Komplexitdt der zukiinftigen Stromerzeugung wird es
dabei keine singulédre Loésung geben. Stattdessen muss das Energiesystem in seiner Gesamtheit betrachtet
und optimiert werden. Bleibt der Netzausbau hinter den gesetzten Zielen zurtick oder ist das Ausland
nichtbereit, den Ausgleich der Schwankungen der Stromerzeugung in Deutschland zu unterstiitzen, wird
die Integration der erneuerbaren Energien wesentlich schwieriger, und die Bedeutung der gesicherten
Leistung der inldndischen konventionellen Kraftwerke fiir die Versorgungssicherheit nimmt zu.

Netzausbau dringend notwendig

Bereits heute besteht ein geografisches Ungleichgewicht zwischen der hohen installierten Windenergie-
leistung in Nord- und Ostdeutschland und der Konzentration der Lastzentren im Stiden und Westen.
Dieses Ungleichgewicht wird durch die Errichtung groBer Offshore-Windparks in Nord- und Ostsee sowie
gegebenenfalls durch konventionelle Kraftwerksneubauten in Kiistenndhe weiter zunehmen. Das fiihrt
zu einem wachsenden Transportbedarf fiir elektrische Energie im Ubertragungsnetz in Deutschland. In
der vorliegenden Studie wurde der Netzausbaubedarf im deutschen Hochstspannungsnetz fiir eine
besonders kritische Netzsituation (Starkwind und Starklast) untersucht. Die Analysen fiir diesen einzelnen
Netznutzungsfall zeigen, dass bis 2050 ein weiterer Netzausbau im Ubertragungsnetz von mindestens

12 900 km notwendig wird. Die iiberwiegend auf der Stromverteilnetzebene angeschlossenen erneuer-
baren Erzeuger, vor allem Photovoltaik, kleinere Onshore-Windparks und Biomasseanlagen, haben einen
erheblichen Ausbau- und Innovationsbedarf in diesen Netzbereichen zur Folge.

Fazit: Der Netzausbau ist ein zentraler Grundpfeiler fiir die erfolgreiche Integration der erneuerbaren
Energien. Die Hochstspannungsnetze in Deutschland miissen dringend und umfangreich ausgebaut
werden. Dieser Ausbau verzogert sich aber heute schon extrem. Dartiber hinaus muss auch der
Netzausbau auf der Verteilnetzebene dringend in Angriff genommen werden.

Die Stromversorgung kostet 2050 deutlich mehr als heute

Die zunehmende fluktuierende Stromeinspeisung aus erneuerbaren Energien hat nachhaltigen Einfluss
auf den Stromhandel und die Preisbildung an der Borse. Sehr deutlich wird die Volatilitdt der Strompreise
steigen, das heit die Hdufigkeit sehr hoher und sehr niedriger Preise nimmt stark zu. Die zukiinftigen
Strompreissteigerungen ergeben sich nicht nur aus dem Ausbau der erneuerbaren Energien und dem
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verdnderten Finsatz konventioneller Kraftwerke, sondern auch durch steigende Netzkosten und
FlexibilisierungsmaBnahmen des Stromversorgungssystems, zum Beispiel durch die Errichtung von
Speichern. Dartiber hinaus werden Kosten fiir die Anbindung der Offshore-Windparks sowie erhéhte
Kosten fiir Regelenergie und Demand-Side-Management anfallen. Insgesamt ist eine deutliche, aber aus
heutiger Perspektive in ihrer genauen Hohe kaum zu beziffernde Zunahme der Kosten fiir die
Stromversorgung bis 2050 zu erwarten. Den Kostensteigerungen stehen positive Effekte wie z.B. eine
verminderte Abhdngigkeit von Rohstoffimporten gegentiber.

Fazit: Auch 2050 konnen erneuerbare Energien unter den getroffenen Annahmen ihre Kosten nicht
vollstdndig am Markt decken. Eine vollstandige Marktintegration der erneuerbaren Energien wird es
unter Beibehaltung des heutigen Strommarktaufbaus ohne Férderung nicht geben. Der heutige Aufbau
des Strommarkts und die bestehenden Mechanismen zur Umwélzung der Kosten aus dem Ausbau der
erneuerbaren Energien werden im Jahr 2050 nicht mehr anwendbar sein. Der Strommarktaufbau in
Verbindung mit einer Marktintegration der erneuerbaren Energien muss deshalb weiterentwickelt
werden.
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1 Zusammenfassung der Studienergebnisse

Hintergrund

Das im Oktober 2010 verabschiedete Energiekonzept der Bundesregierung zeichnet den energie-
politischen Zielrahmen fiir die Entwicklung des Energieversorgungssystems bis 2050 vor. Es formuliert
unter anderem folgende Ziele: Reduktion der Treibhausgasemissionen in Deutschland bis 2020 um 40
Prozent und bis 2050 um mindestens 80 Prozent sowie Steigerung des Anteils der erneuerbaren Energien
(EE) am Bruttostromverbrauch bis 2020 auf mindestens 35 und bis 2050 auf 80 Prozent.

Um diese Ziele zu erreichen, ist ein grundlegender Umbau des deutschen, aber auch des europédischen
Stromversorgungssystems in den kommenden Jahrzehnten zwingend notwendig. Die Verdnderungen
betreffen neben dem Ausbau und der Integration der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien auch
den konventionellen Kraftwerkspark, die Preisbildung und Handelsmechanismen an der Stromborse
sowie die Speicherung, den Transport, die Verteilung und die Nutzung von Elektrizitat in Deutschland
und Europa. Die Studie ,Integration der erneuerbaren Energien in den deutschen/européischen
Strommarkt® untersucht die mit den energiepolitischen Zielsetzungen der Bundesregierung
einhergehenden Verdnderungen des Stromversorgungssystems. Sie verzichtet dabei bewusst auf die
Betrachtung von Alternativszenarien und die generelle Bewertung der Wahrscheinlichkeit des zugrunde
gelegten Szenarios. Die leitende Fragestellung dieser Studie ist: Welche Herausforderungen bestehen bei
der Integration hoher Anteile erneuerbarer Energien? Die Studie zeigt die sich daraus ergebenden
Probleme auf, fiir die Losungsansétze abzuleiten sind.

Die Studie wurde von der Deutschen Energie-Agentur GmbH in Zusammenarbeit mit dem Institut far
elektrische Anlagen und Energiewirtschaft (IAEW) der Rheinisch-Westfédlischen Technischen Hochschule
(RWTH) Aachen erstellt. Das IAEW untersuchte im Auftrag der dena in einer Modellierung die Entwick-
lung wesentlicher Determinanten des deutschen und européischen Stromversorgungssystems bis 2050.

Rahmenbedingungen und Studienaufbau

Die zentrale Fragestellung der vorliegenden Studie ist, welche Verdnderungen durch einen starken
Ausbau der erneuerbaren Energien und insbesondere durch deren stark ansteigende fluktuierende
Einspeisung auf der Basis eines aus verschiedenen Moglichkeiten ausgewdhlten Szenarios langfristig
notwendig werden. Die mit diesen Verdnderungen verbundenen Aus- und UmbaumafBnahmen des
Stromversorgungssystems in Deutschland sind die wesentlichen Herausforderungen bei der
Gewdhrleistung einer 6kologischen, sicheren und wirtschaftlichen Stromversorgung in den kommenden
Jahrzehnten.

Ausgangspunkt der Untersuchung ist das heute in Deutschland bestehende Stromversorgungssystem mit
konventionellen und EE-Erzeugungsanlagen, Ubertragungs- und Verteilnetzen, Strompreisbildung an
der Borse, nationalem und europdischem Stromhandel sowie den regulatorischen Rahmenbedingungen
und energiepolitischen Zielsetzungen. Fir die Untersuchung der oben beschriebenen Fragestellung
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wurde die Entwicklung des bestehenden Systems bis 2050 unter Fortfithrung der heutigen Rahmenbedin-
gungen mittels einer rechnergestiitzten Modellierung untersucht. Fir diese Untersuchung wurde eine
Reihe von Annahmen getroffen, welche im Folgenden kurz beschrieben werden.

Fur die simulationsgestiitzte Untersuchung wurde ein européisches Kraftwerksmodell zugrunde gelegt,
das einen vollendeten europdischen Binnenmarkt fiir Strom impliziert, der in der Realitdt so noch nicht
verwirklichtist. Fir die zukiinftige Entwicklung des Ausbaus der erneuerbaren Energien und deren
Stromproduktion wurden im Wesentlichen die Annahmen des BMU-Leitszenarios 2009° zugrunde gelegt
und soweit notwendig an aktuelle Entwicklungen angepasst.® Der konventionelle Kraftwerkspark und
dessen Erzeugung wurden unter Verwendung einer Modellierung ermittelt. Fiir diese Modellierung
wurden insbesondere eine Energiepreisentwicklung fiir die benétigten Energietrager auf Grundlage der
vom BMWi beauftragten Energieprognose 2009’ und die energierechtlichen Regelungen in Verbindung
mit dem im Sommer 2011 beschlossenen Atomausstieg in Deutschland beriicksichtigt. Die Moglichkeit der
technischen Ertiichtigung konventioneller Bestandskraftwerke (Retrofit) und die sich aus diesen MaB-
nahmen ergebenden erheblichen Auswirkungen auf einen zeitlich nach hinten verschobenen Zubau-
bzw. Ersatzbedarf im konventionellen Kraftwerkspark wurden in dieser Untersuchung nicht
berticksichtigt. Es wurden eine konstante Stromnachfrage sowie die heute geltenden regulatorischen
Rahmenbedingungen wie beispielsweise die Forderung und der Einspeisevorrang der Erzeugung aus
erneuerbaren Energien und Kraft-Wéarme-Kopplung angenommen.

Fir den Stromtransport innerhalb Deutschlands wurde der entstehende Netzausbaubedarf untersucht.
Als Grenzkuppelstellen fiir den Austausch mit dem Ausland wurden die heute bestehende Kapazitat sowie
geplante Erweiterungen einbezogen.

Im Rahmen der Modellierung wird auf der Basis der zugrunde gelegten Annahmen zunéchst die zukiin{-
tig vorzuhaltende Regelleistung in Abhédngigkeit vom Ausbau der erneuerbaren Energien errechnet. Fir
die Stuitzjahre 2020, 2030, 2040 und 2050 wird stundenscharf die Stromnachfrage und die Erzeugung aus
erneuerbaren Energien sowie aus Kraft-Warme-Kopplung modelliert. Das Modell berechnet darauf
aufbauend die Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks in Deutschland sowie den Einsatz des
konventionellen Kraftwerksparks in Europa unter Berticksichtigung der verfiigbaren Grenzkuppelkapa-
zitdten. ZielgroBe ist dabei die kostenminimale Deckung der nach Abzug der Erzeugung aus EE und KWK
verbleibenden Stromnachfrage. Dabei wird der konventionelle Kraftwerkspark so ausgelegt, dass
Stromnachfrage und Reservebedarf in jeder Stunde gedeckt werden kénnen. AbschlieBend erfolgen die

®zum Zeitpunkt des Studienstarts lag das BMU-Leitszenario 2010 noch nicht vor.

® Der Untersuchung wird der Entwicklungspfad fiir erneuerbare Energien geméaf BMU-Leitszenario 2009 zugrunde gelegt. Dies
dient dem Ziel, Herausforderungen und Losungen dieser Entwicklung zu untersuchen, und ist keine Abschétzung der tatsédchlichen
Entwicklung der erneuerbarer Energien. Entsprechend den Annahmen des BMU-Leitszenarios 2009 wird auch ein Direktimport
erneuerbarer Energien, eine virtuelle Einspeisung ausldndischer erneuerbarer Stromerzeugung in das deutsche Stromnetz,
angenommen.

7 Vergl. IER, RWI, ZEW (2010).
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Simulation der resultierenden kostenbasierten Marktpreise fiir Strom sowie eine Abschitzung des
Ausbaubedarfs im deutschen Stromiibertragungsnetz.

Die in der vorliegenden Studie durchgefiihrte Modellierung zeigt die Entwicklung des Stromversorgungs-
systems bis 2050 unter den skizzierten Rahmenbedingungen. Wie in jeder Modellierung erfolgt eine
ndherungsweise Abbildung der auf dieser Grundlage méglichen Entwicklung. Insbesondere mit zuneh-
mendem Zeithorizont stellen die Ergebnisse eine Abschitzung der Entwicklung des Stromversorgungs-
systems dar, da verschiedene Rahmenbedingungen an die zukiinftigen Gegebenheiten angepasst werden
miissen, der Ausbaupfad der erneuerbaren Energien sich abweichend entwickeln kann oder beispiels-
weise technische Innovationen nicht absehbar sind. In diesem Zusammenhang ist auch zu berticksich-
tigen, dass die gefundenen Ergebnisse stark durch die Eingangsgré8en und Annahmen der Modellierung
bedingtsind.?

Dartiiber hinaus zeigen die Ergebnisse sehr deutlich, dass weiterer Forschungsbedarf notwendig ist und
dass die heutigen Rahmenbedingungen an die zukiinftigen Gegebenheiten des Stromversorgungs-
systems anzupassen sind.

Im Folgenden werden zentrale Ergebnisse vorgestellt. Die Diskussion der Studienergebnisse erfolgt
anhand ausgewdhlter Leitfragen, die fiir den Umbau des Stromversorgungssystems von zentraler
Bedeutung sind.

Welche Herausforderungen ergeben sich durch die Integration hoher Anteile an erneuerbaren
Energien in die Stromversorgung?

Insbesondere aus der fluktuierenden Einspeisung erneuerbarer Energien ergibt sich ein weitreichender
Verdnderungsbedarf im bestehenden Stromversorgungssystem. Im Folgenden wird zunéchst auf die
Auswirkungen von Residuallastschwankungen eingegangen. Au3erdem werden weitere Heraus-
forderungen zur Integration hoher Anteile fluktuierender Stromerzeugung aus erneuerbarer Energien
beschrieben.

Nicht integrierbare Erzeugung

Beim Ausbau erneuerbarer Energien und deren Systemintegration muss stets sichergestellt sein, dass der
konventionelle Kraftwerkspark, Speicher und Stromimporte die nach Abzug der Must-run-Erzeugung
(Erzeugung aus erneuerbaren Energien und KWK) verbleibende Residuallast decken konnen. Ab 2020
wird das Auftreten von Stunden mit negativer Residuallast (Uberschussstrom) relevant. In solchen
Stunden wird mehr Strom durch die Must-run-Erzeugungsanlagen (EE und KWK) bereitgestellt, als in
Deutschland benoétigt wird. Im Jahr 2050 weisen mehr als 3800 Stunden, also Uiber 40 Prozent der Stunden
im Jahr, negative Residuallastwerte auf. Der Extremwert der negativen Residuallast betrdgt im Jahr 2050

8Im Hinblick auf die hier ermittelte Erneuerung und Zusammensetzung des konventionellen Kraftwerksparks haben insbesondere
die Annahmen zur technischen Lebensdauer der Kraftwerke und die Nichtberticksichtigung von RetrofitmaBnahmen einen

wesentlichen Einfluss.
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mehr als 70 GW. Die insgesamt im Jahr 2050 zu Zeiten negativer Residuallast tiber die Nachfrage hinaus
erzeugte Strommenge betrdgt 66 TWh/a. Zu einem gewissen Anteil kann der Stromiiberschuss zu Zeiten
negativer Residuallast bei entsprechender Bereitschaft ins Ausland exportiert oder in inldndischen
Speichern zwischengespeichert werden. Die tibrige Erzeugung aus erneuerbaren Quellen ist nicht mehr
integrierbar und muss zur Beibehaltung der Systemstabilitdt abgeregelt und damit verworfen werden.
Dieser Teil wird als nicht integrierbare Arbeit bezeichnet.

Das anfdnglich, unter Annahme barrierefreier Stromnetze innerhalb der européischen Staaten, nur
geringfigige Auftreten nicht integrierbarer Arbeit in den Stiitzjahren 2030 und 2040 zeigt, dass das
vorhandene Stromversorgungssystem die fluktuierende Einspeisung der Must-run-Erzeugung unter
optimalen Bedingungen zundchst relativ gut ausgleichen kénnte, sofern das Ausland bereit und in der
Lage ist, entsprechende Strommengen aufzunehmen. Mit dem weiteren Ausbau der fluktuierenden
Erzeugung und den damit einhergehenden geringeren Anteilen an zum Ausgleich einsetzbarer konven-
tioneller Stromerzeugung nimmt die nicht integrierbare Arbeit tiberproportional zu. Sie steigt von 0,3
TWhim Jahr 2030 auf 21,1 TWh im Jahr 2050. Die aufgezeigte Entwicklung bei der nicht integrierbaren
Arbeitim Rahmen der Modellierung ist eine konservative Abschédtzung und unterschétzt tendenziell die
voraussichtliche zukiinftige Entwicklung. Ursache ist die Modelleigenschaft der vollkommenen Voraus-
sicht im Hinblick auf die Einsatzplanung des konventionellen Kraftwerksparks sowie den Betrieb von
Speichern und Grenzkuppelkapazitédten. Dartiber hinaus bestehen im existierenden Stromsystem eine
Reihe inldndischer und ausldndischer Netzrestriktionen im Stromibertragungs- und Verteilnetz, welche
bereits heute zu einer zeitweiligen Abregelung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Quellen in
Deutschland fiihrt.

Schwankungen der Residuallast

Im Betrachtungszeitraum ist eine strukturelle Anderung der Residuallast zu beobachten. Die wichtigsten
Merkmale sind hohe Schwankungen und das Aufbrechen bisher typischer Tages- und Wochenlast-
verldufe. So kommt es im Tagesverlauf zu Residuallastschwankungen von bis zu 70 GW, im Monatsverlauf
zu Schwankungen um bis zu 110 GW. Die bisher durch die Nachfrage bestimmten Tages- und Wochen-
verlédufe der Residuallast werden zunehmend durch die fluktuierende Einspeisung gedndert. So kommt es
auch in nachfragestarken Mittagsstunden aufgrund hoher PV-Einspeisungen zu negativen Residuallast-
werten oder umgekehrt in Nachtstunden mit niedriger Windeinspeisung zu verhéltnisméBig hohen
Residuallastwerten.

Zusétzlich zu den beschriebenen Schwankungen im Tagesverlauf bestehen gro3e Herausforderungen
zum Ausgleich der jahreszeitlichen, aber auch der kurzfristigen Schwankungen der Residuallast im
Minutenbereich. Bei der Analyse der kurzfristigen Schwankungen besteht weiterer Forschungsbedarf,
insbesondere bei der in vorliegender Studie nicht erfolgten Modellierung im unterstiindlichen Bereich.

Um das Auftreten von Extremwerten und Schwankungen auszugleichen, sind verschiedene MaSnahmen
denkbar. Auch wenn voraussichtlich ein vollstdndiger Ausgleich nicht moglich ist, kann langfristig die
fluktuierende Einspeisung erneuerbarer Energien durch den kombinierten Einsatz verschiedener
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MaBnahmen stérker verstetigt werden. Speicher, Demand-Side-Management, flexible konventionelle
Kraftwerke, nationaler und internationaler Netzausbau und gegebenenfalls die besondere Féorderung
oder Begrenzung einzelner EE-Erzeugungstechnologien sowie das Erzeugungsmanagement
erneuerbarer Energien miissen dabei einen Beitrag leisten.

Netzausbau

Bereits heute besteht ein geografisches Ungleichgewicht zwischen der hohen installierten Wind-
energieleistung im Norden und Osten Deutschlands und der Konzentration der Lastzentren im Stiden und
Westen der Republik. Dieses Ungleichgewicht wird zukiinftig durch die geplante Errichtung grofer
Offshore-Windparks in Nord- und Ostsee sowie gegebenenfalls durch konventionelle Kraftwerksneu-
bauten in Kiistenndhe weiter zunehmen und fiihrt zu einem wachsenden Transportbedart fiir elektrische
Energie im Ubertragungsnetz in Deutschland. Weiterhin fiihren auch die zunehmende europiische
Marktintegration und der damit verbundene grenziiberschreitende Stromaustausch zu einem
Netzausbaubedarf im deutschen Ubertragungsnetz.

In der vorliegenden Studie wurde der Ausbaubedarf im deutschen Hochstspannungsnetz fiir eine
besonders kritische Netzsituation (Starkwind und Starklast) abgeschétzt. Allein fiir diese Netzsituation
sind bis zum Jahr 2050 zusétzliche Stromkreise von 12 900 km Lange notwendig. Dies entspricht etwa
einem Drittel der heute bestehenden Stromkreislinge auf Ubertragungsnetzebene in Deutschland. Diese
Ergebnisse zeigen: Der mit den dena-Netzstudien fiir den Zeitraum bis 2020/2025 detailliert berechnete
Netzausbaubedarf setzt sich auch nach 2025 fort.

Weiterer Ausbaubedarf im Ubertragungsnetz besteht fiir folgende Punkte:

= Zum Netzanschluss der Offshore-Windparks ist zusétzlich ein Stromnetzaufbau in Nord- und Ostsee
notwendig.

» Mit123 TWh Erzeugung im Jahr 2050 ist der Direktimport® erneuerbarer Energien im zugrunde
gelegten BMU-Leitszenario 2009 ein wesentlicher Bestandteil der deutschen Stromversorgung. Fiir die
Ubertragung dieser Erzeugung wire die Errichtung eines transnationalen Overlay-Netzes oder
entsprechender Punkt-zu-Punkt Verbindungen mit entsprechenden Netzkapazitdten notwendig. Mit
einer Sensitivitdtsrechnung konnte gezeigt werden: Stehen die im BMU-Leitszenario aufgefiihrten und
fir einen Direktimport nach Deutschland gedachten erneuerbaren Energieanlagen in Italien, Spanien
und Nordafrika, kommt von deren Erzeugung selbst bei einem massiven Ausbau der Grenzkuppelstellen
aller betroffenen Lander in Deutschland nur ein sehr geringer Anteil an (siehe auch Abschnitt zu
Kernfragen der besseren Integration erneuerbarer Energien am Ende der Zusammenfassung).

Der Umbau des Stromversorgungssystems auf der Erzeugungsseite hat auch bedeutende Auswirkungen

auf das Verteilnetz. Bei der Untersuchung und Quantifizierung dieser Verdnderungen besteht heute noch

9 Unter Direktimport erneuerbarer Energien wird eine virtuelle Einspeisung ausléndischer, erneuerbarer Stromerzeugung in das
deutsche Stromnetz gemaf3 BMU-Leitszenario 2009 verstanden. Der geografische Ursprung dieser Erzeugung und der

Einspeisepunkt in Deutschland werden nicht spezifiziert.
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groBer Untersuchungsbedartf. Erste Abschdtzungen lassen den Schluss zu, dass die Kosten des notwen-
digen Verteilnetzausbaus voraussichtlich noch oberhalb der Kosten fiir den Ausbau der Ubertragungs-
netzebene liegen werden.'

Der Netzausbau ist damit eine zentrale Herausforderung beim Ausbau der erneuerbaren Energien und
deren Integration in das bestehende Stromversorgungssystem. Die entstehenden Kosten fiir den Um- und
Ausbau der Netze sind ein wichtiger Faktor fiir die Gesamtkostenentwicklung der deutschen
Stromversorgung.

Welche Entwicklung nimmt der konventionelle Kraftwerkspark bei hohem Ausbau erneuerbarer
Energien?

GemaiB dem durch das BMU-Leitszenario 2009" zugrunde gelegten Szenario steigt die inlindische
Stromerzeugung aus erneuerbarer Energien von ca. 100 TWh im Jahr 2010 auf 429 TWh im Jahr 2050.
Zusétzlich werden 123 TWh erneuerbarer Energien aus einem europédisch-nordafrikanischen
Stromverbund importiert. Gemessen an der getroffenen Annahme einer konstanten Stromnachfrage von
607 TWh pro Jahr konnte der Anteil der erneuerbaren Energien im Jahr 2050 damit bei 89 Prozent liegen.
Tatséchlich ist er im Ergebnis der durchgefiihrten Untersuchung wesentlich niedriger. Dies liegt zum
einen wie oben beschrieben daran, dass ein Teil der erneuerbaren Stromerzeugung nicht integriert
werden kann und somit abgeregelt werden muss, und zum anderen daran, dass der aus Deutschland
exportierte Strommix durchschnittlich einen héheren Anteil erneuerbarer Energien aufweist als der nach
Deutschland importierte Strommix.

Zum Ausgleich der fluktuierenden Einspeisung, zur Deckung des Regelleistungsbedarfs sowie zur Bereit-
stellung anderer Systemdienstleistungen wird auch bis 2050 weiterhin konventionelle Kraftwerksleistung
benotigt. Die installierte Leistung konventioneller Kraftwerke geht weniger stark zurtick als die konven-
tionelle Stromerzeugung und reduziert sich von ca. 106 GW im Jahr 2010 auf 61 GW im Jahr 2050. Die
letzten Erzeugungsanlagen des heute bestehenden Kraftwerksparks gehen zwischen 2040 und 2050 vom
Netz. Dies erfolgt geméB den getroffenen Annahmen zur technischen Lebensdauer gro3tenteils alters-
bedingt und teilweise aufgrund der fehlenden Konkurrenzfihigkeit alter Kraftwerke mit niedrigem
Wirkungsgrad. Das heif3t: Der gesamte im Jahr 2050 notwendige konventionelle Kraftwerkspark wird
gemadl den im zugrunde gelegten Szenario getroffenen Annahmen neu errichtet.

Die in dieser Studie angenommenen Lebensdauern fiir konventionelle Kraftwerke (in Durchschnitt 45
Jahre) haben mafBgeblichen Einfluss auf die ermittelte Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks.
Unter anderem diese zugrunde gelegten Annahmen fithren zu der beschriebenen sukzessiven Stilllegung
von alten Bestandskraftwerken. In der Realitdt konnen Kraftwerke jedoch deutlich ldnger betrieben
werden, wenn beispielsweise durch technische Ertiichtigung (Retrofit) ein ldngerfristiger wirtschaftlicher

1°ygl. BDEW (2011). Siehe auch Ausfiihrungen zum Verteilnetz in Kapitel 4.12.3.
' Zum Zeitpunkt des Studienstarts lag das BMU-Leitszenario 2010 noch nicht vor. Bei Verwendung des BMU-Leitszenarios 2009

wurden die Werte zur Entwicklung des PV-Ausbaus an aktuelle Entwicklungen und Abschitzungen angepasst.
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Betrieb sinnvoll moglich ist. Fiir den Fall, dass RetrofitmaBnahmen realisiert werden, werden
voraussichtlich abweichend zu den vorliegenden Modellierungsergebnissen auch bestehende dltere
Kraftwerke einen Teil der zukiinftig benotigten konventionellen Erzeugungsleistung stellen, wodurch
sich insbesondere der in den kommenden beiden Jahrzehnten entstehende Ersatzbedarf deutlich
verringert bzw. zeitlich nach hinten verschiebt.

Der Ausbau der fluktuierenden erneuerbaren Energien fiihrt, insbesondere in Verbindung mit dem in
dieser Studie unterstellten Einspeisevorrang'?, zu veranderten Einsatzzyklen der konventionellen
Kraftwerke. Die Volllaststunden der konventionellen Kraftwerke nehmen unter Berticksichtigung der in
dieser Studie zugrunde gelegten Annahmen deutlich ab, zeitgleich nimmt die Anzahl der An- und
Abfahrvorgédnge deutlich zu. Infolgedessen verandern sich die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen fiir
den Betrieb konventioneller Kraftwerke: Es besteht also insbesondere Bedarf an flexiblen Kraftwerken mit
geringen Kapitalkosten.

Aus betriebswirtschaftlicher Sicht reichen die Erlose an der Strombérse unter den hier zugrunde gelegten
Annahmen nicht zur Deckung der Vollkosten neuer Kraftwerke aus. Auch vor dem Hintergrund
steigender Risiken bleibt es fraglich, ob die zusétzlichen Erl6ése aus der Teilnahme am Regelenergiemarkt
ausreichend sind, um die Vollkosten zu decken. Zusétzlich stellt sich die Frage, ob die neuen Kraftwerke -
insbesondere vor dem Hintergrund der benétigten Planungs-, Genehmigungs- und Bauzeiten - recht-
zeitig realisiert werden konnen. Hier zeigt sich immer deutlicher, dass langfristig ergdnzende Anreiz-
mechanismen zur Vorhaltung von Erzeugungsleistung und zur Aufrechterhaltung der Versorgungs-
sicherheit in Deutschland bendétigt werden kénnten.

In der Modellierung nach dem zugrunde gelegten Szenario wird deutlich, dass ein Teil des Zubaus
konventioneller Kraftwerke ausschlieSlich zur Vorhaltung von Regelenergie erfolgt. Dies zeigt die
Notwendigkeit, Erneuerbare-Energien-Anlagen noch starker in die Bereitstellung von Regelleistung und
Systemdienstleistungen einzubinden.

Bei Interpretation der Studienergebnisse, insbesondere beziiglich der Entwicklung konventioneller
Kraftwerkskapazitdten, muss auch stets berticksichtigt werden, dass diese Ergebnisse auf den gewéhlten
EingangsgroBen beruhen. Wie diskutiert folgen aus dem starken Ausbau der Stromerzeugung aus
fluktuierenden erneuerbaren Energien neue Anforderungen an die Flexibilitdt des konventionellen
Kraftwerksparks, dariiber hinaus beeinflussen verschiedene Nebenbedingungen der Modellierung, u.a.
Energiepreisannahmen, Annahmen zu technischen Lebensdauern und Annahmen zur Bereitstellung von
Regelenergie, die gefundenen Ergebnisse.

Ist bei heutigen Rahmenbedingungen und einem starken Ausbau erneuerbarer Energien das
Versorgungssicherheitsniveau zu halten?

Infolge des starken Ausbaus der erneuerbaren Energien und der bestehenden konventionellen
Erzeugungskapazitéten steigt die im Jahr 2010 ca.17 TWh tiber der Jahresnachfrage liegende

2 Neben erneuerbaren Energien hat auch Stromerzeugung aus Kraft-Warme-Kopplung Einspeisevorrang.
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Stromerzeugung in Deutschland bis 2020 weiter an. Von den in Deutschland im Jahr 2020 produzierten
650 TWh werden im Saldo 41 TWh exportiert. In den Folgejahren kehrt sich dieser Trend um. Aufgrund
des weiteren Ausbaus der erneuerbaren Energien, der befristeten Restlaufzeiten der Kernkraftwerke und
des steigenden Direktimports erneuerbarer Energien aus einem neu zu errichtenden europdisch-
nordafrikanischen Stromverbund gemé&B BMU-Leitszenario 2009 nehmen die Erzeugungskapazitdten des
konventionellen Kraftwerksparks in Deutschland ab, und die Stromerzeugung in Deutschland sinkt bis
2050 auf 506 TWh/a. Die inldndische Stromproduktion deckt damit die inldndische Stromnachfrage nicht
mehr, und Deutschland wird vom Nettostromexporteur zum Nettostromimporteur. Im Jahr 2040 werden
per Saldo 96 TWh importiert, im Jahr 2050 134 TWh.

Auf den Kraftwerkspark bezogen bedeutet Versorgungssicherheit: Es steht jederzeit ausreichend
gesicherte Leistung zur Deckung der Last zur Verfiigung. Die gesicherte Leistung der Erzeugungstechno-
logien gibt Auskunft iiber den prozentualen Anteil der installierten Leistung, der unter Beriicksichtigung
von z.B. geplanten und ungeplanten Ausféllen, Revisionen oder bei fluktuierenden erneuerbaren
Energien der Wetterabhdngigkeit zum Zeitpunkt der Jahresh6chstlast fiir die Lastdeckung gesichert zur
Verfiigung steht. Der fiir den Stromimport [ -export beschriebene Trend zeigt sich auch bei der Entwick-
lung der gesicherten Leistung des deutschen Kraftwerksparks.

Mit dem altersbedingten und wirtschaftlichen Riickbau konventioneller Kapazitdten nimmtauch die
gesicherte Leistung des bestehenden deutschen Kraftwerksparks stark ab. Diese Abnahme kann trotz des
hohen Zubaus erneuerbarer Energien und wiarmegefihrter KWK aufgrund der niedrigen gesicherten
Leistung der fluktuierenden erneuerbaren Energien nicht ausgeglichen werden. Bereits 2020 fehlen ohne
den Zubau neuer konventioneller Kraftwerke tiber 14 GW gesicherte Leistung zur inldndischen Deckung
der Jahreshochstlast. Hierbei ist zu bertiicksichtigen, dass dieser Wert dem zugrunde gelegten Szenario
(Verzicht auf RetrofitmaBnahmen im bestehenden Kraftwerkspark) geschuldet ist. Bis 2050 mussen durch
den Zubau konventioneller Kraftwerke, RetrofitmaBnahmen im bestehenden Kraftwerkspark oder ggf.
teilweise das Ausland tiber 46 GW zusétzliche gesicherte Kraftwerksleistung zur Verfiigung gestellt
werden. Da fiir die Einbeziehung des Auslands in die Bereitstellung gesicherter Leistung nicht nur die
entsprechende Erzeugungsleistung im Ausland, sondern auch die notwendigen grenziibergreifenden
Netzkapazitdten exakt zum benotigten Zeitpunkt zur Verfiigung stehen miussen, muss das Eintreffen
dieser Annahmen sorgféltig beobachtet werden.

Der Ausbau der erneuerbaren Energien tragt vorrangig zum Klimaschutz bei. In enger Partnerschaft mit
der Steigerung der Energieeffizienz und mit heimischen fossilen Energietrédgern hilft er zudem auch
langfristig, die Importabh&ngigkeit Deutschlands von Energierohstoffen zu verringern und damit der
gesicherten Leistung vorgelagert die Versorgungssicherheit zu erhéhen."” Auch kann durch eine
Steigerung der Energieeffizienz sowie die Realisierung eines Technologiemixes unter anderem aus

" Dabei steigt die Erzeugung von Gaskraftwerken von ca. 84 TWh im Jahr 2010 bis auf 154 TWh im Jahr 2030 und sinkt danach auf

6 TWhim Jahr 2050. Demzufolge nimmt die Importabhédngigkeit Deutschlands fiir den Energietrdger Gas zwischenzeitlich zu.
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erneuerbaren Energien, konventionellen Kraftwerken, Speichern, Netzausbau und Demand-Side-
Management zukiinftig ein zuséatzlicher Beitrag zur Versorgungssicherheit geleistet werden.

Welche Auswirkungen hat der Ausbau erneuerbarer Energien auf den Stromhandel und die Kosten
der Energieversorgung?

Die zunehmend fluktuierende Einspeisung aus erneuerbaren Energien hat auch nachhaltigen Einfluss auf
den Stromhandel und die Preisbildung an der Bérse. Aktuell ist die Preisbildung vor allem nachfrage-
getrieben. Das heif3t, untertags (und werktags) liegen eine hohere Nachfrage und damit im Allgemeinen
auch ein hoherer Preis vor. Nachts sind Nachfrage und auch Strompreise niedriger.

Zukuinftig werden diese Zusammenhénge aufgrund der fluktuierenden Stromeinspeisung mehr und
mehr aufgehoben. AuBBerdem ist zu erwarten, dass es infolge der sinkenden Erzeugung aus Grokraft-
werken deutlich weniger langfristige Stromhandelskontrakte geben wird. Die Rahmenbedingungen des
Stromhandels allgemein miissen an diese Verdnderungen beispielsweise durch kiirzeres Gate-Closures im
Intraday-Handel angebotsseitig und (residual-)lastvariable Strompreisangebote fiir Endkunden nach-
frageseitig angepasst werden.

Bei der Entwicklung der Borsenpreise ist vor allem die Zunahme der Strompreisvolatilitdt auffillig. Die
Héaufigkeit und Auspragung sehr hoher und sehr niedriger Preise nimmt deutlich zu. Dabei ist zu
erwarten, dass die beobachteten Werte zunehmend stark vom Residuallastverlauf und nicht wie heute
vom Lastverlauf abhdngen werden.

Die absoluten Kosten der konventionellen Stromerzeugung aus thermischen Kraftwerken sinken
aufgrund der abnehmenden Erzeugung. Die spezifischen Vollkosten der konventionellen Stromerzeu-
gung steigen hingegen stark an. Sie verdreifachen sich zwischen 2020 und 2050 von 5,3 ct/kWh auf
16,8 ct/kWh. Diese Steigerung ist die Konsequenz einer sukzessiv abnehmenden Auslastung der
konventionellen Kraftwerke infolge des Anstiegs der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien.

Die Summe der Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien steigt entsprechend der starken
Zuwachse bei der Erzeugung von 2010 bis 2050 um 176 Prozent auf 34,5 Mrd. Euro an." Dagegen sinken
die spezifischen Stromgestehungskosten der erneuerbaren Energien bis 2050 infolge von Skalen- und
Lerneffekten um rund 40 Prozent. Trotz der stark sinkenden spezifischen Kosten bleiben im Ergebnis der
Untersuchungen dieser Studie die Differenzkosten der erneuerbaren Energien bis 2050 positiv." Eine
wirtschaftliche Direktvermarktung erneuerbarer Energien ist damit unter bestehenden
Marktbedingungen (heutiger Marktaufbau) auch 2050 nicht ohne weitere finanzielle Anreize zu
erwarten.

' Bei den in der Studie dargestellten Kosten und Preisangaben handelt es sich um Realwerte.
5 Die Differenzkosten sind in der vorliegenden Studie definiert als der Anteil der Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien, der
nicht durch Erlése am Strommarkt gedeckt werden kann und daher auf den Endverbraucher umgelegt wird. Dies bildet die EEG-

Umlage nur ndherungsweise ab, da diese auch weitere Kostenbestanteile wie z.B. Zinsen oder Vermarktungskosten enthalt.
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Die aktuelle Diskussion beziiglich der Auswirkungen des Ausbaus erneuerbarer Energien auf die
Strompreise fir Endverbraucher konzentriert sich auf die Entwicklung der Bérsenpreise fiir Strom und die
Entwicklung der EEG-Umlage. Eine solche Betrachtung vernachléssigt wesentliche weitere Bestandteile
der Strompreise fir Endverbraucher. Zukiinftige Strompreissteigerungen werden auch durch steigende
Netzkosten'® und Kosten fiir FlexibilisierungsmaBnahmen des Stromversorgungssystems wie
beispielsweise die Errichtung von Speichersystemen und die Forderung des Demand-Side-Management
verursacht.” Die genaue Berechnung der Kostenentwicklung bis 2050 ist aufgrund der Vielzahl der
Faktoren, der komplexen Zusammenhédnge und der langen Dauer des Umbaus des Stromversorgungs-
systems heute nicht moglich. Eine Grobabschdtzung verschiedener wesentlicher Kostenbldcke auf Basis
der Modellierungsergebnisse, zusatzlicher Berechnungen, Experteneinschidtzungen und den Ergebnissen
anderer Studien zeigt insgesamt eine deutliche Zunahme der Kosten fiir die Stromversorgung in
Deutschland bis 2050.

Den erwarteten Kostensteigerungen stehen auf der anderen Seite neben der Integration erneuerbarer
Energien weitere positive Effekte und Einsparpotenziale gegentiber. So kann die Verringerung der
Klimafolgekosten infolge der Integration erneuerbarer Energien in der Kostenbetrachtung hier nicht
berticksichtigt werden. Auch die volkswirtschaftlichen Vorteile durch die verminderte Abhédngigkeit von
Rohstoffimporten und die Risiken durch deren Preisschwankungen sowie zusdtzliche nationale
Wertschopfung werden hier nicht einbezogen.

Welche Kernfragen bestehen hinsichtlich einer besseren Integration hoher Anteile erneuerbarer
Energien in das Stromversorgungssystem?

Zur Bewertung verschiedener technischer Optionen zur verbesserten Integration der erneuerbaren
Energien werden in der vorliegenden Studie Sensitivitdtsvarianten analysiert. Jede Sensitivitdtsvariante
wurde getrennt berechnet, um die unterschiedlichen Auswirkungen analysieren zu kénnen. Die
Ergebnisse zeigen, dass unterschiedliche Optionen zur verbesserten Systemintegration der erneuerbaren
Energien bestehen.

Durch eine Verringerung der Must-run-Kapazitat aus KWK kann zusétzliche Flexibilitdt auf der
Erzeugungsseite im System geschaffen werden. Durch eine Verringerung des KWK-Anteils an der
Stromversorgung von 23 Prozent auf 16 Prozent im Jahr 2050 wird die nicht integrierbare Arbeit um 28
Prozent gesenkt. Damit zeigt die KWK-Sensitivitdtsrechnung, dass die Verringerung der nicht flexiblen
KWK die Integration der EE im Zeithorizont bis 2050 und auf Basis des zugrunde gelegten Szenarios
unterstiitzt. Auch eine teilweise Flexibilisierung warmegefithrter KWK-Anlagen, beispielsweise durch

' Die Netznutzungsentgelte enthalten unter anderem Kosten fiir Ausbau, Nutzung, Wartung und Betrieb der Netze, Verlustenergie
und Systemdienstleistungen. Die Netzkosten werden zukiinftig nicht nur infolge des Netzausbaus, sondern auch aufgrund héherer
Betriebskosten durch die steigende Stromkreisldnge zunehmen.

" Diese Kosten kénnen nicht einfach addiert werden, da ihnen kostensenkende Effekte beispielsweise bei der Deckung der

Residuallast gegeniiberstehen und fiir ihre Dimensionierung eine kostenminimierende Gesamtsystemoptimierung notwendig ist.
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Warmespeicher, kann zur Systemintegration der erneuerbaren Energien beitragen, erhoht jedoch die
Systemkosten.

Die Einbindung von MaBnahmen zum Demand-Side-Management in das Stromversorgungssystem kann
durch die mogliche Verschiebung der Lasten, fiir die hier eine Verschiebung in Héhe von 8 Prozent der
stiindlichen Last wéhrend fiinf Stunden pro Tag angenommen wird, zusétzliche Flexibilitdt auf der
Nachfrageseite schaffen. Hierdurch kann die nicht integrierbare Arbeit im Jahr 2050 um 15 Prozent
gesenkt werden. Daneben wird eine leichte Verringerung des Preisniveaus an der Stromborse erreicht. Die
Studienergebnisse bestiatigen damit die Relevanz der ErschlieBung des Demand-Side-Management-
Potenzials zur Systemintegration erneuerbarer Energien. MaBgeblich fiir die Realisierung dieses
Potenzials ist die Wirtschaftlichkeit der nachfrageseitigen MaBnahmen im Einzelfall.

Auch durch den Zubau zusatzlicher Speicherkapazitdt kann die Systemintegration der erneuerbaren
Energien verbessert werden. Durch den Zubau von 2,5 GW an Pumpspeicherkraftwerken und 4 GW an
adiabaten Druckluftspeichern kann die nicht integrierbare Arbeit im Jahr 2050 um 23 Prozent gesenkt
werden. Neben der Verringerung der nicht integrierbaren Arbeit werden durch den Einsatz von
zusdtzlichen Speichern im Ergebnis dieser Untersuchung auch eine leichte Verringerung der
kostenbasierten Marktpreise fiir Strom erreicht und zusétzliche Anlagen fir die Bereitstellung von
Systemdienstleistungen verfiigbar. Diese Ergebnisse belegen die weitreichenden Potenziale von
Speichern zur Integration der erneuerbaren Energien.

Gemadf dem zugrunde gelegten BMU-Leitszenario 2009 wird in Deutschland im Jahr 2050 ein
bedeutender Teil der Last durch einen Direktimport erneuerbarer Energien aus einem europdisch-
nordafrikanischen Stromverbund gedeckt. In der Modellierung wird zu deren Direktimport nach
Deutschland die Verfiigbarkeit entsprechender virtueller Overlay-Netzstrukturen angenommen. In einer
Sensitivitdtsrechnung wird iiberpriift, ob alternativ auch eine Ubertragung dieser lastfern erzeugten
Leistung mittels des bestehenden européischen Verbundnetzes moglich wére. Die Ergebnisse zeigen, dass
dies trotz der Annahme eines barrierefreien Netzes innerhalb der EU-Ldnder und eines Ausbaus der
Grenzkuppelstellen um ein Drittel ihrer Kapazitét, d.h. ca. 32,7 GW, nicht ausreichend mdoglich ist. Eine
eventuelle Einbeziehung von Direktimporten erneuerbarer Energien sollte daher zukunftig nur in
Zusammenhang mit dem Aufbau eines Overlay-Netzes diskutiert werden.

Insgesamt zeigen die untersuchten Anpassungsoptionen ein weitreichendes Potenzial zur
Systemintegration der erneuerbaren Energien. Es wird aber auch deutlich, dass eine Technologie allein
keine umfassende Losung zur Integration erneuerbarer Energien darstellt, sondern ein Mix gut
abgestimmter und gesamtsystemoptimierter MaBnahmen nétig ist. Eine vollstdndige Integration der
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien ist aber auch unter Nutzung aller Optionen eine erhebliche
Herausforderung.

Die entscheidende Vorgabe zur Weiterentwicklung des Stromversorgungssystems wird durch das
Zieldreieck einer sicheren, 6kologischen und wirtschaftlichen Energieversorgung beschrieben. Die
Optimierung des zukiinftigen Stromversorgungssystems, also insbesondere der Aus- und Umbau
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kunftiger Erzeugungsstrukturen und der Aufbau von Integrationstechnologien (z.B. Netzausbau,
Speicher, Demand-Side-Management), ist bei Gewahrleistung der Versorgungssicherheit kostenminimal
zu planen. Fiir diese Optimierung ist unter anderem auch eine Anpassung des energiewirtschaftlichen
Rahmens notwendig.
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2 Zielsetzung und Hintergrund der Untersuchung

Die Bundesregierung hat ihre energiepolitischen Zielsetzungen mit dem im Oktober 2010
verabschiedeten Energiekonzept™ fiir einen Zeithorizont bis 2050 vorgestellt. Darin formuliert die
Bundesregierung u.a. die Ziele, die Treibhausgasemissionen in Deutschland bis 2020 um 40 und bis 2050
um mindestens 80 Prozent —jeweils gegentiiber 1990 - zu senken sowie den Anteil der erneuerbaren
Energien (EE) an der Deckung des Bruttostromverbrauchs bis 2020 auf 35 und bis 2050 auf 80 Prozent zu
steigern.

Der Ausbau der EE in Deutschland, aber auch im ibrigen Europa, stellt den sicheren und zuverlassigen
Betrieb des Stromversorgungssystems vor neue Herausforderungen. Insbesondere die zunehmende
fluktuierende Einspeisung aus EE fiihrt zu einer stark volatilen Residuallast und macht damit
Anpassungen im System notwendig. Zukiinftig wird es beispielsweise vermehrt zu Situationen kommen,
in denen die Stromproduktion aus fluktuierender Einspeisung die Gesamtlast iibersteigt oder eine im
Vergleich zu heute (2011) deutlich flexiblere Leistungsabgabe durch die konventionellen Kraftwerke
notwendig ist.

Zielist, auch zukuinftig die moglichst vollstandige Integration der EE in das Stromversorgungssystem
sicherzustellen und eine sichere, bezahlbare und umweltvertragliche Energieversorgung firr den
Industriestandort Deutschland zu gewéhrleisten. Die vollstdndige Integration der fluktuierenden
Einspeisung aus EE zur Erreichung der energie- und klimapolitischen Ziele erfordert neben einem
weitreichenden Netzausbau auf Ubertragungs-, Verteilnetz- und Grenzkuppelebene'® den Ausbau von
Energiespeichern, eine weitere Flexibilisierung auf Erzeugungsseite und die ErschlieBung von
Lastmanagementpotenzialen (Flexibilisierung der Nachfrageseite). Einhergehend mit einer sinkenden
Jahresauslastung muss der konventionelle Kraftwerkspark zukiinftig noch flexibler auf hohe
Residuallastschwankungen reagieren konnen. Ferner bedarf es langfristig einer Marktintegration der EE.

Die staatlich gesetzten Rahmenbedingungen miissen einen wirtschaftlichen Aufbau und Betrieb eines
flexiblen Stromerzeugungssystems ermaoglichen, um das Potenzial der EE voll nutzen zu kénnen und um
zu garantieren, dass zu jedem Zeitpunkt ausreichend gesicherte Erzeugungsleistung zur Deckung der Last
zur Verfiigung steht. Dazu und zu der damit einhergehenden Europdisierung des Stromversorgungs-
systems ist auch die Weiterentwicklung der rechtlichen Rahmenbedingungen notwendig.

8ygl. Bundesregierung (2010a), S. 3 ff.

1 Der transnationale Ausgleich fluktuierender Stromerzeugung wird zukiinftig einen wichtigen Beitrag zur Integration der
erneuerbaren Stromproduktion liefern. Dies setzt aber voraus, dass zu dem jeweiligen Zeitpunkt ein entsprechend hoher
Strombedarf und/oder Speicherkapazitidten im Ausland sowie ausreichend hohe verfiigbare Ubertragungs-und
Grenzkuppelstellenkapazitdten bestehen. Die relativ hohe Korrelation der Windenergieerzeugung in Europa einerseits und die
relativhohe Korrelation der Last in Europa andererseits setzen den ausgleichenden Effekten Grenzen, so dass eine vollstdndige

Integration der EE weiterer Manahmen bedarf. Vgl. TradeWind (2009); OffshoreGrid (2010).
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Die vorliegende Studie beschreibt das heutige Stromversorgungssystem, zeigt die Herausforderungen bei
der Integration hoher Anteile von EE in die Stromversorgung auf und analysiert Losungsansdtze, um
diesen Herausforderungen zu begegnen. Der Untersuchung wird der Entwicklungspfad fiir EE gemas
BMU-Leiszenario 2009 zugrunde gelegt.”® Die Annahme dieses Entwicklungspfads dient dem Studienziel,
die Entwicklung des Stromversorgungssystems bei einem starken Ausbau der EE zu untersuchen, und ist
keine Abschatzung der tatsachlichen Entwicklung der EE in Deutschland. Die rechnergestiitzte
Untersuchung der Entwicklung des Stromversorgungssystems bis 2050 basiert auf Modellen fir:

= den Bedarf an Reserveleistung

= den konventionellen Kraftwerkspark
= den Einsatz aller Kraftwerke

= den Strommarkt

= das Hochstspannungsnetz

Die einzelnen Modellierungen werden in der oben genannten Reihenfolge aufeinander aufbauend
durchgefiihrt. Ergebnisse eines Modellierungsschrittes werden im folgenden Schritt berticksichtigt.

Der Aufbau der Studie insgesamt gliedert sich in folgende Arbeitsschritte:

= Schritt1: Beschreibung des heutigen Stromversorgungssystems (Ausgangssituation)
Das bestehende Stromversorgungssystem (Erzeugung, Verteilung, Verbrauch), dessen rechtliche
Rahmenbedingungen sowie der deutsche und europdische Strommarkt werden analysiert.

= Schritt 2: Entwicklung des Stromversorgungssystems bis 2050
In diesem Schritt wird das deutsche Stromversorgungssystem auf der Basis eines europdischen
Strommarktmodells bis 2050 modelliert und die Ergebnisse dargestellt. Dafiir werden die aktuellen
Rahmenbedingungen und ein starker Ausbau der EE gemdaB BMU-Leitszenario 2009 angenommen. Die
Modellierung gliedert sich in mehrere Schritte (Regelleistungsbedarf, Kraftwerksausbau und -einsatz,
Stromiibertragungsbedarf).

= Schritt 3: Analyse der Herausforderungen
Die Modellierung unter Annahme der Fortfithrung der aktuellen Rahmenbedingungen ermdglicht es,
die Herausforderungen fiir das Gesamtsystem zu ermitteln und den Handlungsbedarf zur Bewaéltigung
der Herausforderungen zu verdeutlichen. Dabei werden die zukiinftigen Herausforderungen im
deutschen Stromversorgungssystem benannt und, soweit moglich, quantifiziert.

= Schritt4: Analyse mdoglicher Varianten zur verbesserten Integration erneuerbarer Energien in das
Stromversorgungssystem
Als mogliche Losungsansétze fiir die im vorherigen Schritt dargestellten Herausforderungen werden
Instrumente vorgestellt und diskutiert. An gegebener Stelle werden die Analysen durch eine
Quantifizierung des erreichbaren Effekts unterlegt.

% Die zu Studienbeginn vorliegenden Werte fiir die Entwicklung der PV wurden dabei an aktuelle Erkenntnisse angepasst, da sie im

Rahmen des BMU-Leiszenarios 2009 insbesondere fiir die nahe Zukunft unterschatzt werden.
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3 Dasheutige Stromversorgungssystem

In diesem Kapitel wird das bestehende Stromversorgungssystem in Deutschland beschrieben. Die
Darstellung ist gegliedert in energiepolitische Rahmenbedingungen, Nachfrage, Erzeugung, Transport
und Verteilung sowie Markt.*'

3.1 Energiepolitische Rahmenbedingungen

Die energiepolitischen Rahmenbedingungen werden von Zielen und Strategien der Bundesregierung
und der Européischen Kommission inklusive internationaler Vereinbarungen grundlegend beeinflusst.

Als maB3gebliche klimaschutzpolitische Strategie, die zugleich erhebliche Auswirkungen auf die
europdische und nationale Energiepolitik hat, stellt das Kyoto-Protokoll das erste global verpflichtende
Abkommen fiir die angestrebte Reduktion von Treibhausgasen dar. Gemé&B Kyoto-Protokoll streben die
unterzeichnenden Vertragsstaaten an, die jdhrlichen Treibhausgasemissionen der Industrieldnder
innerhalb der ersten Verpflichtungsperiode (2008-2012) um durchschnittlich 5,2 Prozent gegentiiber dem
Stand von 1990 zu reduzieren. Deutschland hat sich in diesem Rahmen zu einer Reduktion um 21 Prozent
verpflichtet. Dabei spielt die Energiewirtschaft in Deutschland eine wichtige Rolle, da sie ein bedeutender
Emittent von Treibhausgasen ist.*?

Auf EU-Ebene wurde mit der Richtlinie 2009/28/EG zur Férderung der Nutzung von Energie aus
erneuerbaren Energiequellen ein verbindlicher Anteil von 20 Prozent EE am Endenergieverbrauch fir die
Anwendungsgebiete Strom, Warme und Mobilitdt bis zum Jahr 2020 festgelegt. Fir Deutschland wurde in
diesem Rahmen ein Anteil von 18 Prozent vereinbart. Um diese ambitionierten Ziele zu erreichen, wurde
von der EU-Kommission am 10.11.2010 die Energiestrategie 2020 veroffentlicht. Darin werden finf
Schwerpunkte der zukiinftigen europédischen Energiepolitik definiert, u.a. die Erh6hung der
Energieeffizienz, eine verstarkte europédische Marktintegration und die Férderung der Energieforschung.
Insgesamt wird fiir die Umsetzung der Strategie ein Investitionsbedarf von einer Billion Euro innerhalb
der ndchsten zehn Jahre geschétzt. Allein die Hélfte davon wird fiir den Ausbau und die Verstarkung der
Energieinfrastruktur benotigt.

Eine weitere Rahmenbedingung fiir das europaische Stromversorgungssystem stellt seit dem Jahr 2005
der Emissionshandel dar. Dieser ist ein klimaschutzpolitisches Instrument, das im Rahmen des Kyoto-
Protokolls zu sinkenden Treibhausgasemissionen fithren soll. Davon sind ca. 11 000 europédische Anlagen
der Stromproduktion sowie bestimmte Industriezweige betroffen, die fiir etwa die Hélfte der derzeitigen
europdischen Treibhausgasemissionen verantwortlich sind. Der Emissionshandel weist Treibhausgasen

Z1n diesemn Kapitel werden Bestandsgréfen des Stromversorgungssystems in Deutschland quantifiziert. Die Auswahl und
Erlduterung der fur die Modellierung verwendeten Eingangsgréfen erfolgtin Kapitel 4.1.
21m Jahr 2009 sind 42 Prozent der CO,-Emissionen, 54 Prozent der Schwefeldioxid-Emissionen und 22 Prozent der Emissionen an

Stickstoffoxiden der Energiewirtschaft zuzuordnen. Vgl. BMWi (2011b).

Seite 31von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

einen Wert (Preis) zu, dadurch sollen zu volkswirtschaftlich minimierten Kosten Treibhausgase dort
vermieden werden, wo es am giinstigsten ist.

Der Emissionshandel funktioniert nach dem Prinzip cap and trade - beschranken und handeln. Die
Europaéische Union gibt dabei zunéchst eine Gesamtmenge (cap) an zuldssigen Treibhausgasemissionen
pro Handelsperiode vor.* Eine dquivalente Menge an handelbaren Zertifikaten wird daraufhin an die
Teilnehmer des Emissionshandels verteilt.?* Emittiert eine Anlage innerhalb eines Jahres weniger
Emissionen als die ihr zugeteilte Menge an Zertifikaten, z.B. durch den Einsatz klimaschonender
Technologien, konnen die tiberschiissigen Zertifikate verkauft werden. Umgekehrt missen Unternehmen
mit hoheren Emissionen Zertifikate erwerben.

Auf nationaler Ebene hat sich die Bundesregierung im Oktober 2010 in ihrem Energiekonzept einen Anteil
von 35 Prozent Stromerzeugung aus EE am Bruttostromverbrauch fiir das Jahr 2020 als Ziel gesetzt. Der
Bruttostromverbauch soll bis 2020 um 10 Prozent gegentiber dem Jahr 2008 sinken. Im Jahr 2050 sollen

80 Prozent der Bruttostromnachfrage durch EE gedeckt werden, der Bruttostromverbrauch soll bis dahin
um 25 Prozent gegeniiber dem Jahr 2008 sinken. Um den dafiir n6tigen Umbau des Energiesystems zu
ermoglichen, soll unter anderem der Ausbau bestehender Netze und der Aufbau von zusétzlichen
Speicherkapazititen forciert werden. Dariiber hinaus soll die Férderung geméa8 Erneuerbare-Energien-
Gesetz (EEG) marktorientierter ausgestaltet werden.* Die beschriebenen Vorgaben und insbesondere die
Zielsetzungen zur Steigerung der Energieeffizienz und zur Senkung des Energieverbrauchs in allen
Energieanwendungsbereichen sollen zu einer Verminderung der Treibhausgasemissionen um 40 Prozent
bis zum Jahr 2020 sowie um 80 bis 95 Prozent im Jahr 2050 gegentiber 1990 fiihren.

Infolge der Unfdlle in den Blocken des japanischen Kernkraftwerks Fukushima-Daiichi ab dem 11. Méarz
2011 hat die Bundesregierung den beschleunigten Ausstieg aus der Kernenergie beschlossen. Durch das 13.
Gesetz zur Anderung des Atomgesetzes vom 31. Juli 2011 wurde die sofortige Stilllegung acht dlterer Blocke
beschlossen und ein spétester Stilllegqungszeitpunkt fiir die tibrigen Meiler festgelegt.

Um eine sichere, nachhaltige und bezahlbare Stromversorgung und die Integration der EE in das
bestehende Stromversorgungssystem zu gewdahrleisten, ist aufbauend auf den energiepolitischen
Strategien ein konsistenter rechtlicher Rahmen notwendig. Der Rechtsrahmen des deutschen
Stromversorgungssystems wird durch eine Vielzahl von Gesetzen und Verordnungen bestimmt.

% Die Gesamtmenge der verteilten Zertifikate sinkt jahrlich sukzessive, um Anreize fiir eine Verringerung der
Treibhausgasemissionen zu setzen.

2 Ein Zertifikat berechtigt zur Emission von einer Tonne Kohlendioxid oder einer vergleichbaren Menge anderer Treibhausgase mit
demselben Treibhauspotenzial. Derzeit kostet ein Zertifikat des Emissionshandels 10,25 Euro (Stand 26.10.2011). Die Zertifikate
wurden seit 2005 mehrheitlich kostenlos verteilt. Ab 2013 miissen alle deutschen Stromerzeuger die Zertifikate kaufen.

% Vgl. Bundesregierung (2010a), S. 20 ff.
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Das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) stellt den grundlegenden gesetzlichen Rahmen fiir den Markt der
leitungsgebundenen Energieversorgung in Deutschland dar.?® Aufbauend auf den energiepolitischen
Zielen der Nachhaltigkeit, Versorgungssicherheit und Wirtschaftlichkeit wird im Gesetz u.a. der
Netzbetrieb reguliert und die Entflechtung der ehemals vertikal integrierten Versorgungsunternehmen
vorgeschrieben. Dariiber hinaus werden behérdliche Aufgaben beziiglich Planfeststellungsverfahren
oder zum Schutz der Letztverbraucher definiert. Hinsichtlich der Integration der EE werden gemaf EnWG
alle bis 2026 neu gebauten und in Betrieb genommenen Anlagen zur Speicherung von elektrischer
Energie fiir 20 Jahre von den Netzentgelten befreit.*

Die Vergiitung und den Einspeisevorrang der EE regelt das EEG.?® Es garantiert Betreibern von EE-Anlagen
uber einen Zeitraum von 20 Jahren einen gesetzlich definierten Einspeisetarif in Abh&dngigkeit von
Anlagenart und -grée sowie dem Jahr der Inbetriebnahme. Der 6rtliche Netzbetreiber ist zur vorran-
gigen Abnahme des regenerativ erzeugten Stroms sowie zur Zahlung der gesetzlich festgelegten Vergi-
tung verpflichtet. Ab dem Jahr 2010 trat eine grundlegende Anderung der gesetzlichen Rahmenbedin-
gungen fiir die Vermarktung der EE in Kraft. Mit der Ausgleichsmechanismusverordnung (AusglMechV)
wurde der ehemals physische zu einem finanziellen Wilzungsmechanismus gedndert.?” Die AusgiMechV
verpflichtet dabei die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB)*’, den EEG-Strom an der Bérse zu verkaufen. Der
Fehlbetrag zwischen festgelegter EEG-Vergiitung und Einnahmen an der Strombdrse wird in Form der
sogenannten EEG-Umlage tiber die Stromlieferanten an den nicht privilegierten Letztverbraucher
weitergegeben. Stromintensive Industriebetriebe zahlen eine verminderte EEG-Umlage.”'

Neben der gesetzlich garantierten Einspeisevergiitung des EEGs ist der Netzausbau ein wichtiges Element
zur Integration der EE in das Stromversorgungssystem. Das Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG)
definiert zur Beschleunigung der Genehmigungsverfahren 24 Netzausbauprojekte, fiir die vordringlicher
Bedarf besteht, und ermdoglicht mit der Anerkennung erhdhter Kosten fur die Erdverkabelung den Test-
betrieb dieser Technologie auf bestimmten Héchstspannungstrassen.®* Seit der letzten Anderung des
EnWG am 28. Juli 2011 wurde dartiber hinaus die jahrliche Erstellung eines nationalen Netzentwicklungs-

% ygl. EnWG (2011).

#Vgl. EnWG (2011), § 118 Abs. 6.

8 Zuletzt wurde eine Anderung des EEG am 28. Juli 2011 beschlossen. Das hiermit aktualisierte EEG tritt am 1. Januar 2012 in Kraft.
#vgl. AusglMechV (2009), S. 1 {f.

* Die vier deutschen UNBs sind Tennet TSO GmbH (TenneT), 50Hertz Transmission GmbH (50Hertz), Amprion GmbH und EnBW
Transportnetze AG (EnBW).

*1vgl. EEG (2009), §§ 40-44.

#Vgl. EnLAG (2009), S.1ff. Durch die Anderung des EnLAG vom Februar 2011 wird den Genehmigungsbehérden das Recht
eingerdumt, auf bestimmten Hochstspannungstrassen in der Nahe von Wohnsiedlungen Teilerdverkabelungen anzuordnen. Vgl.

Anderung des EnLAG vom 27. Januar 2011, Drucksache 17/4559.
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plans und Bundesbedarfsplans vorgeschrieben. In letzterem werden fiir die einbezogenen Vorhaben die
energiewirtschaftliche Notwendigkeit und der vordringliche Bedarf festgelegt.*

3.2 Nachfrage

Im Folgenden wird die Nachfrageseite des heutigen Stromversorgungssystems in Deutschland betrachtet.
Neben der sektoralen Aufteilung werden die wesentlichen Einflussfaktoren der Stromnachfrage
diskutiert.

Die jahrliche Bruttostromnachfrage in Deutschland ist im vergangenen Jahrzehnt um4,9 Prozent von
579,6 TWhim Jahr 2000 auf 607,8 TWh im Jahr 2010 angestiegen (allein bis zum Jahr 2008 war ein Anstieg
um 6,0 Prozent bis auf 614,6 TWh zu beobachten).>* Bemerkenswert in diesem Zeitraum ist der Riickgang
des Stromverbrauchs im Jahr 2009 um 35,8 TWh bzw. 5,8 Prozent im Vergleich zum Vorjahr. Ein derart
starker Verbrauchsriickgang war seit 1990 in keinem Jahr zu verzeichnen. Dieser Riickgang unterbricht
den sonst nahezu jahrlichen Anstieg der Bruttostromnachfrage. Eine Analyse der Ursachen fiir die
Verdanderungen des Stromverbrauchs von 2008 auf 2009 zeigt, dass der gesamtwirtschaftliche Einbruch
infolge der weltweiten Wirtschafts- und Finanzkrise zu ca. 90 Prozent Ursache des kréaftigen Riickgangs
des Stromverbrauchs gewesen ist. Die sinkende Stromintensitidt und die riickldufige Zahl der Einwohner
trugen - wenn auch nur schwach - ebenfalls zu einem Riickgang der Stromnachfrage bei.** Der
Bruttostromverbrauch der Verbrauchsgruppen Industrie, Handel und Gewerbe sank massivvon 332 TWh
im Jahr 2008 um rund 15 Prozent auf 283 TWh im Jahr 2009.>° Die riicklaufige Entwicklung bei der
Bruttostromnachfrage wurde im Jahr 2010 nicht fortgesetzt. Vielmehr ist im Zuge der wirtschaftlichen
Erholung eine deutliche Zunahme der Bruttostromnachfrage um 4,3 Prozent auf 604 TWh zu beobachten.
Die Bruttostromnachfrage von Industrie, Handel und Gewerbe stieg 2010 im Vergleich zum Vorjahr um
5,4 Prozent auf 298 TWh an. Damit ist der Stromverbrauch dieser Verbrauchsgruppen im Jahr 2010 noch
deutlich geringer als vor der Wirtschaftskrise (332 TWh). Langfristig ist im Rahmen der wirtschaftlichen
Erholung damit zu rechnen, dass die Hohe des Stromverbrauchs dieser Verbrauchsgruppe gegen das
Niveau von 2008 tendiert. Die Entwicklung der Stromnachfrage der Verbrauchsgruppe private Haushalte
blieb in den Jahren 2008 und 2009 nahezu konstant. Im Jahr 2010 ist ein geringer Anstieg um 1,3 Prozent
zuverzeichnen.

Der zeitliche Verlauf der Stromnachfrage in Deutschland ist hochvolatil. Die Stromnachfrage weist im
taglichen, wochentlichen und jahrlichen Verlauf charakteristische Zyklen auf. Anhand der stunden-
scharfen Lastlinie in Abbildung 3-1lassen sich die verschiedenen Zyklen erkennen.”” Besonders deutlich

#Vgl. EnWG (2011), §§ 12 ff.

*vgl. BMW1 (2011b); Werte einschlieBlich Netzverluste und Eigenverbrauch.

*Vgl. AG Energiebilanzen (2010).

* ygl. BMWi (2011b).

¥ Die abgebildete stundenscharfe Netzlast basiert auf ENTSO-E-Daten. Die stundenscharfen ENTSO-E-Lastdaten werden auf
Ubertragungsnetzebene gemessen. Dies fithrt dazu, dass der Teil der Lasten, welcher im unterlagerten Verteilnetz auftritt und dort

durch dezentrale Erzeugung gedeckt wird, nicht in der gezeigten Kurve enthalten ist. Da es aktuell keine zeitlich aufgeldsten
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wird dabei der jahreszeitliche Zyklus. In Deutschland wird im Winter mehr Strom nachgefragt als in den
Sommermonaten. Dies ist vor allem auf die zusétzliche Stromnachfrage fiir Beleuchtung und
Heizungsanlagen zuriickzufiihren.
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Abbildung 3-1: Stundenscharfe Netzlast in Deutschland 2010.%®

Neben den Jahreszeiten beeinflussen mehrere andere Faktoren die Elektrizitdtsnachfrage. Dazu zéhlen
u.a. das Bruttoinlandsprodukt (BIP)*°, Wetter- und Helligkeitsverhéltnisse sowie Arbeits- und Lebens-
gewohnheiten der Bevolkerung. Daraus resultieren neben den jahreszeitlichen Zyklen charakteristische
wochentliche und tageszeitliche Schwankungen der Elektrizitdtsnachfrage. Zum Wochenende lésst sich
ein substanzieller Abfall der Last erkennen. Dies ist durch die niedrigere industrielle und gewerbliche
Produktion zu begriinden. Fiir den typischen Tageszyklus der Netzlast wird zwischen einem Wintertag
und einem Sommertag unterschieden. In beiden Jahreszeiten ist die Nachfrage in den Nachtstunden
deutlich geringer als am Tag. In den Sommermonaten tritt die Tageshodchstlast haufig in den Mittags-
stunden auf. Hingegen tritt in den Wintermonaten das Nachfragemaximum eines Tages entweder zur
Mittagszeit oder in den Abendstunden auf, wobei die Last im Winter tagstiber tiberwiegend ein hohes

Lastdaten fiir ganz Deutschland gibt, welche die gesamte Last stundenscharf fiir ein ganzes Jahr zeigt, besteht in diesem Bereich
Forschungsbedarf. Energetisch deckt die gezeigte stiindliche Zeitreihe rund 92 Prozent der deutschen Nettostromnachfrage von
2010 ab.

#Vgl. ENTSO-E (2011).

3 Nach Energiedaten des BMWi ergibt sich eine starke Korrelation zwischen BIP und Stromnachfrage von 0,959 zwischen 1990 und

2009.
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Plateau bildet. Der Zeitpunkt der Jahreshéchstlast war in der Vergangenheit hdufig in den Abendstunden
eines Wintertags zu beobachten.

Hinsichtlich der Integration der EE ist die Residuallast von besonderer Bedeutung. Als Residuallast wird in
dervorliegenden Studie die Gesamtnachfrage abziiglich der gesetzten Einspeisung aus nach EEG
verglteten EE sowie wdrmegefiihrter Kraft-Wéarme-Kopplung (KWK) bezeichnet. Die Residuallast muss
demnach stets durch den inldndischen konventionellen Kraftwerkspark (exklusive KWK) sowie durch
(Pump-)Speicherkraftwerke oder Importe gedeckt werden. Heute ist die Residuallast zu jedem Zeitpunkt
positiv. Zukiinftig ist jedoch mit dem vermehrten Auftreten negativer Residuallastwerte zu rechnen. In
Stunden negativer Residuallast ist die Erzeugung aus EE und KWK gréBer als die Nachfrage. Die dann
uberschiissige Leistung muss von Speichern aufgenommen oder ins Ausland exportiert werden, wenn sie
nicht ungenutzt verworfen werden soll.

3.3 Erzeugung

An die Darstellung der Stromnachfrage anschliefend, wird in diesem Abschnitt die Angebotsseite des
deutschen Stromversorgungssystems dargestellt. Es werden die installierte Leistung, die Stromerzeugung
sowie die betriebswirtschaftlichen Stromgestehungskosten anhand aktueller Daten diskutiert.

Elektrische Energie wird in Deutschland durch den Einsatz einer Vielfalt an Kraftwerkstechnologien und
darin eingesetzten Primérenergietrdgern erzeugt. Abbildung 3-2 zeigt die gesamte Nettoengpass-
leistung*’ der Elektrizititswirtschaft fiir das Jahr 2010. Diese betragt insgesamt 165,9 GW.
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Abbildung 3-2: Nettoengpassleistung in Deutschland (2010).*

“0Die Nettoengpassleistung ist diejenige Dauerleistung einer Erzeugungseinheit, die unter Normalbedingungen nach Abzug des

Eigenverbrauchs der Kraftwerke erreichbar ist.
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Insgesamt ist im vergangenen Jahrzehnt in Deutschland eine deutliche Zunahme der installierten
Erzeugungskapazitédt zu beobachten. Die Erzeugungsleistung ist zwischen 1999 und 2009 um ca.

26 Prozent angewachsen. Diese Entwicklung ist ausschlieBlich auf die stetig steigende installierte
Leistung der EE zurtickzuftihren. Die Leistung der konventionellen Erzeugungseinheiten ist in diesem
Zeitraum leicht gesunken. Infolge der Stilllegung von acht Kernkraftwerken im Jahr 2011 ist die
konventionelle Erzeugungsleistung mittlerweile deutlich weiter gesunken.

Entsprechend den installierten Erzeugungskapazitdten sowie deren Einsatzzyklen zeigt Abbildung 3-3 die
generierte Bruttostromerzeugung in Deutschland im Jahr 2010. Diese betragt 625 TWh/a. Damit ist die
Bruttostromerzeugung im letzten Jahrzehnt um ca. 8 Prozent gestiegen.
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Abbildung 3-3: Bruttostromerzeugung in Deutschland (2010).*

3.3.1 Konventionelle Erzeugung

Zu den konventionellen Kraftwerken zdhlen fossil befeuerte Kraftwerke mit und ohne KWK sowie
Kernkraftwerke. Im Jahr 2010 gab es in Deutschland konventionelle Kraftwerke mit einer installierten
Nettoengpassleistung von 27,9 Gigawatt (GW) Steinkohle, 25,5 GW Erdgas, 20,4 GW Braunkohle,
20,4 GW Kernkraft sowie 6,0 GW Mineral6l. Damit stellten die konventionellen Kraftwerke tiber

60 Prozent der insgesamt in Deutschland installierten Nettoengpassleistung von 165,9 GW.

Dieregionale Verteilung der konventionellen Kraftwerke orientiert sich infolge historisch gewachsener
Strukturen stark an den Lastzentren, Abbaugebieten der eingesetzten Primérenergietrager oder der Ndhe
zu Transportwegen wie beispielsweise Flussldufen oder Kiisten. So sind z.B. die installierten

#'vgl. BDEW (2011b), S. 16.
*Vgl. BMWi (2011b).

Seite 37 von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

Braunkohlekapazitdten in unmittelbarer Ndhe zu den deutschen Braunkohleabbaugebieten errichtet.
Steinkohle- und Gaskraftwerke sind gleichmaéBiger iiber Deutschland verteilt, befinden sich jedoch
gehiuftin der Ndhe von Verbrauchszentren wie dem Ruhrgebiet oder der Rhein-Main-Region.

Die konventionellen Kraftwerke wurden bisher in Grund,- Mittel,- und Spitzenlastkraftwerke unterteilt.*
Grundlastkraftwerke weisen mehr als 6000 Volllaststunden pro Jahr auf. Kraftwerke auf Basis von Braun-
kohle und Kernenergie zdhlen dazu. Sie stellten mit145,0 TWh (23,2 Prozent) bzw. 140,6 TWh

(22,5 Prozent) 2010 in Deutschland die groBten Strommengen bereit. Mittellastkraftwerke weisen
zwischen 3000 und 6000 Volllaststunden pro Jahr auf. Aus den hdufig in der Mittellast eingesetzten
Steinkohlekraftwerken stammten 2010 117,4 TWh (18,8 Prozent). Die Spitzenlastkraftwerke weisen
weniger als 3000 jahrliche Volllaststunden auf. Aus den erdgas- oder mineraldlbefeuerten Spitzenlast-
kraftwerken stammten 2010 91,8 TWh (14,7 Prozent).

Die Stromerzeugung und die Erbringung von Systemdienstleistungen mittels konventioneller Kraftwerke
erfolgt zu unterschiedlichen Kosten. Die eingesetzten Kraftwerkstypen unterscheiden sich dabei
wesentlich in ihren fixen und variablen Kostenanteilen je erzeugter Kilowattstunde (kWh). Zu den fixen
Kosten werden hierbei vor allem die Investitionskosten und die Betriebskosten gezahlt, die variablen
Kosten bestehen hauptsachlich aus Brennstoffkosten und CO,-Kosten.

Neben dem Verhdltnis von fixen und variablen Kosten sind der Wirkungsgrad und die Auslastungsdauer
eines konventionellen Kraftwerks weitere wesentliche Determinanten der betriebswirtschaftlichen
Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke. Der Wirkungsgrad eines Kraftwerks bestimmt, wie
viel Prozent der eingesetzten Primérenergie in Strom und/oder nutzbare Warme umgewandelt werden.
Ein hoher Wirkungsgrad wirkt bei konventionellen Kraftwerken entlastend auf die Brennstoff- sowie die
CO,-Kosten. Die hochsten Wirkungsgrade erzielen Gas-und-Dampf-Kraftwerke (GuD). Die
Auslastungsdauern eines konventionellen Kraftwerks wirken kostensenkend, da mit steigender
Auslastung die Fixkosten auf eine grofere Produktionsmenge verteilt werden kénnen.** Grundlastkraft-
werke wie Braunkohle- und KKW weisen heute mehr als 6000 Volllaststunden im Jahr auf und kénnen
somit zu vergleichsweise geringen Vollkosten Strom produzieren. Spitzenlastkraftwerke mit weniger als
3000 Volllaststunden pro Jahr kommen nur selten zum Einsatz und produzieren zu vergleichsweise
hohen Vollkosten.

Der konventionelle Kraftwerkspark in Deutschland steht vor einem strukturellen Umbau. Altersbedingt
werden in den nédchsten Jahren viele GroSkraftwerke vom Netz gehen. Die dena-Kraftwerksstudie hat
unter Annahme fester technischer Lebensdauern ermittelt, dass bis 2030 die Nettoengpassleistung des
bestehenden konventionellen Kraftwerkspark (technische Sterbelinie) um 58,7 GW abnimmt.** Um die

“ Diese Unterteilung lsst sich infolge der zunehmenden Anteile fluktuierender, vorrangig abzunehmender Einspeisung von EE
heute immer weniger anwenden.

* Die Auslastungsdauern eines Kraftwerks werden wesentlich durch dessen Grenzkosten der Stromproduktion bestimmt.

% vgl. dena (2009). Zum Zeitpunkt der Studienerstellung wurde ein Ausstieg aus der Kernenergie geméas damals geltender

Gesetzeslage unterstellt.
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Versorgungssicherheit weiterhin gewéahrleisten zu kénnen, ist demnach bis zum Jahr 2020 selbst bei
Annahme sinkender Stromnachfrage ein Zubau an konventioneller Kraftwerkskapazitdt in Hohe von
10,6 GW erforderlich. Bleibt der Bau hocheffizienter konventioneller Kraftwerke aus, miissen — ggf. nach
einem Retrofit - Altkraftwerke ldnger am Netz bleiben.

Laut BDEW-Investitionsiibersicht haben die deutschen Stromversorger im Jahr 2009 5,4 Mrd. Euro in
konventionelle und erneuerbare Kraftwerke investiert. Die regionale Verteilung der fossil befeuerten
Kraftwerksneubauten zeigt eine Konzentration in Nord- und Westdeutschland.*®

Die von der Bundesregierung im Sommer 2011 beschlossene sofortige Stilllegung von acht deutschen
Kernkraftwerken sowie die Festlegung der Stilllegungszeitpunkte der verbliebenen Kernkraftwerke
haben nachhaltigen Einfluss auf die installierte Kraftwerksleistung in Deutschland. Die aktuell installierte
gesicherte Leistung wurde damit deutlich verringert.

In Kapitel 4.4 der vorliegenden Studie wird die Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks anhand
einer Kraftwerksausbauplanung unter Einbeziehung der 2011 neu festgelegten Laufzeitregelung fir
deutsche Kernkraftwerke modelliert und untersucht.

3.3.2 Erzeugung aus erneuerbaren Energien

Die Erzeugungsseite des Stromversorgungssystems wird in zunehmendem MaBe neben den
konventionellen Kraftwerken auch durch die EE-Erzeugungsanlagen bestimmt. EE-Stromerzeuger nutzen
dabei unter anderem nachwachsende sowie witterungsbedingt fluktuierend dargebotene Ressourcen wie
Wasser, Wind, Sonne oder Biomasse und Erdwérme zur Stromerzeugung.

In Deutschland waren im Jahr 2010 EE-Kraftwerke mit einer Nettoengpassleistung von 53,9 GW installiert.
Die grofiten Anteile entfielen dabei auf Windenergie (27,2 GW bzw. 50 Prozent) sowie Photovoltaik

(16,5 GW bzw. 31 Prozent). Damit machten Wind und Photovoltaik 2010 81 Prozent der installierten
Nettoengpassleistung der EE aus.*

Dieregionale Verteilung der installierten Leistung an EE weist starke Cluster auf, da sich

dargebotsabhéngige Erzeugung in Gebieten mit giinstigen Witterungsverhéltnissen und ausgewiesenen
Flichenpotenzialen konzentriert.*® Ein GroBteil der installierten Windleistung befindet sich daher in den
nérdlichen und 6stlichen Bundesldndern (24,9 Prozent in Niedersachsen, 16,2 Prozent in Brandenburg).*’

“6Vgl. BNetzA (2010a), S. 22.

“Vgl. BDEW (2011b), S. 16.

*8 Daneben konnen auch gesellschaftliche Aspekte wie Akzeptanz und Vermégensstruktur Einfluss auf die regionale Verteilung der
EE haben. Die folgenden Darstellungen beziehen sich auf Zahlen von 2009, da zum Zeitpunkt der Studienerstellung keine Zahlen zur
regionalen Verteilung der EE in Deutschland fiir das Jahr 2010 vorlagen.

“9Vgl. BWE (2010), S. 10.
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Dagegen sind die meisten Photovoltaikanlagen in Bayern (41 Prozent) und Baden-Wiirttemberg
(21 Prozent) installiert.”® Abbildung 3-4 veranschaulicht die regionale Verteilung der EE in Deutschland.
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Abbildung 3-4: Regionale Verteilung der installierten Leistung der EE (Stand 2009).>!

Die Stromerzeugung auf Basis der verschiedenen EE unterscheidet sich hinsichtlich der Regelbarkeit, der
Volllaststundenanzahl und der Volatilitdt. Biomasse-, Geothermie- oder Laufwasserkraftwerke sind
regelbar und kénnen als bedingt grundlastféhig bezeichnet werden. Dies bedeutet in diesem Zusammen-
hang, dass sie zu einer weitgehend gleichbleibenden Leistungsabgabe fdhig sind. AuBerdem weisen diese
Technologien die héchsten Volllaststunden unter den verschiedenen erneuerbaren Energien auf. Im Jahr
2009 erreichten Biomassekraftwerke 5800, Laufwasserkraftwerke 4000 und Geothermiekraftwerke

3000 Volllaststunden. Bei den Energietrdgern Sonne und Wind héngt die Stromerzeugung hingegen
insbesondere von der Witterung und dem Standort ab. Windenergieanlagen (WEA) erreichten im Jahr

0ygl. BNetzA (2009), S. 53.

® Eigene Darstellung in Anlehnung an BDEW (2010a), S. 18 ff.
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2009 in Deutschland 1500, Photovoltaikanlagen 700 Volllaststunden.’® Dargebotsabhéngige EE weisen
dariber hinaus eine witterungsbedingt hohe Volatilitét der Stromerzeugung auf.

EE hatten im Jahr 2010 mit einer Stromerzeugung von insgesamt 101,7 TWh einen Anteil von 16,7 Prozent
am Bruttostromverbrauch. Die gro3ten Beitrdge erbrachten dabei Windenergie (36,5 TWh bzw.

35,8 Prozent) und Biomasse (28,7 TWh bzw. 28,2 Prozent). Bei der Stromerzeugung aus Photovoltaik war
im Zuge des starken Ausbaus an installierter Leistung auch 2010 ein besonders deutlicher Anstieg an der
Bruttostromerzeugung zu verzeichnen. Mit 12,0 TWh (2009: 6,6 TWh) hatte Solarstrom einen Anteil von
knapp 11,8 Prozent an der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien und damit erstmals einen Anteil
von ca. 2 Prozent am deutschen Bruttostromverbrauch.”

Tabelle 3-1 weist die mittleren Stromgestehungskosten fiir EE aus. Daraus wird ersichtlich, dass derzeit
Stromerzeugungsanlagen auf Basis von Wasser und Wind zu den geringsten Kosten regenerativ Strom
erzeugen konnen, Geothermie und insbesondere Photovoltaik haben hingegen vergleichsweise hohe
Stromgestehungskosten.

Wasser | Wind PV Geothermie | Biomasse | Biogas

Stromgestehungs-

6,2 9,1% 35,4 21,1 10,5 12,3
kosten [ct/kWh]

Tabelle 3-1: Stromgestehungskosten der EE im Jahr 2010 (Mittelwert Neuanlagen)
gemaB BMU-Leitszenario 2009.>

Die betriebswirtschaftlichen Stromgestehungskosten der EE sind nur bedingt ein Indikator fir die
Struktur und die Intensitdt des Ausbaus an installierter Leistung. Der wesentliche Anreiz zum Ausbau
regenerativer Erzeugungstechnologien wird durch die mit dem EEG festgelegten Rahmenbedingungen
wie der Dauer und Hohe der Einspeisevergiitung bzw. die Differenz der EEG-Einspeisevergiitung zu den
tatsachlichen Stromgestehungskosten gesetzt.

Obwohl mittels Photovoltaik derzeit zu relativ hohen Kosten Strom erzeugt wird, erh6hte sich die
installierte Leistung dieser Erzeugungstechnologie im Jahr 2010 deutlich um 7,4 GW auf insgesamt 17,3
GW.** In diesem Zusammenhang zeigt Tabelle 3.2 die Entwicklung des PV-Zuwachses bei installierter
Leistung in Deutschland in den vergangenen Jahren. Die tatsdchliche Entwicklung tibersteigt die im BMU-
Leitszenario 2009 prognostizierten Werte deutlich. Dies zeigt, dass beim Ausbau der Photovoltaik in

%2ygl. BMU (2010a), S. 15.

53vgl. BMWI (2011b).

> Die hoheren Stromgestehungskosten fiir Offshore-Windenergie werden in dem angegebenen Wert beriicksichtigt, die Offshore-
Windenergie umfasst fiir dieses Jahr 0,2 Prozent des angenommenen Anlagenbestands fiir Wind.

%> Vgl. BMU (2009), S. 103; in der Realitit haben sich die Stromgestehungskosten teilweise abweichend von den in der Tabelle 3-1
dargestellten Werten entwickelt.

6 ygl. BSW (2011a).
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Deutschland aktuell eine sehr starke Dynamik zum Tragen kommt. Deswegen wurde in der vorliegenden
Studie fir die Entwicklung der Photovoltaik anders als bei der Entwicklung der tibrigen EE-Erzeuger ein
dynamischerer Ausbaupfad als im BMU-Leitszenario 2009 angenommen (vgl. Kapitel 4.1.2).

2008 2009 2010 2011
Jahrl. Ist-Zuwachs an installierter
. 18 3.8 7.4 7,5
PV-Leistung [GW]
Jahrl. Zuwachs an installierter PV -Leistung
i . . 17 19 1,9 1,9
gemal BMU-Leitszenario 2009 [GW]

Tabelle 3-2: Entwicklung des jahrlichen PV-Zubaus in Deutschland.”

Die installierte Leistung der Windenergie in Deutschland verzeichnete im Jahr 2010 einen Netto-
Leistungszubau von 1,5 GW bzw. 5,8 Prozent. Zum Jahresende waren demnach WEA mit einer
installierten Leistung von ca. 27,2 GW in Betrieb. Im Jahr 2010 ging auBBerdem der erste deutsche Offshore-
Windpark, das Testfeld alpha ventus, mit einer installierten Leistung von 60 MW und zwolf WEA in
Betrieb. GemaéB der Strategie der Bundesregierung sollen bis 2030 25 GW installierter Leistung an
Offshore-WEA entstehen. Derzeit sind 28 weitere Windparks mit einer Gesamtleistung von ca.15 GW in
Nord- und Ostsee genehmigt.”®

Vergleich verschiedener Ausbauszenarien fiir EE

Im Jahr 2050 sollen laut Energiekonzept der Bundesregierung 80 Prozent des Bruttostromverbauchs
durch EE gedeckt werden.”® Die zukiinftige Entwicklung der dafiir benétigten installierten Leistung ist
Untersuchungsgegenstand einer Vielzahl von Szenarien und Prognosen.

Der Sachverstdndigenrat fiir Umweltfragen (SRU) hat im Jahr 2011 eine Studie verdffentlicht, in der die
Moglichkeit einer vollstindigen regenerativen Stromerzeugung im Jahr 2050 als machbar und
volkswirtschaftlich kostenoptimal identifiziert wird. Fiir den Fall hoher und niedriger Stromnachifrage
werden jeweils die drei Optionen Selbstversorgung, Verbund mit Skandinavien sowie zusatzlicher
Verbund mit Nordafrika untersucht. Die nationalstaatliche Losung wird dabei als die ineffizienteste
identifiziert. Technologische Fortschritte oder Briickentechnologien sind laut der Studie fir den
Ubergang auf regenerative Vollversorgung nicht nétig, hingegen ist ein starker innereuropéischer sowie
transkontinentaler Netzausbau unabdingbar.®® Offen bleibt dabei, in welchem Umfang und bis wann die

%7 vgl. BSW (2011b), BSW (2012), BMU (2009).

%8 Vgl. dena (2011).

% Dies wiirde bei Realisierung der im Energiekonzept prognostizierten Reduzierung der Stromnachfrage um 25 Prozent bis 2050
einer Erzeugung von ca. 365 TWh entsprechen.

0 GemaiB SRU gehen die letzten Kernkraftwerke 2025 vom Netz. Im Szenario ,,Verbund mit Skandinavien® ist eine Austauschleistung

von 42 bis 69 GW notig.
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bendotigte Infrastruktur fir den Umbau des Energiesystems ausgebaut und verstdrkt werden muss, da
keine Netzmodellierung durchgefithrt wurde.

Das Bundesministerium fiir Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU) veroffentlicht in meist
jahrlichen Abstdnden das sogenannte Leitszenario bzw. die sogenannte Leistudie. Darin wird der Ausbau
an installierter Leistung und Bruttostromerzeugung der EE bis zum Jahr 2050 prognostiziert. In dem BMU-
Leitszenario 2009 wird fiir das Jahr 2050 ein Anteil regenerativen Stroms am Bruttostromverbrauch von
84 Prozent prognostiziert.” 150 GW erneuerbarer Leistung, d.h. ein vergleichbares Volumen wie der
gesamte heutige inldndische Kraftwerkspark, werden installiert sein. Dabei entfallen 110 GW (73 Prozent)
allein auf Wind und Photovoltaik. Der meiste Strom wird gema8 Leitszenario im Jahr 2050 durch Wind

generiert (45 Prozent).**

In Vorbereitung des Energiekonzepts der Bundesregierung wurden mehrere Szenarien fiir den Ausbau
der EE errechnet.® Alle Szenarien gehen im Zeitraum bis 2050 von einem zusétzlichen Investitionsbedarf
von rund 20 Mrd. Euro jéhrlich aus, damit 2050 80 Prozent des Bruttostromverbrauchs durch EE gedeckt
werden konnen. Die Energieszenarien zeigen ferner, dass die Windenergie im Jahr 2050 eine
entscheidende Rolle bei der Stromerzeugung spielen soll und dass aus Griinden der Kosteneffizienz
Deutschland im Jahr 2050 einen erheblichen Anteil seines Strombedarfs (ca.100 TWh)importieren soll.
Voraussetzung dafiir ist ein Ausbau der grenziiberschreitenden Ubertragungskapazititen.

Im Vergleich der verschiedenen Szenarien zeigt sich eine gro3e Bandbreite an moéglichen Anteilen der EE
zur Deckung des Bruttostromverbauchs im Jahr 2050. Der jeweilige prozentuale Wert hdngt stark von den
getroffenen Annahmen z.B. iber Nachfrageentwicklung, Primérenergiepreise oder Volllaststunden ab.
Des Weiteren ist der Fokus der Analysen unterschiedlich, und es werden verschiedene mathematische
Modelle mit unterschiedlichen Detailtiefen angewandt. So wird der Strommarkt teilweise national oder
international abgebildet. Netzrestriktionen werden unterschiedlich detailliert modelliert, oder sie
werden unter der vereinfachenden Annahme einer ,Kupferplatte“ (keine Restriktionen bei der
Stromubertragung) vernachléssigt.

1245 Prozent des erneuerbaren Stroms werden im Jahr 2050 geméB Leitszenario 2009 durch Direktimporte von EE gedeckt, vgl.
BMU (2009).

%2In der vorliegenden Studie wird stets das BMU-Leitszenario 2009 als Referenz fiir den Ausbau der EE genutzt, da zum Start der
Studienerstellung die BMU-Leitstudie 2010 noch nicht verfiigbar war. Grundsétzlich weisen beide Veroffentlichungen bis 2050 einen
sehr starken Ausbau der EE auf. Ein wesentlicher Unterschied besteht nur bei PV, fir die in der vorliegenden Studie abweichend vom
BMU-Leitszenario 2009 ein aktualisierter Ausbaupfad angenommen wurde. Die Verwendung des BMU-Leitszenarios 2009 wird
daher der Zielsetzung der vorliegenden Studie (Untersuchung des Anpassungsbedarfs im deutschen Stromversorgungssystem
infolge eines starken Ausbaus der EE) gerecht.

5 BMWi (2010).

Seite 43 von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

3.4 Stromtransportund -verteilung

Die physische Zusammenfiihrung von Stromangebot und -nachfrage erfolgt iiber das Stromnetz. Da
Elektrizitdt ein leitungsgebundener Energietrager ist, sind Transport und Verteilung essenzielle
Wertschopfungsstufen der Stromwirtschaft.®* Im folgenden Abschnitt werden wesentliche Struktur-
merkmale des Stromnetzes in Deutschland dargestellt sowie die Regelung des Netzbetriebes hinsichtlich
Systemstabilitdt und -verantwortung grundlegend beschrieben.

Das deutsche Netz umfasst eine Gesamtldnge von tiber 1,7 Mio. km. Es unterteilt sich nach
Spannungsebenen und Ubertragungsaufgaben. Die Hochstspannungsebene bilden 380- und 220-kV-
Leitungen (kV=Kilovolt). Sie dienen als Ubertragungsnetz, an das Erzeuger sowie einzelne GroBbetriebe
angeschlossen sind.*® Die darunter liegenden Netzebenen Hoch- (110 kV), Mittel- (10-50 kV) und
Niederspannungsnetz (230/400 V) bilden das Verteilnetz mit auf verschiedenen Ebenen angeschlossenen
Verbrauchern und Erzeugern.®®

In Deutschland hat das Ubertragungsnetz eine Gesamtlinge von ca. 36 000 km und ist in das europiische
Verbundnetz eingebunden.”” Die hohen Spannungen des Ubertragungsnetzes dienen unter anderem der
Verringerung der Verluste bei der Stromiibertragung. Das Ubertragungsnetz besteht fast ausschlieBlich
(ca. 99 Prozent) aus Freileitungssystemen. Erdkabel werden auf der Hochstspannungsebene aufgrund
deutlich hoherer Investitionskosten (in Abhéngigkeit von der Ubertragungsausgabe betragen die
Investitionskosten fiir ein 380-kV-Erdkabelsystem das Drei- bis Fiinffache eines Freileitungssystems)®® und
technischer Anforderungen nur in Gebieten eingesetzt, in denen ein Bau von Freileitungen nicht moglich
istwie z.B. in Staddten.

Die vier deutschen Ubertragungsnetzbetreiber sind geméB §§ 12,13 EnWG in ihrer jeweiligen Regelzone
fiir den sicheren und zuverlissigen Netzbetrieb und damit fiir die Regelung im Ubertragungsnetz
verantwortlich. Durch den Einsatz von zeitlich gestaffelten Regelenergiequalitdten und der
Blindleistungsregulierung gewahren sie die Frequenz- und Spannungsstabilitit im Ubertragungsnetz.
Die fiir die Frequenzhaltung benoétigten Regelleistungskapazititen werden von den UNB iiber ein
standardisiertes Auktionsverfahren beschafft.® Weichen Frequenz oder Spannung von ihren definierten
Sollwerten ab, kann dies zu Netzstorungen bis hin zu einem kompletten Netzzusammenbruch fiithren.

54 Strom ist im Vergleich zu anderen Energietrigern (z.B. Kohle oder Gas) nicht lagerbar. Um Strom zu speichern, bedarf es dessen
Umwandlung beispielsweise in Hohenenergie (Pumpspeicher) oder chemische Energie (Batterien). Fiir mehr Informationen zu
Stromspeichern wird auf die dena-Studie ,,Analyse der Notwendigkeit des Ausbaus von Pumpspeicherwerken und anderen
Stromspeichern zur Integration der EE (2010)“ verwiesen.

% EE-Erzeuger sind auch an tiefere Netzebenen angeschlossen.

% vgl. Heuck et al. (2007), S. 77 ff.

57 Vgl. BMWi (2011b).

% ygl. dena-Netzstudie II, S. 187.

%9Vgl. Regelleistung (2010).
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Das deutsche Ubertragungsnetz ist Bestandteil eines europiischen Verbundsystems. Durch
Grenzkuppelstellen wird das deutsche Ubertragungsnetz mit denen der deutschen Anrainerstaaten
gekoppelt. Somit kann Strom international gehandelt werden, was zu steigendem Wettbewerb und zu
sinkenden Preisen fiihren soll. Deutschland verfligt tiber eine fiir den Stromhandel nutzbare
Exportkapazitiat von 15 540 MW und eine Importkapazitiat von 18 450 MW mit insgesamt neun
Nachbarldndern.”’ Neben den wirtschaftlichen Vorteilen des Verbundsystems besteht ein technischer
und organisatorischer Nutzen in der Verbindung der nationalen Ubertragungsnetze. So kann z.B. durch
die wechselseitige Bereitstellung von Regelleistung im Verbund die Versorgungssicherheit erh6ht
werden.”" AuBerdem dient das européische Verbundsystem dazu, Lastschwankungen auszugleichen. Des
Weiteren kann fluktuierende EE-Einspeisung besser in ein europdisches Verbundsystem integriert
werden als in ein isoliertes nationales Ubertragungsnetz.

Die untergelagerten Spannungsebenen des Verteilnetzes dienen der regionalen Verteilung von Strom
sowie der lokalen Belieferung von Endkunden. Durch den Ausbau der EE entstehen zusatzliche Aufgaben
fur die Stromverteilnetze wie beispielsweise Aufnahme, Verteilung und Transport der Stromerzeugung
aus erneuerbaren Energien. Zum Verteilnetz zdhlen das Hoch-, Mittel- und Niederspannungsnetz mit
Stromkreisldngen von ca. 75 200,493 000 und 1 067 100 km.”* Im Verteilnetz ist der Kabelanteil deutlich
hoher als im Ubertragungsnetz. In Deutschland gibt es derzeit 862 Verteilnetzbetreiber (VNB), wovon
91,3 Prozent weniger als 100 000 angeschlossene Kunden bedienen.”

Deutschland hat im internationalen Vergleich einen Spitzenplatz beziiglich der Versorgungszuverléssig-
keit. Der System Average Interruption Duration Index (SAIDI) gibt die durchschnittliche
Versorgungsunterbrechung in Minuten je angeschlossenem Letztverbraucher an. Dieser lag in
Deutschland fiir das Jahr 2009 bei 14,63 Minuten.”*

Da EE aktuell grotenteils in das Verteilnetz eingespeist werden, ist diese Netzebene besonders von der
Volatilitét dargebotsabhéngiger Einspeisung betroffen. Dabei treten in Regionen mit hoher EE-
Einspeisung und niedriger Last (z.B. Sachsen-Anhalt) immer hdufiger bidirektionale Lastfliisse auf, d.h. es
kommt zu Riickspeisungen von der Verteilnetz- in die Ubertragungsnetzebene. Das heutige Verteilnetz

" Dies sind die ausgewiesenen bidirektionalen Handelskapazititen. Die real verfiigbaren Kapazititen unterliegen zeitlichen
Schwankungen und der gegenseitigen Beeinflussung von Grenzkuppelstellen, vgl. ENTSO-E (2010).

' Die Absicherung eines Risikos (hier der Unterbrechung der Stromversorgung) durch Pooling, d.h. den Zusammenschluss mehrerer
Teilnehmer zu einer Risikogemeinschaft, ist effizienter als eine individuelle Risikoabsicherung. Die individuellen Beitrage zur
Risikoabsicherung (hier die Bereitstellung von Regelleistung) sind durch Pooling geringer als bei separater Absicherung.

2ygl. BDEW (2010b).

ygl. BDEW (2010b).

" Vgl. BNetzA (2010a), S. 30.

Seite 45 von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

weist einen enormen Ausbau-, Umbau- und Innovationsbedarf auf, um den gednderten Anforderungen
(z.B.bidirektionale Lastfliisse) der volatilen Einspeisung auf den unteren Netzebenen zu begegnen.”

Die Kosten fiir den Betrieb und den Ausbau der Netze werden in Deutschland tiber die
Netznutzungsentgelte auf die Verbraucher umgelegt. Die erzielbaren Erlose aus dem Netzgeschéft
werden durch die Bundesnetzagentur (BNetzA) gemé&B Anreizregulierung genehmigt und sind
begrenzt.”®

3.5 Einbindung in das europiische Stromversorgungssystem

Das deutsche Stromversorgungssystem ist in das europdische System eingebettet. Deutschland ist mit den
Nachbarmairkten iiber ein Verbundsystem auf Ubertragungsnetzebene verkniipft. Dies dient einerseits
der Systemstabilitdt, aber auch dem grenziiberschreitenden Handel mit Elektrizitat. Voraussetzung fiir
Letzteren ist die ausreichende Verfiigbarkeit von Grenzkuppelkapazitaten.

Der monatliche Saldo aus Exporten und Importen des deutschen StromauBBenhandels istin Abbildung 3-5
dargestellt. Der Saldo weist einen stark ausgeprdgten Jahreszyklus auf. Im Winter ist der Saldo stark positiv,
im Sommer leicht negativ. Er schwankt im Betrachtungszeitraum zwischen einem Exportiiberschuss von
etwa 5 TWh/Monat und einem Importiiberschuss von rund 2 TWh/Monat. Das Maximum des Saldos lag im
Dezember 2007, das Minimum im Mai 2011. Neben den jahreszeitlichen Schwankungen wirken sich
weitere Einflussfaktoren auf die Entwicklung der Monatssaldi aus. I Jahr 2009 ist infolge der weltweiten
Wirtschaftskrise und der damit einhergehenden Verringerung der Stromnachfrage eine Absenkung der
monatlichen Export-Import-Saldi zu beobachten. 2010 steigt das Niveau der Export-Import-Saldi aufgrund
der wirtschaftlichen Erholung und der damit verbundenen Steigerung der Stromnachfrage wieder an. Die
starke Verringerung des Saldos im Jahr 2011 wird neben der jahreszeitlichen Schwankung auch durch die
sofortige Stilllegung von acht KKW beeinflusst. Die Auswertung der Stromimporte und Stromexporte
nach Marktgebieten zeigt, dass Frankreich und Tschechien die gréten Exporteure von Elektrizitdt nach
Deutschland sind und die Niederlande, die Schweiz und Osterreich zu den groBten Abnehmern von
Elektrizitdt aus Deutschland gehoéren. Die Aufsummierung der monatlichen Saldi zeigt, dass Deutschland
im dargestellten Betrachtungszeitraum jedes Jahr einen Exportiiberschuss fiir Elektrizitat aufweist.

75 Eine Diskussion des Ausbau-, Umbau- und Innovationsbedarfs der Verteilnetze und der erforderlichen Investitionskosten erfolgtin
Kapitel 4.12.3. Eine detaillierte Analyse des Ausbau- und Innovationsbedarfs in den deutschen Verteilnetzen erfolgt aktuell im
Rahmen der Erarbeitung der dena-Verteilnetzstudie. Deren Ergebnisse sollen Ende 2012 vorliegen.

6 Vgl. AregV (2007).
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Abbildung 3-5: Export-Import-Saldo fiir Elektrizitat.

Abbildung 3-6 zeigt die Entwicklung des monatlichen Stromim- und -exports sowie die monatliche
Einspeisung der fluktuierenden Windenergie. Die Darstellung zeigt, dass der Stromimport deutlich
geringeren Schwankungen unterliegt als der Stromexport. Dartiber hinaus wird deutlich, dass mit
Zunahme der Einspeisung von Windenergie der Export aus Deutschland deutlich zunimmt.
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Abbildung 3-6: Stromexporte und -importe, Windenergieerzeugung.

3.6 Markt

Der Strommarkt hat in den vergangenen 20 Jahren einen grundlegenden Strukturwandel durchlaufen.
Im folgenden Abschnitt wird der heutige Strommarkt fiir konventionelle und erneuerbare Anbieter
dargestellt (2010). Dabei werden anhand aktueller Daten grundlegende Mechanismen sowie daraus
resultierende volkswirtschaftliche Kosten diskutiert. AbschlieBend wird kurz der Status der europdischen
Marktintegration analysiert.

Das deutsche Energiewirtschaftsgesetz wurde im Jahr 1997 auf der Basis der Binnenmarktrichtlinie
96/92/EC Strom der Européischen Kommission sowie anschlieBend durch die Neufassung des EnWG im
Jahr 1998 grundlegend gedndert. Die bis dato bestehenden regionalen Versorgungsmonopole fiir
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Energieversorgungsunternehmen (EVU) wurden durch die regulatorische Entflechtung der einzelnen
Wertschopfungsstufen fiir den Wettbewerb geofinet.

Strom wird seitdem auf verschiedenen wettbewerblichen Méarkten gehandelt. Die Marktstrukturen lassen
sich anhand der Zentralisierung des Handels, des Standardisierungsgrades sowie des Zeithorizonts der
gehandelten Produkte klassifizieren. In der ersten Gliederungsebene, der Zentralisierung des Handels,
wird zwischen dezentralen Borsenmodellen und zentralisierten Poolmodellen unterschieden. Seit der
Liberalisierung hat sich in Deutschland das Borsenmodell etabliert. Dieses ist durch eine dezentrale
Marktorganisation und Preisfindung gekennzeichnet, d.h. Entscheidungen werden durch Marktpreise
gesteuert, und Erzeuger optimieren ihren Kraftwerkseinsatz zu jeder Zeit selbst.”” In der zweiten
Gliederungsebene werden Strommaérkte nach der Standardisierung der Produkte unterteilt. Auf Over-the-
counter-Markten (OTC-Mérkten) werden bilaterale Handelsgeschéfte abgeschlossen, die zwischen einem
Produzenten und einem Abnehmer von Elektrizitdt ausgehandelt werden. An der Strombdrse werden
hingegen im Vergleich zu bilateralen OTC-Geschéften stark standardisierte Produkte zu festen
Handelszeiten gehandelt. In der dritten Gliederungsebene der Strommaérkte wird nach dem Zeithorizont
der gehandelten Produkte differenziert. Auf dem Terminmarkt werden langfristige Handelsgeschéfte mit
einem Zeithorizont von bis zu sechs Jahren getétigt. Der Spotmarkt hingegen betrifft den kurzfristigen
Day-ahead-Handel mit Lieferzeiten bis zum néchsten Tag sowie den Intraday-Handel mit Liefertermin am
selben Tag.

Um das Marktpreisrisiko zu minimieren, wird von den konventionellen Produzenten angestrebt, einen
GrofBteil der Produktion tiber langfristige Vertrdge auf dem Terminmarkt zu verkaufen. Die verbleibenden
Kapazitidten werden auf den kurzfristigen Spotmaérkten fiir einzelne Stunden oder Stundenblocke im
Auktionsverfahren versteigert. Im Jahr 2010 wurden 279 TWh auf dem Spotmarkt (EPEX Spot) und

1208 TWh auf den Terminmérkten gehandelt.”® Obwohl auf Terminmérkten ein deutlich héheres
Volumen gehandelt wird, ist die Day-ahead-Auktion des Spotmarktes die zentrale Stromauktion. Auf dem
Spotmarkt wird Strom fiir jede Stunde des jeweils ndchsten Tages auktioniert. Die in der Day-ahead-
Auktion ermittelten Preise bestimmen den Strompreisindex Phelix und somit die Referenzpreisfunktion
der Borsenpreise. Hinsichtlich der Integration der EE in das Stromversorgungssystem gewinnt der
kurzfristige Handel des Spotmarktes weiter an Bedeutung, da innerhalb dieses Marktes die Erzeugung aus
EE durch die UNB nach gesetzlichen Vorgaben vermarktet wird.

Auf dem Spotmarkt entsprechen angebotsseitig die Gebote der Anbieter ihren Grenzkosten.” Fiir die
Grenzkosten sind vor allem die kurzfristigen variablen Erzeugungskosten, hierbei insbesondere die
Brennstoffkosten und die CO,-Kosten, relevant. Fixkosten sind nicht grenzkostenrelevant. Aus den
aufsteigend geordneten Geboten wird die aggregierte Angebotsfunktion (Merit Order) gebildet. Die Merit
Order weist schematisch einen konvexen Verlauf auf, die preiswertesten Anbieter haben nur geringe

77 Vgl. Ockenfels (2008), S. 10.
8 EEX (2011).

7 Dies gilt bei Annahme des vollkommenen Wettbewerbs.
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Kostenunterschiede, hingegen nimmt an der Kapazitdtsgrenze die Angebotsfunktion eine vertikale Form
an, da das Angebot nicht mehr erweitert werden kann.

Die Nachfrager geben auf den Spotméarkten ebenfalls stundenweise Gebote ab. Aufgrund fehlender
Substituierbarkeit und Echtzeit-Preisinformationen von Elektrizitdt sind die Preisgebote der Nachfrager
meist preisunelastisch und generieren eine steile bis vertikale Nachfragekurve.

\
A}

N Preis [Euro] \
Grenzkosten Nachfrage N

Must-Run Laufwasser Kernenergie Braunkohle Steinkohle Gas Ol Speicher

Strommenge [MWHh]

Abbildung 3-7: Schematische Darstellung der Preisbildung an der Strombérse.*

Wie aus Abbildung 3-7 ersichtlich, wird durch den Schnittpunkt von Merit Order und Nachfragekurve der
marktrdumende Preis sowie die gehandelte Menge fiir die betreffende Stunde ermittelt. Das letzte zur
Deckung der Nachfrage benotigte Kraftwerk, das sogenannte Grenzkraftwerk, bestimmt heute mit
seinem Gebot den marktrdumenden Preis. Sémtliche Gebote, die kleiner oder gleich dem
marktrdumenden Preis sind (die sogenannten inframarginalen Bieter), kommen zum Zuge. Alle
erfolgreichen Bieter erhalten den marktraumenden Preis.*

Die Vorrangfunktion der EE nach EEG hat bereits heute Einfluss auf die erzielten Preise und Mengen auf
dem Spotmarkt, ergo die Bérsenpreise. Neben der theoretisch bérsenpreissenkenden Funktion der EE®
treten auch negative Strompreise an der Stromborse auf. Der Durchschnittspreis auf dem Spotmarkt (day

80 Schematische Darstellung in Anlehnung an BNetzA (2010a), S. 58. Die Einsatzreihenfolge der verschiedenen Kraftwerksarten sowie
die genaue Auspragung der Grenzkosten kénnen je nach auktionierter Stunde variieren.

8 Weitere Informationen zur Preisbildung an der Strombérse: Vgl. Ockenfels et al. (2008).

8 purch die gesetzte Einspeisung erneuerbarer Energien wird die aggregierte Angebotskurve auf dem Spotmarkt nach rechts
verschoben. Dies fiilhrt dazu, dass ein Kraftwerk mit niedrigeren Grenzkosten den Preis bestimmt, folglich der GroBhandelspreis
unter sonst gleichbleibenden Umsténden sinkt. Der Umfang und die zeitliche Dauer dieses sogenannten ,,Merit-Order-Effekts*

werden kontrovers diskutiert.

Seite 49 von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

ahead) betrug im Jahr 2010 44,49 Euro/MWh, das Minimum der stiindlichen Preise konnte bei einem Preis
von -20,45 Euro/MWHh festgestellt werden, das Maximum bei 131,79 Euro/MWh.* Negative Strompreise
kénnen unter anderem auftreten, wenn bei geringer Nachfrage eine hohe Einspeisung
dargebotsabhdngiger Erzeuger erfolgt. In diesen Situationen sollten konventionelle Kraftwerke fiir eine
bestimmte Zeit auf die fiir netztechnische Anforderungen notwendige Mindestleistung gedrosselt oder
ganzlich abgeschaltet werden. Die Abschaltung von EE durch die Netzbetreiber ist nur zur Wahrung der
Systemsicherheit zuléssig (vgl. §13.2 EnWG).

Der gesetzlich geregelte EE-Einspeisevorrang erfordert eine erhohte Flexibilitdt und Kurzfristigkeit des
Strommarkts sowie eine wettbewerbliche Anpassung ihrer Vermarktungsregeln. Neben der nach EEG
gesetzlich garantierten Vorrangfunktion der EE gibt es bereits im heutigen Stromversorgungssystem die
Moglichkeit der EE-Direktvermarktung. Wesentlicher Unterschied ist hierbei, dass der EE-
Anlagenbetreiber im Falle der Direktvermarktung verantwortlich fiir die fahrplangerechte Lieferung der
Strommengen ist. Dabei kann ein Anlagenbetreiber den Strom an die Borse bringen oder tiber den OTC-
Markt an Dritte verduBern. Das EEG regelt durch § 17 die Direktvermarktung explizit. Darin wird ein
~Rosinenpicken” einzelner hochpreisiger Stunden ausgeschlossen. Betreiber miissen sich vor Beginn des
Vormonats, in dem EE-Strom direkt vermarktet werden soll, entscheiden, ob sie fiir einen gesamten Monat
auf die EEG-Verguitungen verzichten und den Strom direkt vermarkten wollen. Wie aus Tabelle 3-3
ersichtlich, wurde im Jahr 2010 die Direktvermarktung von erneuerbarem Strom nur wenig genutzt. Der
sehr hohe Anteil der Direktvermarktung bei Deponie-, Kldr- und Grubengas ist insgesamt unbedeutend,
da diese Erzeugung nur 1,4 Prozent der EEG-Stromeinspeisemengen ausmacht.

Wasser- Deponie-, Klar- : ) Wind
Biomasse Geothermie PV
kraft und Grubengas onshore
12,20 % 69,18% 0,03% 0,00% 0,42% 0,00%

Tabelle 3-3: Anteil der gesamten EEG-forderfahigen installierten
Leistung in Direktvermarktung, Mittelwert 2010.%*

Fiir den nicht direkt vermarkteten erneuerbaren Strom erhalten die Anlagenbetreiber eine Vergiitung
gemaB EEG. Diese Vergiitungszahlungen sind 2010 auf insgesamt ca. 12,8 Mrd. Euro angestiegen.*
Gegeniiber dem Jahr 2009 (10,5 Mrd. Euro) ist das eine Erh6hung um rund 22 Prozent, welche weitgehend
durch den starken Zubau an Photovoltaik bedingt ist. Die durchschnittliche Vergtitung von EEG-Strom
betrug damit 2010 15,84 ct/kWh.®® GemaB AusglMechV sind die UNB verpflichtet, den gesamten nicht
direkt vermarkteten EEG-Strom an der Borse (day-ahead) zu verkaufen. Die Differenz aus den
Verkaufserl6sen und den geleisteten Vergtitungszahlungen wird tiber die EEG-Umlage auf die

8 vgl. Daten von EEX/EPEX; www.eex.com/de, Stand: 5. April 2011.
84ygl. EEG-Jahresabrechnung 2010: www.ee-kwk.net, Stand: 9. November 2011.
% EEG-Vergiitungen nach Abzug vermiedener Netznutzungsentgelte.

8 vgl. EEG-Jahresabrechnung 2010: www.ee-kwk.net, Stand: 9. November 2011.
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Letztverbraucher umgelegt. Die EEG-Umlage betrug im Jahr 2010 2,047 ct/kWh und im Jahr 2011 3,53
ct/kWh fiir den nicht privilegierten Letztverbraucher. Im Jahr 2012 wird der Wert leicht auf 3,592 ct/kWh
steigen.

Um den steigenden volkswirtschaftlichen Kosten der Integration der EE in das Stromversorgungssystem
zu begegnen, stellt die europaische Marktintegration® neben dem Netz- und Speicherausbau eine
wesentliche Option dar. Das deutsche AuBenhandelssaldo betrug im Jahr 2009 14,2 TWh.® Die
Niederlande, Frankreich, Osterreich und die Schweiz waren 2009 aus deutscher Sicht Hauptabnehmer.
Importiert wurde hauptsachlich aus Danemark, Tschechien und Polen.*

Das derzeitige europdische Stromversorgungssystem weist in den vergangenen Jahren eine deutliche
Steigerung bei der Marktintegration des europaischen Stromhandels auf.’” Im Jahr 2010 herrschte in 70
Prozent der Stunden in den Marktgebieten Deutschland, Frankreich und Benelux Preisgleichheit. Grinde
fir die weiterhin insgesamt unvollstandige Marktintegration sind u.a.:”

= unzureichende Verbundinfrastruktur zwischen den nationalen Stromnetzen,

» unzureichende Anreize zur Verbesserung der grenziiberschreitenden Infrastruktur sowie

= nicht kompatible Ausgestaltung der Méarkte (z.B. Unterschiede beim Einsatz der Regelenergie, bei
Nominierungsverfahren, bei den Offnungszeiten der Strombdorsen).

Die Verbesserung der regulatorischen Rahmenbedingungen fiir eine effiziente Integration der

europdischen Energiemédrkte wird in Europa von einem Zusammenschluss nationaler Regulierungs-

behorden fur Elektrizitat und Gas, der sogenannten European Regulators’ Group for Electricity and Gas

(ERGEG), angestrebt. Deutschland wird in der ERGEG von der BNetzA vertreten. In einem ersten Schritt

wurden die teilnehmenden Ldnder in sieben regionale Gruppen aufgeteilt, in denen die Marktintegration

jeweils vorangetrieben werden soll. Deutschland ist Mitglied in vier von sieben Regionalgruppen. Die

Marktintegration der Regionalgruppen soll als Zwischenschritt eines einheitlichen europdischen

Strommarktes dienen.

3.7 Zwischenfazit zum heutigen Stromversorgungssystem

Das deutsche Stromversorgungssystem ist ein komplexer Mechanismus, welcher Nachfrage und
Erzeugung mittels der Stromnetze (physisch) und des Strommarkts (wirtschaftlich) miteinander
verknupft. Dariiber hinaus ist das deutsche System Teil des groBeren europdischen Stromversorgungs-
systems.

8 Marktintegration bezeichnet die Erweiterung von Handelsgebieten der Strombérsen iiber nationale Grenzen hinweg durch
Harmonisierung der regulatorischen Rahmenbedingungen.

8 ygl. BMWi (2011b).

8Vgl. BNetzA (2010a), S. 191.

% Diverse Varianten des Market-Coupling zwischen nationalen Strombérsen sollen die Marktintegration verbessern.

Vgl. EK (2008).
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Wie beschrieben sind die einzelnen Faktoren des Stromversorgungssystems keine konstanten Gréen. Sie
verdandern sich aufgrund unterschiedlicher Einfliisse. Die Hohe der erzeugten elektrischen Arbeit und der
Mix der hierfiir eingesetzten Kraftwerkstechnologien resultiert u.a. aus der Héhe der Stromnachfrage und
deren zeitlichem Verlauf sowie dem Anteil der fluktuierenden Erzeugung aus EE und der Versorgungs-
situation im Ausland. Die Stromnachfrage dagegen schwankt u.a. aufgrund des tdglichen und
jahreszeitlichen Rhythmus, aber auch aufgrund der wirtschaftlichen Entwicklung.

Aktuell istim deutschen Stromversorgungssystem der Beginn einer grundlegenden Verdnderung zu
beobachten, welche insbesondere durch den enormen Ausbau der EE bedingt wird. Der aktuell stark
steigende Anteil der EE an der Stromversorgung macht zudem den Ausbau der Stromnetze notwendig.
Zukuinftig besteht die grote Herausforderung darin, die iiberwiegend dargebotsabhédngige,
fluktuierende EE-Erzeugung moglichst vollstdndig in das Energiesystem zu integrieren und gleichzeitig
zum Erhalt der Versorgungssicherheit die fluktuierende Einspeisung addquat durch konventionelle
Erzeugung im In- und Ausland sowie durch Speicher zu flankieren.
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4 Die Entwicklung des Stromversorgungssystems bis 2050

In diesem Kapitel wird untersucht, wie sich das deutsche Stromversorgungssystem bis 2050 unter
Zugrundelegung bestimmter Annahmen, insbesondere im Hinblick auf den Ausbau der EE-
Stromerzeugung, entwickelt. Grundlagen der Untersuchung sind eine Steigerung® des Anteils der EE
unter konstanter Fortschreibung der sonstigen bestehenden Rahmenbedingungen sowie unter
Einbeziehung des europdischen Auslands. Als Basis fiir die angenommene Entwicklung des EE-Ausbaus
(installierte Leistung und erzeugte Arbeit) dienen die Ausbauzahlen aus dem aktualisierten Leitszenario
des BMU aus dem Jahr 2009.” Dieser Ausbaupfad der EE wurde insbesondere aufgrund der breiten
Datenbasis des BMU-Leitszenarios als EingangsgroBe fiir die Modellierung gewéhlt.** Damit wird fiir die
Studie ein Szenario angenommen, welches von einem ambitionierten Ausbau der EE bis 2050 in
Deutschland einschlieBlich eines hohen Anteils von EE-Direktimporten ausgeht.

Die Untersuchung lasst sich in zwei Teile gliedern:

» Teil 1 Modellierung®’: Unter Verwendung verschiedener Modelle (Regelleistung, Kraftwerksausbau-
planung, Kraftwerkseinsatzplanung mit Blick auf Markt und Netz) wird die Entwicklung des
Stromversorgungssystems (Fokus Deutschland, Einbeziehung des europédischen Auslands) bis 2050
simuliert. Die Ergebnisauswertung ist auf die Sttitzjahre 2020, 2030, 2040 und 2050 konzentriert.

= Teil 2 Analyse: Zunédchst werden die Modellierungsergebnisse analysiert. Aufbauend auf diese Analyse
erfolgt die Identifikation und Diskussion der resultierenden Herausforderungen.

Die einzelnen Abschnitte dieses Kapitels sind dabei nach Themen geordnet, die aufeinander aufbauende

Modellierungsschritte darstellen. Die detaillierte Modellbeschreibung der einzelnen Modellierungs-

schritte und der EingangsgroBen erfolgt in Kapitel 4.2 und im Anhang E.*®

9 Der Ausbaupfad der EE basiert auf dem BMU-Leitszenario 2009. Dieses wurde als EingangsgroBe der EE gewihlt, um einen
Entwicklungspfad des Stromversorgungssystems bei massivem Ausbau der EE zu untersuchen. Diese Wahl stellt keine Abschétzung
des zukiinftigen Ausbaus der EE dar.

% Vgl. BMU (2009), S. 9 ff. In der vorliegenden Studie wird das BMU-Leitszenario 2009 als Referenz fiir den Ausbau der EE genutzt, da
zum Start der Studienerstellung die BMU-Leitstudie 2010 noch nicht verfiigbar war. Grundsétzlich weisen beide Veroéffentlichungen
bis 2050 einen sehr starken Ausbau der EE auf. Ein wesentlicher Unterschied besteht nur bei PV, fiir die in der vorliegenden Studie
abweichend vom BMU-Leitszenario 2009 ein aktualisierter Ausbaupfad angenommen wurde. Die Verwendung des BMU-
Leitszenarios 2009 wird daher der Zielsetzung der vorliegenden Studie (Untersuchung des Anpassungsbedarfs im deutschen
Stromversorgungssystem infolge eines starken Ausbaus der EE) gerecht.

% Details und Anpassungen im Rahmen des in Ansatz gebrachten Ausbauszenarios fiir EE finden sich in den Abschnitten 4.1.2 und
41.3.

 Alle Modellierungen wurden durch das Institut fiir Elektrische Anlagen und Energiewirtschaft (IAEW) der RWTH Aachen im
Auftrag der dena erstellt.

% EingangsgroBen und damit Grundlagen der verschiedenen Modellierungsstufen sind die Ist-Situation des heutigen

Stromversorgungssystems, die prognostizierten Werte fiir Brennstoffpreise, ein vorgegebener Ausbau der EE, die Lastentwicklung
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= Im ersten Schritt der Modellierung wird die Entwicklung des Regelleistungsbedarfs fiir die einzelnen
Stiitzjahre ermittelt.

= Im zweiten Schritt erfolgt die Modellierung der Kraftwerksausbau- und darauf aufbauend der
Kraftwerkseinsatzplanung (kombiniert mit einer Marktmodellierung). Nebenbedingungen dieser
Modellierungen sind u.a. die Deckung des Regelleistungsbedarfs sowie der vorgegebenen Last.
Wesentliche Ergebnisse sind u.a. die Entwicklung des deutschen konventionellen Kraftwerksparks, die
Einsatzzeiten und -zyklen der konventionellen Kraftwerke, die CO,-Emissionen der konventionellen
Erzeugung und die resultierenden Grenzfliisse zwischen den europdischen Landern.

= Abschlieend wird ausgehend von der ermittelten Erzeugungsstruktur in Deutschland und dem
Austausch mit dem Ausland untersucht, inwieweit das bestehende Ubertragungsnetz die
resultierenden Leistungsfliisse in Deutschland tibertragen kann und wie hoch der Netzausbaubedarf
uberschlégig ist.

Abbildung 4-1zeigt grafisch den Aufbau der Untersuchung in Kapitel 2.

Abbildung 4-1: Schematischer Aufbau der Untersuchungen dieses Kapitels.

4.1 EingangsgrofB3en
Der folgende Abschnitt beschreibt die EingangsgréBen fur die Modellierung der Entwicklung des

Stromversorgungssystems bis 2050. Ziel dieses Untersuchungsschritts ist es, die Entwicklung und das
Verhalten des Stromversorgungssystems bei einer starken Steigerung des Anteils der EE und bei sonst

und die Konfiguration des européischen Ubertragungssystems. Die Entwicklung des Stromversorgungssystems wird in diesem

Kapitel unter Fortschreibung der im Jahr 2010 gegebenen Rahmenbedingungen untersucht.
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konstanter Fortschreibung der bestehenden Rahmenbedingungen zu untersuchen. Dabei geht es explizit
nicht darum, den Entwicklungspfad der EE fiir die Zukunft abzuschétzen. Ziel ist vielmehr eine Szenario-
analyse einer exogen durch das BMU-Leitszenario 2009 vorgegebenen Entwicklung des Ausbaus und der
Einspeisung von EE, um aufbauend auf dieser Analyse Anforderungen bei der Systemintegration der EE zu
identifizieren und Losungsansédtze zu entwickeln bzw. zu untersuchen.

411 Stromnachfrage

Die bisherige Entwicklung der Stromnachfrage in Deutschland - bis zum Beginn der weltweiten

Wirtschaftskrise im Herbst 2008 - ist durch eine stetige Zunahme gekennzeichnet. So stieg der

inlandische Bruttostromverbrauch® in den Jahren zwischen 2000 und 2008 von 579,6 TWh/a um

6,0 Prozent auf 614,6 TWh/a an. Im Jahr 2009 kam es im Zuge der Weltwirtschaftskrise durch eine

geringere Produktion zu einem Riickgang um 5,8 Prozent auf 578,9 TWh. Im Zuge der wirtschaftlichen

Erholung 2010 stieg die Stromnachfrage wieder um 5,0 Prozent auf 607,8 TWh an.

Im Rahmen dieser Studie wird von einer konstanten Stromnachfrage von 607 TWh/a bis zum Jahr 2050

ausgegangen. Dies entspricht dem Wert des Jahres 2008 abziiglich des Pumpstrombedarfs.”® Als

Grundlage des zeitlichen Verlaufs wird die von ENSTO-E veroffentlichte stiindliche Nachfrage in

Deutschland verwendet.” Folgende Zielsetzungen und Faktoren beeinflussen die Entwicklung der

Stromnachfrage:

= Vor dem Hintergrund des globalen Klimawandels wurde sowohl in Deutschland als auch auf
europdischer Ebene das energiepolitische Ziel festgelegt, die Energieeffizienz auf der Nachfrageseite
deutlich zu erhohen. Zwischen den Mitgliedsstaaten in Europa wurde verbindlich vereinbart, bis 2020
die Energieeffizienz im Vergleich zum Referenzjahr 1990 um 20 Prozent zu erhéhen.'” Die
Bundesregierung setzte im Rahmen des Energiekonzepts vom Oktober 2010 das Ziel fest, die
Stromnachfrage bis 2050 im Vergleich zum Referenzjahr 2008 um 25 Prozent zu senken.

= Studien zeigen, dass in den verschiedenen Verbrauchssektoren erhebliche wirtschaftliche Potenziale
zur Steigerung der Energieeffizienz existieren.'”

= Zur ErschlieBung der Energieeffizienzpotenziale sind in den letzten Jahren in der EU und in Deutschland
verschiedene MaBnahmen auf den Weg gebracht worden. So legen beispielsweise die EU-Okodesign-
Verordnungen Anforderungen an die umweltgerechte und energieeffiziente Gestaltung fiir
verschiedene energieverbrauchende Produkte fest, und iiber die EU-

 Dieser Bruttostromverbrauchswert schlieBt die Verluste fiir die Ubertragung und Verteilung sowie den Pumpstrombedarf mit ein.
Vgl. BMWi (2011b).

% Der Pumpstrombedarf wird von der Nachfrage subtrahiert, da dieser im Rahmen der Modellierung endogen fiir jedes Jahr
ermittelt wird.

% Diese wird auf die Stromnachfrage von 607 TWh pro Jahr skaliert, da diese Zeitreihe nur ca. 90 Prozent der tatsichlichen
Nachfrage in Deutschland abbildet. Siehe auch FuBnote 37.

100ygl. EK (2010), S. 3.

1ygl. McKinsey (2009), S. 46 ff.
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Energieverbrauchskennzeichnungsrichtlinie soll Konsumenten die Identifikation besonders
energieeffizienter Produkte ermoglicht werden. Neben ordnungsrechtlichen MaBnahmen dienen auch
Forderinstrumente, z.B. zur Durchfiihrung von Energieberatungen in Industrie und Gewerbe sowie im
Gebdudebereich, der Steigerung der Energieeffizienz. Zudem verfolgen Informations- und
Motivationskampagnen die notwendige Sensibilisierung der relevanten Zielgruppen hinsichtlich der
Energieeffizienz.
= Auchin der Wirtschaftist Energieeffizienz in den letzten Jahren ein wichtiger Trend in Deutschland. Es
hat sich ein Markt fiir energieeffiziente Produkte und Dienstleistungen zur Steigerung der
Energieeffizienz entwickelt, und es gibt freiwillige Selbstverpflichtungen der Industrie zur Entwicklung
energieeffizienter Produkte sowie zur Verbesserung der Energieeffizienz in den eigenen Prozessen (z.B.
Green IT Allianz).
= Parallel zu den deutlichen Erfolgen der Energieeffizienzbestrebungen, z.B. der Verringerung des
spezifischen Stromverbrauchs vieler Produkte, lasst sich eine Zunahme der Anzahl der
Stromanwendungen sowohl im privaten Bereich als auch in Unternehmen beobachten. Beispielsweise
werden im Bereich der Haustechnik gerade auch fiir energieeffiziente Gebdude Liiftungs- und
Klimatisierungssysteme eingesetzt. AuBerdem kommen in allen Verbrauchssektoren verstarkt
Anwendungen der Informations- und Kommunikationstechnik zum Einsatz. Auch die vereinbarte
Zielsetzung der Bundesregierung und der Industrie, die Einfihrung der Elektromobilitdt zu
beschleunigen und bis 2020 eine Million bzw. bis 2030 6 Millionen Elektrofahrzeuge zuzulassen, stiitzt
die Einschatzung, dass zukiinftig von einer steigenden Zahl an Stromanwendungen auszugehen ist.'”
Nach Einschatzung der dena existieren in Deutschland in allen Verbrauchssektoren erhebliche wirtschaft-
liche Stromeffizienzpotenziale. Dennoch wird vermutet, dass derzeit aufgrund fehlender Instrumente
und Anreize eine ErschlieBung dieser Effizienzpotenziale entsprechend den Zielsetzungen der
Bundesregierung fiir 2020 und 2050 nicht zu erwarten ist. Vielmehr istin einigen Bereichen mit einer
Zunahme der Stromanwendungen zu rechnen (z.B. IKT-Ausstattung, Gebdudeklimatisierung, Elektro-
mobilitét), die die kontinuierlichen Energieeffizienzzugewinne infolge des technologischen Fortschritts
tendenziell kompensiert. Deswegen wird eine konstante Stromnachfrage im Untersuchungszeitraum bis
2050 angenommen. Als Basis dient der Wert der Bruttostromnachfrage von 2008.

4.1.2 Ausbaupfad der EE in Deutschland

In der vorliegenden Studie wird die Entwicklung des Anteils der EE im Wesentlichen entsprechend des
BMU-Leitszenarios 2009'> angenommen. Damit wird ein Szenario mit einem ambitionierten Ausbau der
EE zugrunde gelegt.

192ygl. Bundesregierung (2010a), S. 24.
13 ygl. BMU (2009), S. 9 ff. Das BMU-Leitszenario 2009 wurde als EingangsgréBe der EE gewihlt, um einen Entwicklungspfad des
Stromversorgungssystems bei erheblichem Ausbau der EE zu untersuchen. Diese Wahl stellt keine Abschdtzung des zukiinftigen

Ausbaus der EE dar.
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Fiir den Ausbaupfad der Photovoltaikanlagen in Deutschland werden in der vorliegenden Studie deutlich
hoéhere Werte als im Leitszenario 2009 angenommen. Hintergrund ist, dass Ende 2010 in Deutschland mit
17,3 GW installierter Leistung der durch das Leitszenario prognostizierte Wert fiir das Jahr 2010 von ca.
8,9 GW bereits deutlich iiberschritten wurde.'®* Die Eingangsdaten fiir den Ausbau der Photovoltaik
werden daher in Anlehnung an die im Gesetzentwurf fiir ein Gesetz zur Anderung des EEG vom 23. Mirz
2010 genannten Werte auf 42 GW und fiir das Jahr 2030 auf 60 GW erhoht.'” Damit orientiert sich der
Ausbaupfad fiir Photovoltaik an der Einschdtzung der Bundesregierung im Frithjahr 2010. Die weitere
Entwicklung bis 2050 wird entsprechend einer zu erwartenden abnehmenden Wachstumsintensitéat
fortgeschrieben und liegt fiir 2050 mit 75 GW installierter Leistung 41 GW hoher als das BMU-Leitszenario
2009."°

Die Annahmen zum Ausbau der KWK aus EE greifen, wie im vorliegenden Abschnitt und in Abschnitt 4.1.3
erlautert, ebenfalls auf das Datenmaterial des BMU-Leitszenarios 2009 zuriick. In Abweichung'”’ zum
Leitszenario werden alle Biomasseanlagen und Anlagen unter Verwendung von geothermischen
Potenzialen als KWK-Anlagen modelliert.

Zusatzlich wird ab dem Jahr 2020 bis zum Jahr 2050 ein weiterer, im Laufe der Jahrzehnte stark
zunehmender Anteil an EE angenommen, der mittels Direktimport aus dem Stiden Europas nach
Deutschland virtuell'® transportiert wird.

104ygl. BSW (2011); BMU (2009), S. 40.

1%ygl. Bundesregierung (2010b), S. 6.

106 Zum Zeitpunkt des Starts der Studienerstellung war die BMU-Leitstudie 2010 noch nicht verfiigbar. Daher wurde die BMU-
Leitstudie 2009, bei Anpassung der Werte des Ausbaus der PV, als Grundlage fiir die Entwicklung des Ausbaus der EE verwendet. Die
in der vorliegenden Studie gewahlten Werte fiir den Ausbau der PV liegen fiir die Jahre 2020 und 2030 mit 10 GW und 3 GW unter
denen der BMU-Leitstudie 2010, fiir die Jahre 2040 und 2050 liegen sie um 5 GW bzw. 10 GW dartber.

17 Siehe hierzu Abschnitt 4.1.3, FuBnote 124.

108 Entsprechend dem der vorliegenden Studie zugrunde gelegten Ausbauszenario der EE (BMU-Leitszenario 2009 bei Anpassung der
Ausbauzahlen fiir PV) wird ein Direktimport von EE angenommen. Fiir die Arbeit dieser EE-Quelle wird davon ausgegangen, dass sie
in Deutschland zur Verfiigung gestellt wird. Im BMU-Leitszenario bleibt offen, iiber welche Netzstrukturen die Ubertragung dieser
Erzeugung nach Deutschland erfolgt. Aufgrund dieser Unklarheit wird in der vorliegenden Studie von virtuellen bzw.

angenommenen Netzstrukturen fiir die Ubertragung des Direktimports von EE nach Deutschland gesprochen.
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Abbildung 4-2: Angenommene Entwicklung der installierten Leistung von EE.'”

Abbildung 4-2 zeigt die angenommene Entwicklung der installierten Leistung der EE in Deutschland fiir
die Stutzjahre 2020, 2030, 2040 und 2050. Die installierte Leistung der EE verdoppelt sich im Zeitraum von
2020 bis 2050 nahezu. Verglichen mit heute bedeutet die fiir 2050 angenommene installierte Leistung der
EE etwa eine Vervierfachung (installierte Leistung EE 2010: ca. 54 GW, siehe auch Kapitel 3.3). Das BMU-
Leitszenario 2009 nimmt bis 2050 einen Import von 123,3 TWh/a Strom aus EE aus dem européischen
Ausland und ggf. Nordafrika an."® Das bestehende Verbundnetz in Europa ist fiir diesen Leistungs-
austausch nicht vorbereitet, daher wird fiir die Ubertragung der angenommenen Strommengen implizit
ein neu zu errichtendes Overlay-Netz bzw. eine deutliche Verstarkung der Grenzkuppelkapazitédten
vorausgesetzt. Bei den weitergehenden Untersuchungen zum Stromaustausch mit dem Ausland werden
der Direktimport und die dafiir notwendigen Netzverstarkungen nicht berticksichtigt. Der Direktimport
flieBt hier direkt als Erzeugungsquelle in Deutschland ein. Wird lediglich der innerdeutsche Zuwachs der
installierten Leistung an EE zwischen 2020 und 2050 betrachtet, betrdgt dieser 73 GW beziehungsweise
75 Prozent.

199 Werte fiir 2010: Vgl. BDEW (2011b), S. 16 (Werte fiir Wind onshore und offshore sind zusammengefasst); zukiinftige Werte: vgl.
BMU (2009), S. 40; Anpassung der PV Werte in Anlehnung an Bundesregierung (2010b), S. 6.
0 Die Einspeisung des Direktimports an EE wird in der Modellierung als gleichbleibende Erzeugungsleistung (Baseload) im

Jahresverlauf angenommen.
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Effekte des Anstiegs an installierter EE-Leistung auf die geografische Verteilung von Erzeugung
und Verbrauch

Im Zusammenhang mit dem Ausbau der erneuerbaren Energien wird hdufig von einer sogenannten
Dezentralisierung der Energieerzeugung gesprochen. Bei genauerer Analyse zeigt sich, dass ein Ausbau
der erneuerbaren Energien gemaf3 BMU-Leitszenario 2009 zu geografischen Konzentrationen an
Stromerzeugungskapazititen fiihrt. Insbesondere die installierte Leistung der zukiinftig an Bedeutung
gewinnenden Offshore-Windenergie' ballt sich geografisch in Nord- und Ostsee. Die installierte Leistung
der Onshore-Windenergie ist dariiber hinaus mafBgeblich im Norden und Osten Deutschlands
konzentriert.

"'1m Jahr 2050 sollten 34 Prozent des deutschen EE-Stroms aus Offshore-Windenergie stammen.
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Photovoltaik “irweise: Datennasis:
Windenergie Geameme o atase reisene Berenerazentass, £on. RWE Vamertas BN
- Wasserkraft von gennger Bedeuung (220 kW) BKG. Raumordrungsragionsn, 31 12 2008

Abbildung 4-3: Geografische Verteilung der EE-Leistung."

2ygl. BBR (2010).
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Die installierte Leistung der Photovoltaik ist derzeit maf3geblich im Stiden Deutschlands (Bayern, Baden-
Wiirttemberg) konzentriert. Da die Forderung von PV-Anlagen auf Ackerflachen mit dem Ersten Gesetz
zur Anderung des EEG vom 11. August 2010 durch den Gesetzgeber ab dem 1. Januar 2012 abgeschafft
wurde, wird zukiinftig der Anteil des PV-Leistungszubaus auf Dach- und Gebdudeflachen zunehmen.

Da Wind und PV im Jahr 2050 zusammen 89 Prozent der installierten EE-Leistung in Deutschland gemaéB
dem zugrunde gelegten EE-Szenario ausmachen, stellt deren geografische und (im Fall Windenergie)
eher lastferne Zentralisierung neben der fluktuierenden Einspeisung eine weitere Herausforderung an
das Stromversorgungssystem dar. Insbesondere die relativ lastferne Erzeugung ist ein Treiber des
benétigten Netzausbaus auf Ebene der Ubertragungsnetze." Auch bei Realisierung des aktuell
diskutierten Ausbaus der Windenergie in Siddeutschland wird ein deutliches Ungleichgewicht bei der
installierten Leistung zwischen Nord- und Stiddeutschland bestehen bleiben. Neben den Effekten der
geografischen Verteilung von EE auf die Stromversorgung muss zukiinftig auch der Beitrag der EE zur
Bereitstellung von Systemdienstleistungen steigen, um die Systemstabilitdt bei hoher EE-Erzeugung zu
gewdhrleisten.

Bruttostromerzeugung aus EE

Abbildung 4-4 zeigt die angenommene Entwicklung der Bruttostromerzeugung der EE fiir die Stiitzjahre
2020 bis 2050. Der Entwicklung der Einspeisezeitreihen der Wind- und Photovoltaik-Erzeugung liegen
reale Ist-Einspeisezeitreihen des Jahres 2006 zugrunde. Auf den historischen Werten aufbauend, werden
die Zeitreihen entsprechend des Ausbaus der EE fiir die einzelnen Jahre skaliert.

!B Eine ausfiihrliche Analyse des notwendigen Netzausbaus fiir die Integration der EE erfolgt in Kapitel 4.9.
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97,5 212,3 345,8 463,7 5421

Abbildung 4-4: Angenommene Entwicklung der Bruttostromerzeugung aus EE."

Unter Einbeziehung des Direktimports von EE steigt die Bruttostromerzeugung der EE im Modell von ca.
212 TWhim Jahr 2020 auf 542 TWh im Jahr 2050 an. Im Jahr 2010 lag dieser Wert mit ca. 100 TWh deutlich
niedriger (siehe hierzu auch Kapitel 3.3). Bei konstanter Nachfrage'”

der EE" wiirde sich so ein Anteil von 35 Prozent im Jahr 2020 und ein Anteil von 89 Prozent im Jahr 2050

und einer vollstdndigen Integration

an der Stromversorgung ergeben. Die Abweichungen zu den im Energiekonzept der Bundesregierung
genannten Zahlen in Héhe von 35 Prozent im Jahr 2020 und 80 Prozent im Jahr 2050 aus Abschnitt 2
begriinden sich durch die Anpassungen der Prognosen zum Ausbau von erneuerbaren Energien und der
in Ansatz gebrachten konstanten Stromnachfrage in Deutschland (siehe Abschnitt4.1.2).

M Werte fiir 2010: Vgl. BMWi (2011b) (Werte fiir Wind onshore und offshore sind zusammengefasst); zukiinftige Werte: vgl. BMU
(2009), S. 40; die Anpassung der PV-Werte geschieht in Anlehnung an Bundesregierung (2010b), S. 6.

5 Die jahrlich in Ansatz gebrachte Stromnachfrage betrigt 607 TWh/a. Fiir detaillierte Informationen siehe Abschnitt 4.1.1.

6 Wie eingangs beschrieben, ist es das Ziel dieses Untersuchungsschritts, die Entwicklung und das Verhalten des
Stromversorgungssystems bei einer hohen Steigerung des Anteils der EE und sonst konstanter Fortschreibung der bestehenden
Rahmenbedingungen zu untersuchen. Der tatsdchlich integrierbare Anteil an EE ist abh&ngig von der Verfiigbarkeit
entsprechender Ubertragungskapazititen im Netz, die derzeit nicht ausreichen, um den geplanten Ausbau an EE zu tibertragen,
sowie den Mdoglichkeiten, negative Residuallast durch Speicherung und Stromexporte auszugleichen. Die Sensitivitdtsanalysen im

Abschnitt 5 nehmen sich dieser Themen tiefgreifender an.
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Die zukiinftige Bruttostromerzeugung aus fluktuierenden EE wie Wind und PV ist maBgeblich von den
meteorologischen Gegebenheiten abhéngig. 2050 stammen gema dem angenommenen Ausbaupfad
der EE 42,1 Prozent des EE-Stroms aus Wind. Dafiir wurden die Dargebotsverhéltnisse des Windjahres
2006 unterstellt sowie eine leichte Steigerung der Volllaststunden, mafgeblich bedingt durch
technologischen Fortschritt und groSere Nabenhohen."”

Die zukiinftigen Dargebotsverhéltnisse des Windes sowie daraus resultierende Volllaststunden sind
Gegenstand aktueller Forschung. Sollten vermehrt windschwache Jahre auftreten, sinken die zu
erwartenden Volllaststunden der Windenergie. Zur Beurteilung der langfristigen Windverhéltnisse wird

18

u.a.der NAO-Index verwendet. ° Es wird derzeit in der Fachwelt eine bevorstehende langfristige Phase

von schwachen Windjahren gemaB NAO-Index diskutiert.™

Die Beurteilung der zukiinftigen Windverhéltnisse ausschlieBlich auf Basis des NAO-Index ist mit
Unsicherheiten behaftet. So weist der NAO-Index im kurzfristigen Zeitbereich (zwei bis drei Jahre) eine
hohe Volatilitdt und Stochastik auf. Dies fiihrt dazu, dass der NAO-Index fiir ausgewdhlte Jahre in
Widerspruch zu alternativen Windertragsindizes steht. Die langfristigen Zyklen des NAO-Index (bis zu 70
Jahre) kénnen aufgrund eines Mangels an historischen meteorologischen Daten nicht hinreichend belegt
und prognostiziert werden.

Mit dem Ausbau der Windenergie besteht daher ein hoher Bedarf an meteorologischer Forschungsarbeit,
um belastbarere Aussagen uber die zukiinftigen Dargebotsverhéltnisse von Wind und Sonne treffen zu
konnen. Vorerst ist die mogliche Existenz von mehreren aufeinanderfolgenden Schwachwindjahren ein
gewichtiger Grund, den Beitrag von Windenergieanlagen zur gesicherten Leistung der Stromversorgung
kritisch zu hinterfragen.

4.1.3 Konventioneller Kraftwerkspark

Die Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks wird ausgehend vom bestehenden Kraftwerkspark
in Deutschland modelliert.”’ Abbildung 4-5 zeigt aggregiert die zusitzlich vorgegebenen
Kraftwerksneubauten verschiedener Betreiber in Deutschland fiir die Jahre von 2009 bis 2014, gemé8B der
dena-Studie ,, Kurzanalyse der Kraftwerksplanung in Deutschland bis 2020 (Aktualisierung)“ aus dem Jahr

" Das Windjahr 2006 war gemiB Wind-Index (90 Prozent) und NAO-Index (-0,2) ein leicht unterdurchschnittliches Jahr. Hinsichtlich
der Entwicklung der Volllaststunden wurden die Annahmen aus BMU (2009) ibernommen.

"8 Der Index der Nordatlantischen Oszillation (NAO) ist ein MaS8 fiir die Ausprégung der Luftdruckunterschiede im Nordatlantik. Ein
positiver NAO-Index bedeutet starke Luftdruckunterschiede tiber dem Nordatlantik und starken Westwind, ein negativer NAO-
Index das Gegenteil. Der NAO-Index weist kurz,- mittel und langfristige Zyklen auf und wird auf einer Skala von -4 bis +4 abgetragen.
9ygl. Vahrenholdt (2010).

120 Siehe Abschnitt 4.2.
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2009."2 Der Bedarf fiir weitere Zubauten konventioneller Kraftwerke wird in der
Kraftwerksparkausbauplanung in Kapitel 4.4 untersucht.

Die im Rahmen von konventionellen Kraftwerksneubauten zugrunde gelegten Investitions- und
Fixkosten konnen dem Anhang C entnommen werden. Bei der Berechnung wird ein kalkulatorischer
Zinssatz von 7,5 Prozent in Ansatz gebracht. Die fiir die Modellierung relevante und ab der
Inbetriebnahme angesetzte Betriebsdauer der Kraftwerke liegt in Abhdngigkeit des Kraftwerkstyps bei 40
bis 50 Jahren.*” Da die Moglichkeit der technischen Ertiichtigung konventioneller Bestandskraftwerke
(Retrofit) in dieser Untersuchung nicht betrachtet wird, fiihrt dies zu einem deutlich vorgezogenen
Ersatzbedarf im konventionellen Kraftwerkspark. In der Realitdt koénnen Kraftwerke unter
Berticksichtigung von RetrofitmaBnahmen deutlich langer betrieben werden.

Die fiir die Modellierung verwendeten Flexibilititsannahmen (Mindestlast, Betriebs- und Stillstands-
zeiten) fur Bestandskraftwerke basieren auf Datensdtzen des bestehenden Kraftwerksparks. Da neue
Kraftwerke flexiblere Werte aufweisen, wird fiir in Deutschland zuzubauende konventionelle Kraftwerke
teils eine Steigerung der Flexibilitdt auf Basis von Experteneinschdtzungen angenommen. Diese
Flexibilitdtsannahmen kénnen Anhang C entnommen werden.

9
= 8
£ 7
= —
22 6
20 5
g2 4
£5
S 3
E 3 2
© 1
£ 0

Steinkohle Braunkohle Erdgas Gichtgas
| 2009-2014 8,5 2,8 3,0 0,3

Abbildung 4-5: Realisierte Kraftwerkszubauten bis 2014.

Des Weiteren berticksichtigt die Modellierung der Kraftwerkspark-Ausbauplanung die Regelungen
beztiglich der Stilllegungszeitpunkte fiir deutsche Kernkraftwerke gemas dem ab 31. Juli 2011 giiltigen
Atomgesetz. Entsprechend dieser gesetzlichen Regelung gehen 2011 acht Kernkraftwerke vom Netz. Die
letzten Meiler werden Ende 2022 stillgelegt.

1ygl. dena (2009). Die hier als realisiert angenommenen Zubauten sind alle konventionellen Kraftwerke der Kategorie A und
ausgewahlte Kraftwerke der Kategorie B der Kurzanalyse.

2 Die zugrunde gelegten kraftwerksspezifischen Laufzeiten fiir die einzelnen Kraftwerksarten finden sich im Anhang C.
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414 Konventionelle KWK-Erzeugung

Der Ausbau konventioneller KWK wird als weitere EingangsgrofSe im Modell bertiicksichtigt. Die
Festlegung der zukiinftigen KWK-Erzeugung orientiert sich an dem im KWK-Gesetz festgeschriebenen
(und zuletzt am 28. Juli 2011 gednderten) Ziel, den Ausbau der KWK bis zum Jahr 2020 auf 25 Prozent der
gesamten Stromerzeugung zu erhéhen. Die Erkenntnisse der dena-Kurzanalyse der Kraftwerksplanung in
Deutschland bis 2020 (Aktualisierung) werden bei der Ermittlung konventioneller KWK-Erzeugung bis
2050 einbezogen.'” Die Werte der KWK-Produktion aus EE beziehen sich auf die Angaben im BMU-
Leitszenario 2009. Die Erzeugung aus Biomasse und Geothermie wird vollstindig der KWK-Erzeugung
zugerechnet.””* Abbildung 4-6 zeigt die bei der Modellierung angenommenen Werte der KWK-
Erzeugung. Die ricklaufige Erzeugung im Jahr 2040 lasst sich dadurch erkldren, dass die ab 2030
altersbedingt auB3er Betrieb gehenden groB3en konventionellen KWK-Anlagen nicht weiter ersetzt werden
und der Zubau an KWK durch EE diese abnehmenden Erzeugungskapazitaten nicht kompensiert. Ab
2040 verlduft die Erzeugung aus KWK-Prozessen anndhernd konstant.

160
=3 140
a 120 -
2
NT 100 -
qs" =) 80 -
=
EE 60 -
w
£ 40 -
20 -
O .
2020 2030 2040 2050
B KWK Gesamt 134,5 146,3 135,5 138.,7
EKWKkonventionell 82,0 84,0 63,0 45,0
B KWK Biomasse 50,6 55,3 56,3 56,6
B KWK Geothermie 1,9 7.0 16,2 371

Abbildung 4-6: Entwicklung der KWK-Erzeugung.

Der relative Anteil der durch KWK erzeugten Strommenge an der Stromnachfrage von 607 TWh/a steigt
von 22,2 Prozent im Jahr 2020 auf 24,1 Prozentim Jahr 2030 an. In den Folgejahren schwankt der KWK-
Anteil, so dass dieser 22,3 Prozent im Jahr 2040 und 22,9 Prozent im Jahr 2050 betrédgt.

% ygl. BMU (2009), S. 90 ff.; dena (2009).
122 GeméB dem BMU-Leitszenario 2009 sind die Erzeugnisse aus Geothermie und Biomasse nur zum Teil den Erzeugnissen aus KWK

zuzusprechen. Aus Vereinfachungsgriinden werden die Erzeugnisse in der Modellierung zu 100 Prozent der KWK zugesprochen.
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4.1.5 Europiisches Ubertragungsnetzsystem

Das Stromversorgungssystem in Deutschland ist in ein europdisches Verbundsystem eingebunden. Der
ldnderibergreifende Stromaustausch trédgt beispielsweise zum Ausgleich der fluktuierenden Einspeisung
von EE bei und dient dartiber hinaus dem Stromhandel, der Versorgungssicherheit und der
Systemstabilitat.

Grenziiberschreitende Ubertragungskapazititen

Als grenziiberschreitende Ubertragungskapazititen werden in der Modellierung die heute bestehenden
Kapazitiaten zuziiglich der bestehenden Ausbauplanungen (in Anlehnung an die Planungen des Ten Year
Network Development Plans (TYNDP) 2010"®° und ergédnzende Experteneinschitzungen) angenommen.
Die einzelnen Net-Transfer-Capacities-Werte (NTC) konnen dem Anhang C entnommen werden. Ab 2020
werden die Transferkapazitaten als konstant angenommen. Der bis 2050 ansteigende Direktimport an EE
wird dabei nicht tiber die Ubertragungsnetze der europaischen Staaten geleitet, sondern mittels einer als

bestehend angenommenen, virtuellen Netzstruktur transportiert.'®

Lander der Kraftwerkseinsatzplanung und Marktmodellierung
Abbildung 4-7 zeigt die Lander, welche i Rahmen der Kraftwerkseinsatzplanung und der
Marktmodellierung berticksichtigt werden.

Abbildung 4-7: Geografischer Betrachtungsbereich der Marktmodellierung.

Stromerzeugung und Stromnachfrage im europaischen Ausland
Die EingangsgroB3en der Stromnachfrage und der Stromerzeugungskapazititen (erneuerbar und
konventionell) im europaischen Ausland basieren auf dem NSAT-CDM-Szenario.'” Fiir die Jahre nach

1% ygl. ENTSO-E (2010). Der TYNDP des European Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-E) beschreibt auf
europdischer Ebene die NetzausbaumaB3nahmen der folgenden zehn Jahre.

16 Siehe auch FuBnote 108.

12 Das NSAT-CDM-Szenario ist eines von neun Szenarien im Report ,Model-based Analysis of the 2008 EU Policy Package on Climate

Change and Renewables®. Vgl. Capros et al. (2008), S. 33 ff.
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2030"® werden der Stromverbrauch und die installierte Leistung des konventionellen Kraftwerksparks
vereinfachend als konstant angenommen, und der Ausbau der EE wird auf Basis der Angaben bis zum Jahr
2050 linear fortgeschrieben.

Die Ermittlung der Photovoltaik- und Windstromerzeugung basiert auch fiir das europdische Ausland auf
realen Einspeisezeitreihen des Jahres 2006, die entsprechend der Entwicklung der EE skaliert werden.
Somit werden historische Korrelationen der EE-Einspeisungen in Europa ndherungsweise
fortgeschrieben.

41.6 Brennstoffkosten

Die angenommene Entwicklung der Brennstoffpreise basiert auf der Energieprognose 2009, welche im
Auftrag des BMWi erstellt wurde.”® Die darin prognostizierten Energiepreise werden iiber das Jahr 2030
hinaus bis zum Jahr 2050 extrapoliert. Der gewéhlte Ansatz fiir die CO,-Preise lehnt sich an die Werte aus
dem NSAT-CDM-Szenario an.”° Die tatsdchliche Entwicklung der Brennstoffpreise wird voraussichtlich
vom fir diese Untersuchung zugrunde gelegten Entwicklungspfad abweichen, da eine genaue Prognose
von Brennstoffpreisen nicht moglich ist. Bereits der Vergleich der Brennstoffpreise fiir das Jahr 2010
zwischen angenommener und tatsdchlich eingetretener Entwicklung zeigt deutliche Abweichungen
zwischen diesen Pfaden. Die tatsidchlichen Preise fiir 01, Gas und Steinkohle waren 2010 deutlich hoher, die
Preise fiir CO,-Zertifikate deutlich geringer. Zugleich ist darauf hinzuweisen, dass die zugrunde gelegte
Energietragerpreisentwicklung relevanten Einfluss auf die Modellierungsergebnisse, insbesondere auf
die Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks hat.

128 Das zugrunde liegende NSAT-CDM-Szenario betrachtet den Zeitraum bis 2030. Fiir die Jahre nach 2030 enthilt die verwendete
Studie keine Angaben. Vgl. Capros et al. (2008), Appendix 5.

129ygl. IER, RWI, ZEW (2009), S. 56 ff.

130'ygl. Capros et al. (2008), S. 33.
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Brennstoffpreise
(€/Einheit)

10 s & s 25 a—a
*—— x
0
2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050
—#—Rohol [€ MWh] 48,45 | 53,06 | 56,53 | 58,83 | 59,99 | 61,14 | 62,29 | 6345 | 64,60
Gas [€/MWh] 17,00 | 19,00 | 20,00 | 20,00 | 21,00 | 22,00 | 23,00 | 24,00 | 25,00

—a—Steinkohle [€/MWh] 7,37 7,98 8,60 8,72 8,84 8,97 9,09 9,21 9,34
—*—Braunkohle[€/MWh]| 4,90 4,90 4,90 4,90 4,90 4,90 4,90 4,90 4,90
—#—CO2-Preise[€/t] 15,00 | 23,18 | 31,37 | 3345 | 35,65 | 37,77 | 39,90 | 42,04 | 44,18

Abbildung 4-8: Angenommene Entwicklung der Brennstoffpreise (Grenziibergangspreise) und des
CO,-Preises auf Grundlage der Energieprognose 2009 i Auftrag des BMWi und
und des NSAT-CDM-Szenarios."™

Der zur Vereinheitlichung zugrunde gelegte Wechselkurs betragt: 1 Euro =1,4 US Dollar.

4.1.7 Zwischenfazit EingangsgroSen

Im Rahmen der vorliegenden Studie wurden mit den oben beschriebenen Werten Eingangsgré3en
gewdhlt, welche in erster Linie dem Erkenntnisinteresse der Studie dienen: Ziel ist die Untersuchung der
Entwicklung des deutschen Stromversorgungssystems infolge eines enormen Ausbaus der EE. Hierfiir
wurde ein ambitionierter Ausbaupfad fiir EE angenommen. Damit ist nicht der Ausbaupfad der EE an sich
Untersuchungsgegenstand der vorliegenden Studie, sondern das deutsche Stromversorgungssystem als
Ganzes. Um die bezweckte systemische Betrachtung zu ermdoglichen, wurde ein Modell gewéhlt, welches
u.a. auch die Interdependenzen mit dem umgebenden europédischen Stromversorgungssystem sowie
Ruckschlisse auf die Auswirkungen auf Marktpreise und Netze ermdoglicht.

4.2 Modellaufbau und Hintergrundinformationen zum verwendeten Modell

Fiir die Untersuchungen im Rahmen der Studie ,Integration der erneuerbaren Energien in den
deutschen/européischen Strommarkt“ werden am Institut fiir Elektrische Anlagen und Energiewirtschaft
(IAEW) im Wesentlichen vier Modelle eingesetzt. Dabei sind die Modelle miteinander konsekutiv
verknupft. Dies bedeutet, dass die Ausgangsdaten einer Berechnung zum Teil als Eingangsdaten fiir die
folgende Untersuchung verwendet werden. Die folgende Abbildung stellt die Reihenfolge der
Modellierungen und Verkniipfungen der vier Modelle dar.

¥ Bei den angegebenen Werten handelt es sich um Realpreise 2007 und bei den Brennstoffpreisen um €/ MWhg,..
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421 Modell zur Ermittlung des Reservebedarfs

Im ersten Schritt wird die fiir einen sicheren Systembetrieb im Netz benotigte Reserveleistung ermittelt.
Um die Hohe des vorzuhaltenden Sekundarregel- und Minutenreservebedarfs zu bemessen, wird im
Modell das Verfahren nach Graf/Haubrich angewendet, welches von allen deutschen UNB eingesetzt
wird.” Die Eingangsdaten des Verfahrens (siehe Abbildung 4-9) sind die Unsicherheiten und méglichen
Storungen der prognostizierten Erzeugung und Last im Netz. Bei der Erzeugung miissen mogliche
Ausfalle von Kraftwerken berticksichtigt werden. Zudem treten bei der dargebotsabhédngigen Erzeugung
aus Wind und Sonne Abweichungen der tatsédchlich eingespeisten gegentiber der prognostizierten
Leistung auf. Diese stochastischen Abweichungen werden tiber den sogenannten Prognosefehler
bertiicksichtigt. Auf der Seite der Nachfrage kommt es durch nicht vorhersehbare Lastschwankungen und

Unsicherheiten bei der Lastprognose ebenfalls zu Abweichungen.

Neben den Eingangsdaten wird ein einzuhaltendes Sicherheitsniveau anhand einer Uberschuss- und
Defizitwahrscheinlichkeit vorgegeben. Als Wahrscheinlichkeiten werden hier jeweils Werte in H6he von
0,1Prozent angenommen, welche sich in zahlreichen praxisnahen Untersuchungen bewédhrt haben. Dies
bedeutet, dass in nur durchschnittlich zehn Stunden pro Jahr die vorgehaltene Reserve nicht ausreicht. In
der Realitadtist die Anzahl der Zeitpunkte, zu denen nicht tiber ausreichend Reserve verfiigt wird,
erheblich niedriger, da sich UNB durch Aushilfevereinbarungen gegenseitig beistehen.

Aus den Eingangsdaten wird mittels eines analytischen Verfahrens unter Beriicksichtigung des
geforderten Sicherheitsniveaus die vorzuhaltende Reserve fiir alle betrachteten Zeitpunkte bestimmt. Das
Verfahren beruht auf dem Ansatz, dass zur Bestimmung der Wahrscheinlichkeitsverteilung der
leistungsmaéBigen Abweichungen vom Bilanzgleichgewicht die miteinander weitgehend unkorrelierten
Einflussfaktoren durch die mathematische Methode der Faltung in eine gemeinsame
Wahrscheinlichkeitsverteilung tiberfithrt werden kénnen.

4.2.2 Modell zur Entwicklung des Kraftwerksparks

Das zweite verwendete Modell ermittelt eine aus volkswirtschaftlicher Betrachtungsweise optimierte
Entwicklung des Kraftwerksparks in Deutschland. Dafiir werden im Rahmen der Studie der Einsatz des
Kraftwerksparks im deutschen und allen angrenzenden Marktgebieten und die damit verbundenen Ex-
und Importe simuliert. Als Eingangsdatum fiir die Berechnung wird zunéchst der reale Kraftwerkspark zu
Beginn des Simulationszeitraums inklusive aller bereits beschlossenen Neubauten vorgegeben. Weitere
vorzugebende Faktoren sind die erwarteten Lastgénge und Einspeisungen aus erneuerbaren
Energiequellen sowie der im vorherigen Schritt bestimmte Reservebedarf fiir die zu simulierenden
Perioden. AuBBerdem werden mdogliche Investitionsobjekte in den Kraftwerkspark (unter Beachtung des
technologischen Fortschritts) und die Entwicklung der Primédrenergiepreise angegeben. Der bestehende
Kraftwerkspark in den deutschen Anrainerstaaten sowie dessen Entwicklungen und die verfiigbaren
grenziiberschreitenden Ubertragungskapazititen sind ebenfalls Eingangsgrofen.

132ygl. Haubrich (2008).
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Die Entscheidungsgrundlage der anschlieBenden Simulation der Kraftwerksparkentwicklung bildet die
Bewertung der Wirtschaftlichkeit von Kraftwerken. Ein bestehendes Kraftwerk wird dann durch eine
Alternative ersetzt, wenn der Barwert der Summe aus Erzeugungskosten und Investitionskosten eines
neuen Kraftwerks abziiglich des Restwertes die Erzeugungskosten des alten Kraftwerks bei Ausnutzung
seiner technischen Nutzungsdauer unterschreitet. In jeder untersuchten Periode wird als erstes der
stiindliche Kraftwerkseinsatz ermittelt. AnschlieBend wird jedes thermische Kraftwerk mit seiner
optimalen Ersetzungsalternative verglichen und ggf. durch diese substituiert. Das Ergebnis der
Simulation ist eine kraftwerksblockscharfe Entwicklung des Kraftwerksparks und der erzeugten Energie
bei Minimierung der Systemgesamtkosten und Einhaltung der vorgegebenen Nebenbedingungen.

4.2.3 Modell zur Marktsimulation und Preisbestimmung

Im nédchsten Schritt wird das Modell der Marktsimulation und Preisbestimmung eingesetzt. Ein Teil der
benotigten EingangsgroBen entspricht denen im Modell zur Entwicklung des Kraftwerksparks. So miissen
wiederum die Entwicklungen von Last, Reservebedarf, Einspeisung aus erneuerbaren Energiequellen und
Primédrenergiepreise vorgegeben werden. Auch der Kraftwerkspark, welcher als Ergebnis des zweiten
Modellteils vorliegt, und die verfiigbaren grenziiberschreitenden Ubertragungskapazitiaten sind
Eingangsdaten des Modells.

Beim Modell zur Marktsimulation und Preisbestimmung handelt es sich um ein mehrstufiges
Optimierungsverfahren. Hierbei werden verschiedene Nebenbedingungen wie Lastdeckung, Einhaltung
der vorzuhaltenden Reserve, technische Restriktionen der Kraftwerke und Einhaltung der verfiigbaren
Ubertragungskapazititen beriicksichtigt. Uber einen Optimierungsalgorithmus werden der systemweite
volkswirtschaftlich optimale Kraftwerkseinsatz, die Kosten der Stromerzeugung zur Nachfragedeckung
sowie CO,-Emissionen und nicht integrierbare Leistung bestimmt. Zudem werden der
grenziiberschreitende Energieaustausch sowie stiindliche Stromerzeugungskostenkurven (Merit Order)
fur jedes Marktgebiet ausgegeben. Hieraus konnen kostenbasierte Marktpreise fiir elektrische Energie
stunden- und marktgebietsscharf abgeleitet werden.

424 Modell zur Ermittlung des Netzausbaubedarfs

Das vierte Modell dient zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs. Eingangsdaten des Modells sind die Last,
die Einspeisung aus erneuerbaren Energien und der Kraftwerkspark fiir alle betrachteten Perioden.
Zusatzlich werden die mit der Marktsimulation bestimmten Kraftwerksfahrpldne und ein Netzmodell
benotigt. Das Netzmodell umfasst alle Lander der ehemaligen UCTE, was dem gréBten Teil Kontinental-
europas entspricht (siehe Kapitel 4.1).

Auf Grundlage der Kraftwerkseinsatzpléne sowie sonstiger Einspeisung und der Nachfrage kann der
Lastfluss im europdischen Netz berechnet werden. Die Quantifizierung des Ausbaubedarfs berticksichtigt
in dieser Untersuchung die thermische Belastbarkeit der Ubertragungsleitungen als wichtigste
KenngroBe zur Beschreibung erlaubter Betriebszustinde. Die Uberpriifung der Belastung von
Hochstspannungsnetzen erfolgt standardméfBig mit Hilfe des (n-1)-Kriteriums. Dieses Kriterium besagt,
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das auch nach Ausfall einer Leitung oder eines Transformators keine Grenzwertverletzungen bei den
ubrigen Betriebsmitteln auftreten diirfen. Somit lassen sich mogliche Engpésse im Netz identifizieren.
Anhand der ermittelten Netzengpésse wird die Abschétzung fiir den Ausbaubedarf vorgenommen.

Es wird darauf hingewiesen, dass im Rahmen dieser Studie eine vereinfachte Abschétzung des
Ausbaubedarfs anhand nur eines auslegungsrelevanten Netznutzungsfalls erfolgt. Hierdurch kommt es
zu einer Unterschitzung des Ausbaubedarfs. Dariiber hinaus wird der in Abschnitt 3.3.2 diskutierte
Direktimport von EE in den Untersuchungen in dieser Studie vereinfachend als Lastreduktion modelliert
und damit praktisch tiber das gesamte Ubertragungsnetz verteilt. Dies ist erforderlich, da konkrete Netz-
anschlusspunkte heute noch nicht absehbar sind und eine willkiirliche Annahme hierzu die regionale
Verteilung des Netzausbaubedarfs stark verfélschen wirde. Dieses Vorgehen hinsichtlich der értlichen
Verteilung der Einspeisung des Direktimport von EE fiihrt tendenziell zu einer Reduktion bzw.
Unterschitzung des gesamten Ausbaubedarfs im Hochstspannungsnetz.

Die Ergebnisse der einzelnen Modellierungen werden im Folgenden ausgewertet. Die Reihenfolge der
Auswertung entspricht hierbei dem Ablauf der einzelnen Modellschritte.

4.3 Regelleistung

Im Folgenden werden zundchst die Grundlagen der Regelenergiebereitstellung dargestellt. Anschlieend
werden die Modellergebnisse hinsichtlich der Reservebemessung dargelegt und diskutiert.

4.3.1 Grundlagen der Regelleistung

Im Rahmen ihrer Systemverantwortung ist es eine Aufgabe der UNB, verschiedene Systemdienstleis-
tungen zu erbringen. Diese sind fiir den stabilen Stromnetzbetrieb notwendig und gewéhrleisten die
Versorgungssicherheit in Deutschland. Ein sicherer Betrieb elektrischer Netze erfordert unter anderem
ein stetes Gleichgewicht zwischen Netzeinspeisung und Netzlast (siehe Kapitel 3.4). Dieser Herausfor-
derung begegnen die UNB durch eine vorausschauende Betriebsplanung, in der Informationen zu
Fahrpldnen von Kraftwerken und Lastprognosen der Verbraucher berticksichtigt werden. Die Last-
prognosen fir eine Regelzone unterliegen immer einer Unsicherheit, da das Verhalten der angeschlos-
senen Verbraucher nur in Grenzen prognostizierbar ist. Des Weiteren kénnen im Netzbetrieb nicht
vorhersehbare Storungen wie z.B. Kraftwerksausfélle auftreten. Um auf Abweichungen zwischen Last und
Erzeugungreagieren zu kénnen und so die Netzfrequenz im Toleranzbereich zu halten, wird
Regelenergie eingesetzt. Fiir den Einsatz der Regelenergie ist der UNB verantwortlich. Dieser schreibt
hierzu eine bestimmte Kapazitidt an Regelleistung (=Reserveleistung) aus, die dann vom entsprechenden
Kraftwerksbetreiber vorgehalten wird. Fiir den Fall einer Storung kann der UNB diese als Regelenergie
abrufen. Unterschieden wird hierbei in positive und negative Regelleistung. Zur Erbringung positiver
Regelenergie kann die Erzeugung erhoht oder die Nachfrage reduziert werden (z.B. durch Lastmanage-
ment), bei Bedarf an negativer Regelleistung wird die Erzeugung vermindert oder die Nachfrage, z.B.
durch den Einsatz hydraulischer Pumpen, erhoht.
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Je nach zeitlicher Verfiigbarkeit (Aktivierungszeit) und Einsatzdauer wird in Primér-, Sekundér- und
Tertidrregelenergie unterschieden. Bei lang anhaltenden Stérungen, z.B. dem Ausfall konventioneller
Kraftwerksblocke, ist in den ersten 60 Minuten der UNB fiir die Vorhaltung der Regelleistung
verantwortlich. Bei langeren Stérungen erfolgt der Ausgleich durch die im betroffenen Bilanzkreis
angeschlossenen Kraftwerksbetreiber.

Netzbetreiber Kraftwerksbetreiber
| ’-
30Sekunden 15 Minuten 1Stunde -
7

Aktivierungszeit

Abbildung 4-10: Aktivierungszeit der Regelenergie.

In der Betriebsplanung der UNB werden Prognosen der Netzlast und der Einspeisung verwendet, um den
Regelenergiebedarf vorausschauend zu planen.

Lastprognose. Fiir die Prognoseunsicherheit der Lasthohe muss Kraftwerksreserve vorgehalten werden.
Bei einer probabilistischen Reservebemessung werden die Abweichungen der Last vom Prognosewert
ublicherweise entsprechend dem jeweiligen Zeitbereich in Lastrauschen und Lastprognosefehler
unterteilt. Hierbei bezeichnet man Abweichungen des Viertelstunden-Mittelwerts der Last von dem in
diesem Zeitraster vorliegenden Prognosewert als Lastprognosefehler, Abweichungen der momentanen
Last vom viertelstiindlichen Mittelwert als Lastrauschen. Das Lastrauschen beschreibt die Volatilitat der
Momentanwerte der Netzlast.
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Abbildung 4-11: Lastrauschen und Prognosefehler.”*?

Aufgrund des in der Regel bisher nicht steuerbaren Verhaltens der Netznutzer unterliegen die
Momentanwerte kurzfristigen Schwankungen. Wissenschaftliche Untersuchungen in der Vergangenheit
haben gezeigt, dass das Lastrauschen mit ausreichender Genauigkeit als mittelwertfreie normalverteilte
ZufallsgroBe beschrieben werden kann."” Die Verteilungseigenschaften von Lastrauschen und der
Lastprognosefehler, der ebenfalls als mittelwertfreie normalverteilte Zufallsgro3e beschrieben werden
kann, werden in der fiir die Studie verwendeten Modellierung auf Basis historischer Prognosefehler
parametriert.

Prognose dargebotsabhédngiger Einspeisung. Weiterhin wird die vorzuhaltende Reserve auch durch
den zu erwartenden Prognosefehler fiir die Einspeisung dargebotsabhéngiger Erzeugungstechnologien
beeinflusst. Die Prognosefehler durch Wind und Photovoltaik sind hierbei die dominierenden Gréen im
Rahmen der vorliegenden Untersuchung.

Aus der Kombination von Lastprognosefehler, installierter Leistung der verschiedenen
Erzeugungstechnologien sowie des Prognosefehlers der fluktuierenden Einspeisung der EE wird die Hohe
des Reservebedarfs ermittelt.

4.3.2 Entwicklung des Regelleistungsbedarfs bis 2050

Wie in der Modellbeschreibung™® einfiihrend dargelegt, wird im Vorfeld der Modellierung des
Kraftwerksparks der Regelleistungsbedarf in einem eigenen Modell bestimmt. Das IAEW hat in
Zusammenarbeit mit der CONSENTEC Consulting fiir Energiewirtschaft und -technik GmbH im Rahmen
eines Gutachtens fur die BNetzA ein transparentes Verfahren erarbeitet, um die Héhe der vorzuhaltenden

133Vgl. Haubrich (2008).
13giehe Abschnitt 4.2.
% siehe Anhang E.
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Sekundar- und Tertidrregelreserve zu bemessen."® Grundlage hierfiir war die Anwendung des von allen
deutschen UNB verwendeten Bemessungsverfahrens nach Graf/Haubrich."” Eine detaillierte technische
Beschreibung des zugrunde liegenden Modells zur Reservebemessung der RWTH Aachen ist in Anlage E
dargestellt.

Die vorzuhaltende Reserve wird auf Basis der stochastischen Eigenschaften von Kraftwerksausféllen, des
Last-, Wind- und Photovoltaik-Prognosefehlers sowie des Lastrauschens™® ermittelt. Die jeweiligen Werte
héngen neben der installierten Leistung der verschiedenen Erzeugungstechnologien und der zu
erwartenden Spitzenlast auch von den Verteilungseigenschaften der GroB3en ab. Auf Basis des verwen-
deten Modells ergeben sich fiir Deutschland in den Stiitzjahren folgende Werte der vorzuhaltenden
positiven Reserveleistung.

Stiitzjahr | Reservebedarf[GW]
2020 11,1
2030 14,3
2040 16,4
2050 17,3

Tabelle 4-1: Vorzuhaltender Reservebedarf in den Stiitzjahren.
Tabelle 4-1zeigt, dass bis zum Jahr 2050 der Bedarf an vorzuhaltender positiver Reserve stark ansteigt.”*

Wesentlichen Einfluss auf die Hohe der vorzuhaltenden Reserveenergie hat der steigende Anteil
dargebotsabhéngiger Einspeisung aus erneuerbaren Energien, also Wind- und Solarenergie. Um eine
Einschéitzung zu treffen, in welchem Ma8 der Anstieg der vorzuhaltenden Reserveleistung auf
Windenergie- und Solaranlagen zuriickzufiihren ist, wurde in der vorliegenden Studie eine Sensitivitéts-
analyse durchgefuhrt. Fur das Jahr 2050 wurde der Bedarf an Regelleistung jeweils ohne den Einfluss der
installierten Wind- und Solarenergie bei sonst gleichbleibenden Rahmenbedingungen bestimmt. Tabelle
4-2 zeigt das Ergebnis dieser Untersuchung. Zu beachten ist, dass aufgrund des stochastischen Verhaltens

136 ygl. Haubrich (2008). Der Regelleistungsbedarf wird aufgrund nationaler Gegebenheiten bestimmt.

137ygl. Haubrich (2008).

138ygl. Abbildung 4-11.

13 Die ermittelten Werte sind im Vergleich zu anderen Verdffentlichungen vergleichsweise hoch. Die dena-Netzstudie IT weist fiir
das Jahr 2020 einen Reservebedarf von 4,2 GW fiir positive Sekundér- und Minutenreserve (negativ: 3,3 GW) aus. Die dena-Netzstudie
I geht dabei von einer Verbesserung der Windprognosegiite von bis zu 45 Prozent im Jahr 2020 aus. Grundlage hierfiir ist die
Annahme, dass bestehende Wettermodelle fortlaufend optimiert werden und zukiinftig windparkspezifisch jeweils die
geeignetesten Prognosemodelle zur Anwendung kommen. Der Verband européischer Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E)

errechnet fiir das Jahr 2020 einen Reservebedarf von 8,1 GW fiir Deutschland.
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der EinflussgréBen eine einfache Addition der Reservebedarfe der einzelnen Sensitivitdten nicht zuléssig

ist.
e Reservebedarf
Sensitivitat
(2050)[GW]

Basisbetrachtung 17,3
ohne Solarenergie 12,0
ohne Windenergie 14,0
ohne Wind-und Solarenergie 6,7

Tabelle 4-2: Auswirkung der Einspeisung von Wind- und Solarenergie auf den
Regelleistungsbedarf.

Hinsichtlich der Vorhaltung von Regelleistung ist zu berticksichtigen, dass sich im betrachteten Zeitraum
die installierte Leistung aus konventioneller Erzeugung um tiber 40 Prozent (siehe Kraftwerksausbau-
planung in Kapitel 4.4) verringert. Da aus heutiger Sicht die konventionelle Erzeugung den wesentlichen
Anteil an Regelleistung liefert, muss zukiinftig infolge von deren zuriickgehender Erzeugungsleistung
zur Aufrechterhaltung der Systemsicherheit Regelleistung zum Beispiel verstdrkt durch EE-Anlagen
bereitgestellt werden. Der Grundannahme der Studie folgend, die einen Fortbestand insbesondere der
momentanen regulatorischen Rahmenbedingungen unterstellt, wurde in den Modellrechnungen davon
ausgegangen, dass EE-Anlagen keinen Beitrag zur Reservevorhaltung leisten.

4.3.3 Zwischenfazit Regelenergie

Die Modellergebnisse beziiglich der Entwicklung des Reservebedarfs zeigen, dass dieser bis 2050 deutlich
ansteigt. Wie die ergdnzende Auswertung in Tabelle 4-2 zeigt, ist diese Entwicklung in erster Linie auf den
Ausbau der Wind- und Solarenergie zurtickzuftihren. Beide Technologien beeinflussen den Reserve-
mehrbedarf in &hnlicher Hohe. Dartiber hinaus ist zu beachten, dass die Hohe des ermittelten
Reservebedarfs stark von der Entwicklung der Prognosegtite der EE abhéngig ist.

In weiterfiihrenden Untersuchungen ist zu priifen, in welcher Weise der ermittelte Bedarf an Reserve-
leistung zukiinftig zu decken ist. In der vorliegenden Studie wird von der heutigen Praxis ausgegangen.
Dabei erfolgt die Bereitstellung von Reserveleistung iiberwiegend durch konventionelle und
hydraulische Kraftwerke.

4.4 Kraftwerkspark-Ausbauplanung

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der modellierten Kraftwerkspark-Ausbauplanung vorgestellt
% Dabei wird untersucht, wie sich der deutsche konventionelle Kraftwerkspark unter
Fortschreibung der gegenwartigen rechtlichen Rahmenbedingungen, einem starken Ausbau der EE

und diskutiert.

140 Alle Modellierungen wurden durch das IAEW der RWTH Aachen im Auftrag der dena erstellt.
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gemaf BMU-Leitszenario 2009 sowie den weiteren zugrunde gelegten Annahmen, insbesondere den
Annahmen bzgl. der Energietrdger-Preisentwicklung auf Grundlage der Energieprognose 2009 im
Auftrag des BMWIi, sowie den angenommenen festen technischen Lebensdauern, bis zum Jahr 2050
entwickelt.

441 Konventionelle Erzeugungskapazitéten in Deutschland

Der konventionelle Kraftwerkspark in Deutschland verdndert sich gemaB3 den Modellierungsergebnissen
bis zum Jahr 2050 grundlegend. Wie aus Abbildung 4-12 ersichtlich, sinkt die installierte Leistung konven-
tioneller Kraftwerke zwischen 2010 und 2050 um 35,5 GW (36,8 Prozent)."* Dariiber hinaus veréndert sich
die Struktur des konventionellen Kraftwerksparks wesentlich. Die installierte Leistung von
konventionellen Kraftwerken wie z.B. Kernkraft, Braunkohle oder Steinkohle nimmt bis 2050 deutlich ab.
Die installierte Leistung aus konventioneller KWK sinkt um 37,1 Prozent bzw. 6,9 GW."* Olkraftwerke
werden im Jahr 2050 im konventionellen Kraftwerkspark nicht mehr eingesetzt. Hingegen ist ein
massiver Anstieg installierter Leistung von Gaskraftwerken (um 168,3 Prozent bzw. 23,4 GW zwischen
2010 und 2050) festzustellen.'*

" Der gezeigte Kraftwerkspark fiir 2010 entspricht ndherungsweise den Ist-Werten dieses Jahres.

2 Die Entwicklung der installierten Leistung konventioneller KWK erfolgt in Anlehnung an die Ergebnisse der dena-Kurzanalyse der
Kraftwerksplanung in Deutschland bis 2020 (Aktualisierung).

43 Der starke Wandel der Erzeugungsstruktur bis 2030 mit einem vergleichsweise hohen Zubau an Gaskraftwerken liegt u.a. darin
begriindet, dass einerseits die Moglichkeit von RetrofitmaBBnahmen nicht betrachtet wurde und damit viele Kraftwerke in den
kommenden zehn Jahren bei Erreichen der angenommenen technischen Lebensdauer stillgelegt werden, wéahrend gleichzeitig
andererseits die Deckung der Residuallast und des Reservebedarfs als notwendigerweise einzuhaltende Nebenbedingung
modelliert wurde. Insofern entspricht dies einer volkswirtschaftlichen Sichtweise. Ob auch die betriebswirtschaftlich handelnden

Marktakteure die Bereitschaft zu den notwendigen Investitionen zeigen, lasst sich hieraus nicht ableiten.
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Gas 13,9 271 42,4 41,2 37.3
ESteinkohle 19,9 18.8 9,3 8,5 8,5
EBraunkohle 19,5 13,4 10,0 7,2 3,5
mKernkraft 20,3 8.1 0,0 0,0 0,0
Summe konventionell 96,5 88,6 83,4 73,4 61,0

Abbildung 4-12: Installierte Leistung des konventionellen Kraftwerksparks in Deutschland.

Der Riickgang an installierter konventioneller Kraftwerksleistung und dessen verdanderte Struktur bis zum
Jahr 2050 werden durch Zubauten und technisch sowie volkswirtschaftlich bedingte AuBerbetrieb-
nahmen konventioneller Kraftwerke bestimmt.

In die folgenden Analysen beziiglich Zu- und Riickbauten sowie Sterbelinie des konventionellen
Kraftwerksparks werden die konventionellen KWK-Kraftwerke nicht einbezogen. Hintergrund ist, dass
die Entwicklung dieser Kapazitaten auf Basis der dena-Kurzanalyse der Kraftwerksplanung in
Deutschland bis 2020 (Aktualisierung) erfolgt und somit nicht Teil der modellgestiitzten
Simulationsrechnung der Kraftwerkspark-Ausbauplanung ist.

Zu- und Riickbauten konventioneller Kraftwerke

Die Zubauten konventioneller Kraftwerke veranschaulicht Abbildung 4-13. Die Mehrheit (32,0 GW bzw.
64,1 Prozent) von insgesamt 49,3 GW an Zubauten erfolgt zwischen 2011 und 2020 - bedingt dadurch, dass
in diesem Zeitraum viele der bestehenden konventionellen Anlagen das Ende ihrer in dieser
Untersuchung angenommenen technischen Lebensdauer erreichen. In diesem Zeitraum werden Gas-,
Braun- und Steinkohlekraftwerke in Deutschland neu errichtet. Ab dem Jahr 2020 werden nur noch
Gaskraftwerke und ein Braunkohlekraftwerk neu gebaut. Die Gaskraftwerke stellen mit 75,7 Prozent

(37,3 GW) die Mehrheit aller Zubauten zwischen 2011 und 2030. In den letzten beiden Jahrzehnten
zwischen 2031 und 2050 werden keine konventionellen Kraftwerke mehr zugebaut.

Der gemdB den Modellierungsergebnissen ermittelte Zubau konventioneller Kraftwerke ist der aus
volkswirtschaftlicher Sicht kostenoptimale Kraftwerkspark zur Deckung der Residuallast sowie zur
Vorhaltung von Regelleistung. Aus dem volkswirtschaftlich optimalen Zubau resultiert nicht zwingend,
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dass die zugebauten Kraftwerke unter dem bestehenden Marktregime auch betriebswirtschaftlich
rentabel betrieben werden konnen.** Im derzeitigen Stromversorgungssystem lassen sich jedoch
Abweichungen von den idealen Voraussetzungen des Modells feststellen. So kommt es z.B. zu Verzdge-
rungen von Kraftwerksneubauten u.a. durch mangelnde gesellschaftliche Akzeptanz und einen zeitweise
knappen Markt fiir Kraftwerkskomponenten oder einen Weiterbetrieb konventioneller Anlagen tiber

deren angenommene technische Lebensdauer hinaus.
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2011-2020 2021-2030 2031-2040 2041- 2050
Gas 20,7 16,6 0,0 0,0
ESteinkohle 8,5 0,0 0,0 0,0
BEBraunkohle 2,8 0,7 0,0 0,0
Summe 32,0 17,3 0,0 0,0

Abbildung 4-13: Leistungszubau konventioneller Kraftwerke in Deutschland.'*

Komplementér zu den Zubauten veranschaulicht Abbildung 4-14 die Stilllegung konventioneller
Kraftwerksleistung in Deutschland zwischen 2011 und 2050. Insgesamt werden 77,9 GW an installierter
Leistung stillgelegt, wobei der GroBteil davon (53,9 Prozent) zwischen 2011 und 2020 zu beobachten ist. In
diesem Zeitraum verteilt sich der Riickbau konventioneller Kraftwerksleistung relativ gleichmé&Big auf
Kernkraft, Braun- und Steinkohle sowie Gaskraftwerke. Zwischen 2021 und 2030 setzt sich der
uberwiegende Anteil der zurtickgebauten konventionellen Kraftwerksleistung aus Steinkohle- und
Kernkraftwerken zusammen (75,9 Prozent von insgesamt 23,1 GW). Die Modellierung berticksichtigt, dass
alle Kernkraftwerke zum gesetzlich festgelegten spatesten Stilllegungszeitpunkt riickgebaut werden. Als
letzte KKW im konventionellen Kraftwerkspark in Deutschland gehen somit Ende 2022 die KKW Isar 2,
Emsland und Neckarwestheim 2 vom Netz. Der Riickbau an konventioneller Kraftwerksleistung von

1* Eine Auswertung ausgewéhlter nach 2020 zugebauter Kraftwerke zeigt, dass diese am Spotmarkt nicht geniigend
Deckungsbeitrédge fir einen rentablen Betrieb erwirtschaften konnen. Dabei wurden u.a. Erl6se durch den Regelenergiemarkt nich t

beachtet.

5y Anlehnung an die dena-Kurzanalyse der Kraftwerksplanung in Deutschland bis 2020 (Aktualisierung 2009) wurden im
Rahmen der EingangsgroBen folgende Kraftwerkskapazititen definiert, welche bis 2014 in jedem Fall ans Netz gehen:

Braunkohlekraftwerke: 2,8 GW, Steinkohlekraftwerke: 8,5 GW, Erdgas- und Gichtgaskraftwerke: 3,3 GW (vgl. Kapitel 4.1.3).

Seite 79 von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

insgesamt 12,8 GW zwischen 2031 und 2050 setzt sich iiberwiegend (zu 90,7 Prozent) aus Braunkohle- und
Gaskraftwerken zusammen.

.
30
20
15
10 P—
> — —

Riickbau an
Leistung [GW]
N
a1

2011-2020 2021-2030 2031-2040 2041- 2050
mOl 3,7 0,2 0,1 0,2
Gas 7,6 1,2 1,1 4,0
mSteinkohle 9,6 9,5 0,9 0,0
EBraunkohle 8,9 41 2,8 3,6
W Kernkraft 12,3 8.1 0,0 0,0
Summe 42,0 23,1 4,9 7.8

Abbildung 4-14: Leistungsriickbau konventioneller Kraftwerke in Deutschland unter Annahime
einer durchschnittlichen Kraftwerkslebensdauer von 45 Jahren (ohne Retrofit).

Die beschriebenen Riickbauten konventioneller Kraftwerke konnen technische oder wirtschaftliche
Ursachen haben. Technische Ursache ist das Erreichen der in dieser Untersuchung angenommenen
technischen Lebensdauern von konventionellen Kraftwerken."* Der heute existierende deutsche
Kraftwerkspark ist vergleichsweise alt. Ein durchschnittliches Braunkohlekraftwerk ist 30, ein
Steinkohlekraftwerk 27 Jahre alt. Bedingt durch die in der Modellierung angenommenen technischen
Lebensdauern dieser Kraftwerkstypen von 45 Jahren wird zwischen 2011 und 2030 ein GroBteil des
heutigen Bestandes an deutschen Braun- und Steinkohlekraftwerken altersbedingt zuriickgebaut,
obwohl diese in der Realitdt zum Teil erheblich langer am Netz bleiben. KKW werden geméaBi den
Modellierungsannahmen ausschlieBlich auf Basis des geltenden Atomgesetzes stillgelegt.'*’

Fossil befeuerte Kraftwerke werden vor dem Erreichen ihrer technischen Lebensdauer stillgelegt, wenn
dies insgesamt zu einer kostengtinstigeren Deckung der Residuallast durch den konventionellen
Kraftwerkspark fiihrt. In Abhédngigkeit von Betriebs- und Volllaststunden sowie von Investitionskosten

16 Die in der Modellierung angenommenen technischen Lebensdauern konventioneller Kraftwerke kénnen Anhang C entnommen
werden. Diese sind eine vereinfachende Annahme fiir die Modellierung. In der Praxis werden Altanlagen nach technischer

Ertiichtigung tiber die angenommenen technischen Lebensdauern hinaus betrieben, soweit dies betriebswirtschaftlich sinnvoll ist.

7 per Riickbau von KKW entsprechend den gesetzlichen Regelungen wird exogen fiir die Modellierung vorgegeben. Dabei wird
neben dem Stilllegqungszeitpunkt auch berticksichtigt, dass die festgelegten Reststrommengen nicht Giberschritten werden diirfen.
Zu Beginn der Modellierung wird im Jahr 2011 die Stilllegqung von acht KKW exogen vorgegeben, welche daher nichtin der

Kraftwerkspark-Ausbauplanung bertcksichtigt werden.
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und Brennstoffpreisen kann es beispielsweise insgesamt kostengtinstiger sein, die Dauerlinie der
Residuallast zu decken, wenn einzelne konventionelle Kraftwerke vor Erreichen ihrer technischen
Lebensdauer stillgelegt werden.'*®

Ergebnis der technischen und wirtschaftlichen Riickbauten von Kraftwerken und der Regelungen geméfB
Atomgesetz (2011) ist die Sterbelinie des heute existierenden konventionellen Kraftwerksparks. Sie zeigt,
bis wann die heutigen Erzeugungskapazitédten aus technischen beziehungsweise wirtschaftlichen
Erwdgungen genutzt werden. Abbildung 4-15 stellt die technische (t) und wirtschaftliche (w) Sterbelinie
der konventionellen Kraftwerke in Deutschland gegeniiber.'* Dabei wird ersichtlich, dass der heute
bestehende konventionelle Kraftwerkspark aus technischen und wirtschaftlichen Griinden bis 2050
vollstdndig zurtickgebaut wird. Aus dem Vergleich von technischer und wirtschaftlicher Sterbelinie wird
ersichtlich, dass es in den Jahrzehnten bis 2020, 2030 und 2040 auch zu einem rein wirtschaftlich
bedingten Riickbau in Deutschland kommt, d.h. es werden Kraftwerke stillgelegt, die ihre technische
Lebensdauer noch nicht erreicht haben.

Bis zum Jahr 2020 betrifft dies alle Technologien auBer der Kernkraft, d.h. sowohl Ol- als auch Gas-,
Braunkohle- und Steinkohlekraftwerke. Es werden 0,9 GW an Gas-, 1,3 GW an Braunkohle- sowie 2,1 GW
an Steinkohlekraftwerken vor Erreichen ihrer technischen Lebensdauer zuriickgebaut. Zusétzlich wird
ein Olkraftwerk mit einer Leistung von 0,7 GW deutlich vor Erreichen der technischen Lebensdauer
stillgelegt.

Der vorzeitige Steinkohle-Riickbau in Deutschland bis zum Jahr 2020 betrifft insgesamt zwolf Kraftwerke,
von denen vier eine installierte Leistung von weniger als 100 MW besitzen. Der durchschnittliche
Wirkungsgrad dieser rickgebauten Kraftwerke liegt mit 31 Prozent (Mittelwert tiber alle zwolf
rickgebauten Kraftwerke) deutlich unter dem durchschnittlichen Wirkungsgrad von 41,5 Prozent aller
imJahr 2020 am Netz befindlichen Steinkohlekraftwerke und erklart den vorzeitigen Riickbau der
betroffenen Kraftwerke. Der technische Rickbau der Mehrheit dieser Kraftwerke wére zwischen 2020 und
2022 erfolgt, d.h. die Steinkohlekraftwerke standen auch kurz vor ihrem technischen Lebensende. Nur ein
Kraftwerk wére erstim Jahr 2023 stillgelegt worden.

Dartiber hinaus erreichen bis 2020 Braunkohlekraftwerke mit einer Kapazitdt von 7,6 GW das Ende ihrer
in dieser Untersuchung angenommenen technischen Lebensdauer und werden daher stillgelegt. Der
mittlere Wirkungsgrad der bis 2020 vorzeitig stillgelegten Braunkohlekraftwerke (1,3 GW) liegt mit 32

148 Da der Ausbau der EE als Rahmenbedingung vorausgesetzt wird, beziehen sich die Bewertungen der Kosten ausschlieBlich auf die
Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks zur Deckung der Residuallast. Die Aussagen sind keine Bewertung im Sinne einer
Gesamtkostenbetrachtung.

49 Dje technische Sterbelinie veranschaulicht die installierte Leistung im Zeitverlauf unter der Annahme des technischen Riickbaus
an installierter Leistung. Die wirtschaftliche Sterbelinie berticksichtigt neben dem Riickbau aufgrund des Erreichens der
technischen Lebensdauer auch den Riickbau von Kraftwerken aus wirtschaftlichen Griinden vor Erreichen der technischen
Lebensdauer. Ausgehend vom Ist-Zustand der installierten Kraftwerksleistung wird die zukiinftige Entwicklung ohne

Bertucksichtigung geplanter Zubauten dargestellt.
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Prozent unter dem mittleren Wirkungsgrad der verbleibenden Braunkohlekraftwerke von 38,9 Prozent
und ist daher wirtschaftlich bedingt.

Der vorzeitige Riickbau von 0,9 GW an Gaskraftwerken, jeweils ein Jahr vor Erreichen ihrer technischen
Lebensdauer, ist dhnlich zu begriinden. Die Kapazitét verteilt sich hierbei auf drei Kraftwerksblocke mit
einer installierten Leistung von 21 MW, 290 MW und 622 MW. Diese haben mit 32 Prozent ebenfalls einen
durchschnittlich geringeren Wirkungsgrad als die 49,9 Prozent des gesamten Bestandes der
Gaskraftwerke in Deutschland.

Bis zum Jahr 2030 werden zwei weitere Braunkohlekraftwerke mit Leistungen von 456 MW und 20 MW
ein bzw. zwei Jahre vor Erreichen ihrer technischen Lebensdauer abgeschaltet. Dartiber hinaus werden
zwei Steinkohlekraftwerke mit insgesamt 1,4 GW Leistung ein bzw. vier Jahre vor der technisch bedingten
Abschaltung rickgebaut sowie acht Gaskraftwerke unter 100 MW mit einer Gesamtleistung von 0,3 GW,
die ein bis drei Jahre spéter ihre technische Lebensdauer erreicht hétten. Im Zeitraum bis 2040 werden
nochmals ein Braunkohlekraftwerk mit 0,1 GW und vier Gaskraftwerke mit insgesamt 0,8 GW jeweils ein
Jahr vor Erreichen der technischen Lebensdauer stillgelegt. Als Ursachen fiir den vorzeitigen Riickbau
konnen wiederum die geringeren Wirkungsgrade bzw. die teilweise vergleichbar geringen Leistungen
der betroffenen Kraftwerksblécke angefiihrt werden sowie der hohe Zubau konventioneller
Kraftwerkskapazitdten, insbesondere in den fritheren Stiitzjahren. Ebenso tragt die hohe Flexibilitat der
neuen Erzeugungsanlagen dazu bei, dass dltere Kraftwerke weniger héufig zur Stellung von Reserve
verwendet werden. Abbildung 4-16 stellt zusammenfassend den wirtschaftlich bedingten Riickbau von
Steinkohle- und Gaskraftwerken vor Erreichen ihrer technischen Lebensdauer in Deutschland dar.

Die Modellierung der Kraftwerkspark-Ausbauplanung berticksichtigt nicht die Moglichkeit des Retrofits
fiir konventionelle Bestandskraftwerke. Beim Retrofit werden Kraftwerke durch Uberarbeitung bzw.
Austausch der Turbine, Verbesserung der Leittechnik und effizientere Steuerung des Verbrennungs-
prozesses modernisiert. Insbesondere die Modernisierung der Turbine fithrt zu einer Erh6hung des
Wirkungsgrads élterer Kraftwerke und damit zu einer Verbesserung der Wirtschaftlichkeit bei gleich-
zeitiger Verringerung der Klimagasemissionen je erzeugter Arbeit. Durch eine Verbesserung der
Leittechnik wird wiederum die Flexibilitdt der Anlage erh6ht. Durch den Einsatz von Retrofitmaf3nahmen
kénnen infolge der Modernisierung der betroffenen Kraftwerke deren Einsatzzeiten aufgrund der
gesteigerten Wirtschaftlichkeit und Flexibilitat erh6ht sowie die technische Lebensdauer verlangert
werden. RetrofitmaBnahmen sind individuell je Kraftwerk zu planen und umzusetzen. Retrofit wurde
nichtim Rahmen der Kraftwerksausbauplanung bertcksichtigt. Eine Berticksichtigung von Retrofitin der
Modellierung wiirde die Studienergebnisse im Hinblick auf den energietrdgerspezifischen Riickbau und
Zubau von konventionellen Kraftwerkskapazitdten verandern. Dies wiirde voraussichtlich auch zu einer
anderen Erzeugungsstruktur im konventionellen Kraftwerkspark fithren.
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Abbildung 4-15: Technische und wirtschaftliche Sterbelinie
des konventionellen Kraftwerksparks in Deutschland.

6

, -

Erreichen der technischen
Nutzungsdauer [GW]
w

[ ]
S| wirtschaftlicher Riickbau vor

2 |
1 |
0 2011-2020 2021-2030 2031-2040 2041-2050

0,7 0,0 0,0 0,0
Gas 0,9 0,3 0,8 0,0
m Steinkohle 2,1 1,4 0,0 0,0
® Braunkohle 1,3 0,5 0,1 0,0
Summe 5,0 2,1 0,9 0,0

Abbildung 4-16: Wirtschaftlich bedingter Kraftwerksriickbau in Deutschland.
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44.2 DieGesamt-Erzeugungskapazitiaten in Deutschland

Aufbauend auf der analysierten Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks veranschaulicht
Abbildung 4-17 die gesamten Stromerzeugungskapazitédten in Deutschland. Diese umfassen neben
konventionellen Kraftwerken auch die im Rahmen der Eingangsgré3en definierten EE-Stromerzeugungs-
kapazitdten. Zwischen 2010 und 2050 steigt die insgesamt in Deutschland installierte Leistung um

83,2 GW bzw. 53 Prozent an."° Die Leistung des konventionellen Kraftwerksparks nimmt im selben
Zeitraum um 35,5 GW bzw. 36,8 Prozent ab. Im Jahr 2050 sind noch 61,0 GW Leistung konventioneller
(exklusive hydraulischer) Kraftwerke am Netz. Diese werden zur Lastdeckung und Bereitstellung von
Regelleistung benoétigt."” Hingegen wird die installierte Leistung der EE gemaB den EingangsgréBen in
Deutschland zwischen 2010 und 2050 stark ausgebaut.”* Das Wachstum betragt hier 116,3 GW. Ein aus
dem hier zugrunde gelegten ambitionierten BMU-Leitszenario abgeleiteter besonders starker Zubau lésst
sich bei Wind und Photovoltaik feststellen, so dass 2050 89 Prozent der gesamten EE-Leistung in
Deutschland auf diese beiden Primérenergietréger entfallen.

150 Der angenommene Kraftwerkspark fiir 2010 entspricht ndherungsweise den tatsdchlichen Ist-Werten dieses Jahres.

I GeméB den Annahmen der zugrunde gelegten Kraftwerkspark-Ausbauplanung wird Regelleistung ausschlieBlich durch
konventionelle und hydraulische Kraftwerke bereitgestellt. Daher wird z.B. im Modell ein Teil der Gaskraftwerke zur
ausschlieBlichen Vorhaltung von Regelleistung zugebaut. Wird die Vorhaltung von Regelleistung durch EE in die Betrachtung
einbezogen, so ist zu erwarten, dass der verbleibende konventionelle Kraftwerkspark 2050 eine geringere Kapazitat aufweist.
12 Die Entwicklung erneuerbarer Energien verliuft gem&B BMU-Leitszenario 2009 (wobei die Werte fiir Photovoltaik angepasst

wurden) und wird in Kapitel 4.1 detailliert beschrieben.
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= Wind onshore 27,2 32,9 35,9 38,0 39,0
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mm O] 4.3 0,5 0,3 0,2 0,0
Gas 13,9 271 42,4 41,2 37.3
= Steinkohle 19,9 18,8 9,3 8,5 8,5
= Braunkohle 19,5 13,4 10,0 7,2 3,5
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= Summe konventionell 96,5 88,6 83,4 73,4 61,0
Summe EE 53,9 97,2 134,4 157,7 170,2
Gesamtsumme 156,1 194,0 226,0 239,2 239,3

Abbildung 4-17: Gesamt-Stromerzeugungskapazitédten in Deutschland
(der angenommene Ausbaupfad der EE basiert auf dem BMU-Leitszenario 2009).

Gemadf den EingangsgroBen der Modellierung wird die Nachfrage in Deutschland auch durch einen
Direktimport von EE gedeckt. Die Leistung des Direktimport von EE, welche bis zum Jahr 2050 bis auf
20,8 GW ansteigt, istim Ausland installiert und wird daher nicht in Abbildung 4-17 berticksichtigt. Im
Rahmen der Modellierung wird angenommmen, dass der Direktimport von EE mittels einer virtuellen

Netzinfrastruktur direkt nach Deutschland iibertragen wird."*?

53 Siehe auch FuBnote 108.
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44.3 Gesicherte Leistung in Deutschland

Die Garantie einer gleichbleibend hohen Versorgungssicherheit des deutschen Stromversorgungssystems
ist eine zentrale energiepolitische Zielsetzung in Deutschland. Die zukinftige Entwicklung des
konventionellen Kraftwerksparks hat einen wesentlichen Einfluss auf das Erreichen dieses Ziels. Weitere
wichtige GroBen sind die Entwicklung der Stromnachfrage, der Netzausbau auf allen Ebenen sowie der
weitere Aufbau von Speicherkapazitdten. Auf den Kraftwerkspark bezogen bedeutet
Versorgungssicherheit: Es steht jederzeit ausreichend gesicherte Leistung zur Deckung der Last zur
Verfiigung. Die gesicherte Leistung der Erzeugungstechnologien gibt Auskunft tiber den prozentualen
Anteil der installierten Leistung, der unter Beriicksichtigung etwa von geplanten und ungeplanten
Ausfallen oder Revisionen zum Zeitpunkt der Jahreshochstlast fiir die Lastdeckung zur Verfiigung steht. Es
wird also angegeben, welche Leistung je installierter Technologie zu jedem Zeitpunkt mindestens
gesichert zur Verfiiggung steht. Dariiber hinaus wird vom ENTSO-E eine zusédtzliche Reservekapazitdt von

5 Prozent der Nettoerzeugungsleistung empfohlen."*

Die gesicherte Leistung dargebotsabhédngiger
Erzeugungskapazitdten wie z.B. Windenergieanlagen ist sehr gering. So geht man derzeit davon aus, dass
z.B. Windenergieanlagen in Deutschland eine gesicherte Leistung von rund 7 Prozent aufweisen.'>
Konventionelle Kraftwerke und witterungsunabhdngige EE-Erzeugungsanlagen haben hingegen je nach

Technologie eine gesicherte Leistung von bis zu 95 Prozent.”®

Im Folgenden wird eine Abschétzung zur Entwicklung der gesicherten Leistung in Deutschland
durchgefiihrt. Hierfiir wird diese zunéchst ermittelt. Die Angabe der gesicherten Leistung je
Kraftwerkstechnologie wird entsprechend der dena-Kurzanalyse der Kraftwerksplanung in Deutschland
bis 2020 (Aktualisierung 2010) angenommen. Der ermittelte Wert fiir die gesicherte Leistung in
Deutschland wird abschlieBend mit einem historischen Wert der Last"™’

Abbildung 4-18 zeigt das Ergebnis dieser Untersuchung.

in Deutschland verglichen.

154ygl. ENTSO-E (2010a), S. 12.

135 ygl. TradeWind (2009), S. 64 ff.; Im Rahmen der dena-Netzstudie I wird der Wert fiir 2010 mit 5 bis 7 Prozent in Abhéngigkeit von
der Jahreszeit ermittelt.

136 ygl. dena (2009).

157y/gl. ENTSO-E (2011). Lastwert (alle Netzebenen) vom 17. Januar 2007, 19 Uhr. Dieser Wert entspricht nicht zwangsldufig der

historischen Hochstlast. Auch korrespondiert er nicht mit der im Rahmen der Modellierung verwendeten Lastzeitreihe.
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Abbildung 4-18: Entwicklung der gesicherten Leistung in Deutschland.

Mit dem altersbedingten und wirtschaftlichen Umbau des heute bestehenden konventionellen
Kraftwerksparks nimmt auch die in Deutschland verfiigbare gesicherte Leistung deutlich ab. Diese
Abnahme wird nur teilweise durch den Bau neuer Erzeugungsanlagen ausgeglichen. Trotz des hohen
Zubaus an EE-Erzeugungsanlagen tragen diese nur einen relativ geringen Anteil zur zukiinftig benotigten
gesicherten Leistung bei. Ursdchlich hierfiir ist, dass Windenergie- und PV-Anlagen, welche den gro3ten
Anteil der installierten EE-Leistung ausmachen, nur eine geringe bzw. keine gesicherte Leistung haben.
Bereits ab 2020 steht ohne den Zubau neuer konventioneller Kraftwerke nicht mehr genitigend Leistung
zur gesicherten inldndischen Deckung der Jahreshéchstlast zur Verfigung. Der zusédtzliche Bedarf an
gesicherter Leistung steigt ohne den Zubau neuer konventioneller Kraftwerke bis 2050 auf tiber 46 GW an.

Wie in Kapitel 4.4 dargestellt, werden bis zum Jahr 2020 insgesamt 32 GW und zusétzlich bis 2030 19,3 GW
neuer konventioneller Kraftwerke errichtet. Von den bis 2020 neu errichteten Kraftwerken sind 14,6 GW
aufgrund heute bekannter Planungen vorgegeben. Die iibrigen Zubauten werden modellendogen
ermittelt, da laut Modell in allen Stiitzjahren der Bedarf an Reserveleistung und die Last gedeckt werden
missen. Dabei gibt das Modell nicht vor, dass die Deckung der Jahreshdchstlast in jedem Fall durch
inldndische Kapazitaten moglich sein muss, sondern es lasst hierfiir auch den Ruickgriff auf Kapazititen
im europdischen Ausland zu. Daher ist es trotz des Neubaus konventioneller Kraftwerke moglich, dass im
Jahr 2050 die in Deutschland verfiigbare gesicherte Leistung geringer als die Jahreshochstlast ist.
Insgesamt tragen die im Rahmen der Modellierung zugebauten konventionellen Kraftwerke wesentlich
zur Bereitstellung gesicherter Leistung bei. Ab 2030 stellen sie den groten Anteil der insgesamt in
Deutschland verfiigbaren gesicherten Leistung.

Fir eine Deckung der Jahreshochstlast durch auslédndische Kapazitdten muss nicht nur die importierte
Leistung im Ausland exakt zu dem in Deutschland bendétigten Zeitpunkt sicher zur Verfiigung stehen,
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sondern auch die notwendigen ausldndischen, grenziibergreifenden und deutschen Netzkapazitédten.
Diese Form der Sicherung der Héchstlastdeckung muss kritisch hinterfragt werden. Au8erdem korre-
lieren die Lastverldufe in den Nachbarldndern Deutschlands weitgehend mit den deutschen Lastverldufen.
Mit dem zunehmenden Ausbau erneuerbarer Energien im Ausland und den damit zumindest langfristig
voraussichtlich abnehmenden Kapazitédten konventioneller Erzeugungskapazitdten sinkt auch die
Moglichkeit des Auslands, Deutschland zu Zeitpunkten hoher Last Erzeugungskapazitdten zur Verfligung
zu stellen. Daher sollte aus Griinden der Versorgungssicherheit in Deutschland die Hohe der national
vorgehaltenen gesicherten Leistung mindestens der Hohe der Jahreshdchstlast entsprechen. Optional
konnte ein Teil des Bedarfs an gesicherter Leistung statt durch den Neubau von Kraftwerken auch durch
Retrofit, also den langeren Betrieb bestehender Kraftwerke, die Konservierung nicht mehr bendétigter
Kraftwerke (Kaltreserve) oder ggf. die vertraglich gesicherte Bereitstellung von Leistung aus dem Ausland
beschafft werden.

In der Diskussion zur Entwicklung der gesicherten Leistung muss auch bertcksichtigt werden, dass der
Ausbau der EE langfristig dazu beitrdgt, die Importabhédngigkeit Deutschlands von Energierohstoff-
importen zu verringern, und damit die der gesicherten Leistung vorgelagerte Versorgungssicherheit
erhoht."”® Auch kann durch die Realisierung eines Technologiemixes aus Ausbau steuerbarer EE,
Speichern und Demand-Side-Management (DSM) kiinftig ein zusétzlicher Beitrag zur Versorgungs-
sicherheit geleistet werden. So kann beispielsweise die Realisierung geplanter PSW-Neubauten zur
Erhéhung der gesicherten Leistung in Deutschland beitragen.'®

444 Zwischenfazit Kraftwerkspark-Ausbauplanung

Die Untersuchung der Entwicklung des Kraftwerksparks in Deutschland zeigt einen grundlegenden
Wandel in diesem Bereich des deutschen Stromversorgungssystems bis zum Jahr 2050. Ursache fiir diesen
Wandel ist der erhebliche Ausbau der EE und hierbei insbesondere die Zunahme des Anteils der
fluktuierenden Einspeisung aus EE an der Erzeugung insgesamt. Die Gro3e des Kraftwerksparks wéachst
deutlich an, und seine Zusammensetzung dndert sich umféanglich. Beziiglich der konventionellen
Kraftwerke wird Folgendes festgestellt:

Die heute in Betrieb befindlichen konventionellen Kraftwerkskapazitdten gehen, iiberwiegend aus
Altersgrinden, bis 2050 vollstdndig vom Netz. Sie werden jedoch nur teilweise durch neue konventionelle
Kraftwerke ersetzt, da die EE einen Teil der alten Erzeugungsleistung iibernehmen. Aufgrund der
vergleichsweise geringen Investitionskosten und der getroffenen Annahmen zu den
Primédrenergietrdgerpreisen und zur Regelenergievorhaltung werden vor allem Gaskraftwerke
zugebaut."® Neben den Gaskraftwerken werden aber auch Braun- und Steinkohlekraftwerke fiir die

158 Wie in Kapitel 4.5 dargestellt, verringert sich die Erzeugung aus Kern-, Steinkohle- und Gaskraftwerken deutlich. Damit sinkt auch
der Bedarf, die Primérenergietrager dieser Technologien zu importieren.

159 Hierzu zihlen u.a. das PSW Atdorf, das PSW Riedl und das PSW Heimbach.

180 Ohne die Nebenbedingung, dass der Reservebedarf in Deutschland durch konventionelle und hydraulische Kraftwerke inldndisch

gedeckt werden muss, wiirde der Zubau von Gaskraftwerken geringer ausfallen.
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kostenminimale Deckung der Last in Deutschland benétigt. Dieses Ergebnis zeigt den massiven
Erneuerungsbedarf des konventionellen Kraftwerksparks, wenn die Residuallast zukiinftig unter
Minimierung der volkswirtschaftlichen Kosten gedeckt werden soll.

Die gesicherte Leistung in Deutschland reicht, wie die Kraftwerkspark-Ausbauplanung zeigt, langfristig
nicht aus, um die Nachfrage durch den inléndischen Kraftwerkspark zu decken. Es miissen Losungen
entwickelt werden, um die Versorgungssicherheit in Deutschland auch zukiinftig zu gewéhrleisten.

4.5 Die Entwicklung der Stromerzeugung in Deutschland

Wie in Abschnitt 4.2 dargestellt, wird die Erzeugung aus EE und KWK als EingangsgroBe vorgegeben und
der Einsatz der konventionellen Kraftwerke zur Deckung der Residuallast europaweit unter
Berucksichtigung der Grenzkuppelkapazitédten kostenminimal geplant. Abbildung 4-19 zeigt als Ergebnis
der europdischen Kraftwerkseinsatzplanung die Entwicklung der Stromerzeugung in Deutschland fiir die
simulierten Stiitzjahre bis 2050.

Nach einem Anstieg der Stromproduktion in Deutschland bis 2020 sinkt diese wieder. Im Jahr 2050 liegt
sie mit 505,5 TWh deutlich unter dem Wert des Jahres 2010 von 625 TWh. In den Stiitzjahren 2040 und
2050 ist die inldndische Stromerzeugung um 80 TWh/a bzw. 101,5 TWh/a geringer als die
Bruttostromnachfrage pro Jahr.
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I \\Vasser 26,9 28,0 33,0 35,4
. KWK 134,5 146,3 135,5 138,7
mm Ol 0,0 0,0 0,0 0,0
Gas 144,5 153,5 30,1 6,4
I Steinkohle 62,8 21,9 20,1 13,7
I Braunkohle 85,7 55,8 33,5 11,1
I Kern 63,4 0,0 0,0 0,0
= Summe konventionell 438,4 315,2 146,7 76,2
Summe EE 211,9 308,2 380,3 429,3
Gesamtsumme 650,3 623,4 527,0 505,5
Stromnachfrage 607,0 607,0 607,0 607,0

Abbildung 4-19: Entwicklung der Stromerzeugung in Deutschland
(der angenommene Ausbaupfad der EE basiert auf demn BMU-Leitszenario 2009).

Der aggregierte Block KWK beinhaltet neben der konventionellen KWK-Erzeugung auch samtliche
Biomasse- und Geothermie-Kraftwerke. Gemdaf dem BMU-Leitszenario 2009 wird zusétzlich zur EE-
Erzeugung ein Direktimport von EE ausgewiesen, ungeachtet moglicher Engpésse auf den grenziiber-
schreitenden Kuppelleitungen. In der folgenden Betrachtung wird dieser vereinfachend zur inldndischen
Erzeugung gezdhlt. Abbildung 4-20 zeigt die Versorgungssituation bis 2050 in Deutschland inkl. eines
Direktimports an EE."'

!eISiehe hierzu auch Abschnitt 4.6.
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mm Ol 0,0 0,0 0,0 0,0
Gas 144,5 153,5 30,1 6,4
N Steinkohle 62,8 21,9 20,1 13,7
I Braunkohle 85,7 55,8 33,5 11,1
I Kern 63,4 0,0 0,0 0,0
= Summe konventionell 438,4 315,2 146,7 76,2
Summe EE 214,6 348,9 471,8 552,6
Gesamtsumme 653,0 664,1 618,5 628,8
Stromnachfrage 607,0 607,0 607,0 607,0

Abbildung 4-20: Entwicklung der Stromerzeugung in Deutschland inkl. Direktimport von EE
(der angenommene Ausbaupfad der EE basiert auf demn BMU-Leitszenario 2009).

4.5.1 Einsatzzyklen konventioneller Kraftwerke

Im Folgenden werden die Modellierungsergebnisse beziiglich des Einsatzes der konventionellen
Kraftwerke in Deutschland diskutiert. Diese verdndern sich im Betrachtungszeitraum infolge des
zunehmenden Ausbaus der EE. Wie in Abschnitt 4.2 gezeigt, wird der Einsatz der konventionellen
Kraftwerke europaweit unter Einbeziehung der Restriktionen der Grenzkuppelkapazitéten geplant. Der
Einsatz der konventionellen Kraftwerke wird aber unabhangig von inlédndischen Netzrestriktionen
modelliert. Die sich aus dem Kraftwerkseinsatz und der Must-run-Erzeugung zukiinftig ergebenden
Lastfliisse sind nur bei ausreichenden inlédndischen Netzkapazitaten moglich. Im Kapitel Netzausbau wird
eine Abschitzung des Ausbaubedarfs im Ubertragungsnetz durchgefiihrt. Eine Einbeziehung von
inlandischen Netzrestriktionen in die Kraftwerkseinsatzplanung bei der Modellierung wirde
voraussichtlich zu einem abweichenden Kraftwerkseinsatz fithren.
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Die fiir die Modellierung verwendeten Flexibilititsannahmen (Mindestlast, Betriebs- und Stillstandszeiten)
der bestehenden Kraftwerke basieren auf Ist-Werten und wurden im betrachteten Zeitraum konstant
gehalten. Da in der Realitidt neue Kraftwerke flexiblere Werte aufweisen, wurden fiir die Neubauten
konventioneller Kraftwerke in Deutschland die Flexibilitdtsparameter angepasst. Die zur Stabilitdt der
Stromnetze notwendige Mindesteinspeisung konventioneller Kraftwerke ist im Modell nur im Hinblick
auf den erforderlichen Regelenergiebedarf berticksichtigt.

Der beschriebene Umbau des Stromversorgungssystems infolge des Anstiegs des EE-Anteils fiihrt zu einem
verdnderten konventionellen Kraftwerkspark. Neben der Hohe der konventionellen Erzeugungsleistung
und deren Zusammensetzung verdndern sich auch die Einsatzzyklen der konventionellen Kraftwerke.
Grund hierfiir ist, neben dem deutlich verringerten Anteil der konventionellen Erzeugung an der
Erzeugung insgesamt, insbesondere die Verdnderung der Struktur der Residuallast, also der Verlauf des

Anteils der Nachfrage, der durch die konventionellen Kraftwerke gedeckt werden muss.'®*

Im Folgenden
wird die Entwicklung der Einsatzzyklen konventioneller Kraftwerke anhand der Volllast- und
Betriebsstunden sowie der Anzahl notwendiger Starts analysiert. Es wurden jeweils die jahrlichen
Mittelwerte fiir die einzelnen AuswertungsgroBen kraftwerkstypenscharf ermittelt. Abbildung 4-21 bis

Abbildung 4-24 zeigen die ausgewerteten Daten fiir die Stiitzjahre.

Abbildung 4-21 zeigt die Einsatzzyklen der 2020 noch in Betrieb befindlichen KKW. Alle Kraftwerke
weisen trotz des stark voranschreitenden Ausbaus der EE sehr hohe Volllast- und Betriebsstunden auf. Dies
istdadurch zu erklédren, dass die verfiigbare KKW-Kapazitit in Deutschland 2020 in keiner Stunde grof3er
als die Residuallast zuziiglich Pumpstrombezug und Stromexport ist. Daraus folgt, dass der bis 2020
angenommenen EE-Ausbau in Deutschland keine Einschrankung des KKW-Betriebs nach sich zieht. Auch
die Anzahl der Starts belegt, dass die KKW weitgehend unterbrechungsirei durchlaufen. Die auftretenden
Stillstandszeiten sind hierbei auf Revisionen zurtickzufiihren. Zwischen 2020 und 2030 werden in
Deutschland die letzten KKW stillgelegt, so dass in den Stiitzjahren 2030, 2040 und 2050 KKW keine
Einsatzzyklen mehr aufweisen.

162 In Kapitel 4.8 werden ausfiihrlich die Verdnderung der Struktur der Residuallast erldutert und die ermittelten Verldufe dargestellt.
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Abbildung 4-21: Die Entwicklung der Einsatzzyklen der KKW in Deutschland.

Abbildung 4-22 zeigt die Entwicklung der Einsatzzyklen von Braunkohlekraftwerken. Aufféllig ist
insbesondere die groB3e Bandbreite an Werten bei Volllast-, Betriebsstunden und Starts. Der Trend bei der
Entwicklung der jeweiligen Mittelwerte ist weitgehend konstant. Die gro3e Bandbreite ldsst sich
insbesondere durch die niedrige Volllaststundenzahl einzelner, ineffizienter Kraftwerksblocke
(insbesondere kleiner, élterer Blocke) erklaren. Berticksichtigt man fiir das Stiitzjahr 2020 ausschlieBlich
Kraftwerke mit einem Wirkungsgrad tiber 38 Prozent, die in Summe rund 98 Prozent der installierten
Leistung in Braunkohlekraftwerken umfassen, so liegt die minimale Volllaststundenzahl bei 5384 und die
mittlere Volllaststundenzahl bei 6292. Ahnliche Effekte sind in den Stiitzjahren 2030 und 2040 zu
beobachten. Im Jahr 2050 befinden sich in Deutschland nur noch vier Braunkohlekraftwerke am Netz,
deren Wirkungsgrade lediglich um ein Prozent variieren und somit die geringe Streuung zwischen

minimaler und maximaler Volllaststundenzahl erklaren.
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Abbildung 4-22: Die Entwicklung der Einsatzzyklen der Braunkohlekraftwerke in Deutschland.

Abbildung 4-23 zeigt die Entwicklung der Einsatzzyklen von Steinkohlekraftwerken in Deutschland.
Verglichen mit den Einsatzdaten von Braunkohle- und Gaskraftwerken, weisen die Steinkohlekraftwerke
ab 2030 eine sehr geringe Schwankungsbreite auf, die sich auerdem bis 2050 nochmals deutlich
verringert. Die Begriindung hierfir liegt in den im Betrieb befindlichen Steinkohlekraftwerken. Ab 2030
befinden sich tiberwiegend (etwa zu 90 Prozent) Kraftwerke mit sehr &hnlichen Parametern in Betrieb.
Dies fiihrt zu weitgehend einheitlichen Einsatzzyklen. Eine weitere Auffalligkeit ist der Unterschied
zwischen dem Niveau von Volllast- und Betriebsstunden. Dieser Unterschied lasst darauf schlieBen, dass
die Kraftwerke weitgehend im Teillastbetrieb als Mittellastkraftwerke gefahren werden.

Die Modellierungsergebnisse zeigen auf3erdem, dass die Anzahl der Starts bis 2050, trotz der ab 2020
sinkenden Volllaststunden, deutlich zunimmt. Diese Verdnderungen sind insbesondere auf die
zunehmende Einspeisung aus fluktuierenden EE und die damit verbundene zunehmende Volatilitdt der
Residuallast zu erklédren (siehe Kapitel 4.8). So miussen die Steinkohlekraftwerke hdufiger komplett
heruntergeregelt bzw. abgestellt und dann wieder neu gestartet werden.
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Abbildung 4-23: Die Entwicklung der Einsatzzyklen der Steinkohlekraftwerke in Deutschland.

Abbildung 4-24 zeigt die Entwicklung der Einsatzzyklen von Gaskraftwerken in Deutschland. Hierbei ist
zu beachten, dass sich die zum Einsatz kommenden Gasturbinenkraftwerke (Gas-GT) und Dampf- bzw.
Gas-und-Dampfturbinenkraftwerke (Gas-DT) beziiglich ihrer Investitionskosten und ihres Wirkungsgrads
deutlich unterscheiden. Die Gas-GT im Kraftwerkspark wurden nahezu ausschlieBlich aufgrund ihrer
geringen Investitionskosten zur Bereitstellung von Reserveleistung zugebaut.'® Die Volllast-,
Betriebsstunden und Starts der Gas-DT liegen daher in allen Stiitzjahren nahe null. Die Gas-DT erreichen
deutlich héhere Werte. In den Stiitzjahren 2020 und 2030 liegen die Volllaststunden im Mittel bei rund
6000 bzw. rund 4100. Infolge der riickldufigen Erzeugung aus Gaskraftwerken insgesamt fallt dieser Wert
in den Stiitzjahren 2040 und 2050 deutlich unter 1000 Volllaststunden.

Der Riickgang bei den Betriebs- und Volllaststunden der Gaskraftwerke insgesamt ldsst sich auf einen
stetig steigenden Anteil an erneuerbarer Einspeisung im deutschen Stromversorgungssystem
zuruickfithren. 2040 werden bereits tiber 85 Prozent der Nachfrage aus EE und KWK gedeckt. Dies fiihrt zu
Uberkapazititen im thermischen Kraftwerkspark, speziell bei den Spitzenlastkraftwerken, zu denen die
Gaskraftwerke zahlen, die dann im Wesentlichen zur Bereitstellung der Reserveleistung verwendet
werden. Die nach 2030 kontinuierlich sinkende Anzahl an Starts der Gaskraftwerke ist neben der geringer
werdenden Nutzung der Gaskraftwerke auBerdem durch ihre Flexibilitdt bedingt. Die Flexibilitdt
ermoglicht auBerdem eine kostengiinstigere Erzeugung im Teillastbetrieb.

19 Eine Nebenbedingung der Modellierung ist, dass der inlandische konventionelle Kraftwerkspark (ohne KWK) in jeder Stunde den

ermittelten Bedarf an Reserveleistung bereitstellen kann.

Seite 95 von 169




Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

9.000 300
o hd
— 7.500 - ° . 250
m L]
- =
£, 6.000 g 200
S g 4
S 4.500 7 4 = 150 4
£ T T =
&= 3.000 1 5 100
L
1.500 L t ) 4
o AL A |- ES
20§0|2(%0|2(ﬁ0|20 0 2050|20§0|20’40|20 0 0 280 | 2050 | 2040 | 2050
Volllaststunden Betriebsstunden Starts
e®Max |7.733|7.017 | 4.126 | 1.521 |8.082| 7.812 | 4.427| 2.137 | |®Max 176 151 112 66
¢ Min 0 1 0 0 0 1 0 0 ®Min 0 1 0 0
=Mittel | 3.713 |2.608| 399 | 71 |3.882|2.894| 479 | 90 =Mittel| 18 29 18 4
Abbildung 4-24: Die Entwicklung der Einsatzzyklen der Gaskraftwerke in Deutschland.
4.5.2 Die Entwicklung der CO,-Emissionen der konventionellen Stromerzeugung in Deutschland

Abbildung 4-25 zeigt als weiteres Ergebnis der Kraftwerkseinsatzplanung die CO,-Emissionen der
konventionellen Erzeugung in Deutschland (ohne konventionelle KWK). Mit der Verringerung der
konventionellen Erzeugung sinken auch deren CO,-Emissionen entsprechend. Diese werden im Zeitraum
2020 bis 2050 um 86 Prozentreduziert. Ein ndherungsweiser Vergleich zum Jahr 1990 ergibt eine
Reduzierung der CO,-Emissionen um ca. 30 Prozent bis 2020 und um 90 Prozent bis 2050."**
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Abbildung 4-25: Entwicklung der CO,-Emissionen der konventionellen Erzeugung
in Deutschland (ohne KWK).

164 Dieser Wert umfasst keine Verdnderungen der CO,-Emissionen der konventionellen KWK-Erzeugung.
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4.5.3 Zwischenfazit Entwicklung der Stromerzeugung in Deutschland

Die Auswertungen zeigen, dass die Erzeugung konventioneller Kraftwerke infolge des massiven Ausbaus
der EE und des damit verbundenen starken Anstiegs von deren Erzeugung bis zum Jahr 2050 deutlich
zuruickgeht. Damit einher geht auch eine massive Senkung der CO,-Emissionen der konventionellen
Stromerzeugung in Deutschland.

Neben der Hohe der erzeugten Arbeit zeigen die Ergebnisse jedoch auch, dass sich die Einsatzzyklen der
konventionellen Kraftwerke unter Berticksichtigung der zugrunde gelegten Annahmen deutlich
verdndern. Noch 2020 konnen die KKW nahezu unterbrechungsirei betrieben werden. Danach zeigt sich
bei allen verbleibenden Kraftwerkstechnologien eine deutliche Absenkung der Volllaststunden: von 2020
bis 2050 um 40 Prozent bei Braunkohlekraftwerken, um 39 Prozent bei Steinkohlekraftwerken und um
98 Prozent bei Gaskraftwerken. Trotz dieser Verdnderungen zeigen die Ergebnisse jedoch auch, dass
konventionelle Kraftwerke unter den gesetzten Rahmenbedingungen auch iiber das Jahr 2050 hinaus fiir
die Stromversorgung benoétigt werden. Ihr Einsatz ist zum Ausgleich der fluktuierenden EE-Einspeisung
notwendig, weil EE-Anlagen nicht zu jeder Zeit ausreichend gesicherte Leistung zur Verfiigung stellen
kénnen. Dartiber hinaus werden konventionelle Kraftwerke zur Bereitstellung von Reserveleistung und
damit fur die Gewdhrleistung der Systemsicherheit benétigt. Es muss daher sichergestellt werden, dass
zukiinftig ausreichend Anreize bestehen, um konventionelle Kraftwerke unter diesen deutlich
geanderten Einsatzbedingungen wirtschaftlich zu betreiben.

4.6 Stromaustausch mitdem Ausland

Das deutsche Ubertragungsnetz ist in ein européisches Verbundsystem eingebettet. Uber die
Verbindungen mit dem Ausland wird Strom mit diesem ausgetauscht. Uber den grenziiberschreitenden
Handel wird je nach Ausprédgung der Preisunterschiede zwischen den jeweiligen Marktgebieten sowohl
Strom aus Deutschland exportiert als auch importiert. Abbildung 4-26 zeigt die Entwicklung des Strom-
Export-Import-Saldos fiir Deutschland. Die gemaB BMU-Leitszenario 2009 aus einem europdischen
Stromverbund stammende Erzeugung ,,EE-Direktimport® ist in der Abbildung als Importanteil einbe-
zogen.'® Die Abbildung zeigt deutlich, dass sich entsprechend der ab 2020 sinkenden inléndischen
Erzeugung auch der Saldo des Austauschs mit dem Ausland deutlich verringert und negativ wird.
Deutschland wird nach 2030 vom Nettostromexporteur zum Nettostromimporteur. 2050 wird insgesamt
mit gut 134 TWh mehr als das Dreifache der elektrischen Arbeit importiert, die noch 2020 exportiert
wurde.

165 Zur Ubertragung des EE-Direktimports nach Deutschland siehe auch FuBnote 108.
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Abbildung 4-26: Export-Import-Saldo Deutschland.

Die im Kapitel 4.4 aufgezeigte Reduzierung des deutschen konventionellen Kraftwerksparks und der
Strom-Export-Import-Saldo zeigen, dass Deutschland zur Deckung der Nachfrage zukiinftig auf das
Ausland angewiesen sein wird. Hierfiir muss im Ausland ausreichend Infrastruktur fiir die Erzeugung und
Ubertragung vorgehalten werden, um die Versorgungssicherheit in Deutschland sicherzustellen.
Insbesondere bei der Erzeugung an weit entfernten Standorten wie der im EE-Direktimport vorgesehenen
Erzeugung aus Nordafrika ist unklar, ob diese Annahmen ausreichend erfullt werden konnen. Neben den
moglichen Verdnderungen bei der Versorgungssicherheit fiihrt die ins Ausland verlagerte
Stromerzeugung auch zu einer Verlagerung der damit verbundenen Wertschopfung und der
Arbeitsplatze.

Der gemal3 BMU-Leitszenario 2009 fir Deutschland vorgesehene EE-Direktimport steigt von 2,7 TWh im
Jahr 2020 bis auf 123,3 TWh im Jahr 2050. Wie eingangs beschrieben, wird der EE-Direktimport als
Stromimport betrachtet und hat wesentlichen Einfluss auf den Strom-Export-Import-Saldo, da er 2050
einen Anteil von 20 Prozent der Stromnachfrage in Deutschland deckt. Unklar ist, mit welcher
Netzstruktur diese Leistung technisch nach Deutschland iibertragen werden soll.'® Die benétigten
zusétzlichen Netz- und Grenzkuppelkapazitdten bestehen heute noch nicht. Zur Integration in das
bestehende Verbundsystem muss ein deutlicher Ausbau der Netze in und zwischen den beteiligten
Landern erfolgen.

4.6.1 Monatsscharfe Auswertung der Stromimporte und -exporte

Wie im vorherigen Kapitel gezeigt, dndert sich der Export-Import-Saldo fir Elektrizitit bis 2050
nachhaltig. Damit wird Deutschland vom Nettoexporteur fiir Strom zum Nettoimporteur. Um den
Hintergrund dieser Verschiebung noch detaillierter zu untersuchen wird im Folgenden die Verdnderung
zentraler Faktoren monatsscharf ausgewertet. Abbildung 4-27 zeigt die monatsscharfe Entwicklung der

166 Sjehe hierzu auch FuBnote 108.
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konventionellen Erzeugung (ohne KWK), der Wind-, PV-Einspeisung und der Direktimport-EE-
Einspeisung sowie von Stromimport und Stromexport.

Entsprechend den Ausfiihrungen in den vorherigen Kapiteln zeigt Abbildung 4-27 einen Riickgang der
konventionellen Erzeugung, eine Zunahme der Erzeugung aus Windenergie, PV und EE-Direktimport
sowie eine starke Zunahme der Importe bei im Jahresmittel nahezu gleichbleibenden Exporten.

Esistaufféillig, dass die gezeigten Werte im Jahresverlauf stark schwanken. Dies ist auf die jahreszeitlichen
Verdnderungen, welche starke Schwankungen der fluktuierenden EE-Einspeisung nach sich ziehen,
zurlickzufiihren. Insbesondere in den Stiitzjahren 2040 und 2050 wird deutlich, dass die geringere
Windenergieerzeugung in den Monaten Juni und Juli nur zum Teil durch die starke PV-Einspeisung
kompensiert wird und zusétzliche Stromimporte bzw. geringere -exporte die Folge sind. Der langfristige
Anstieg der Stromimporte wird insbesondere durch die Zunahme des EE-Direktimports verursacht.
Rechnet man den EE-Direktimport aus den Importen heraus, ergibt sich fir die Jahre 2020 und 2030 ein
konstantes Niveau. In den Jahren 2030 und 2040 ist auch ohne Berticksichtigung des EE-Direktimports
eine leichte Zunahme der Importe zu beobachten.
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Abbildung 4-27: Entwicklung von Stromerzeugung, -import und -export.

Um den Zusammenhang der verschiedenen Gréen bei Stromimporten und -exporten zu analysieren,
wurden die Korrelationskoeffizienten verschiedener monatlicher ErzeugungsgroB3en und des
monatlichen Exports ermittelt. Abbildung 4-28 zeigt ausgewéhlte Ergebnisse dieser Analyse. Die Werte
der Korrelationskoeffizienten von Export mit Windenergieeinspeisung bzw. mit der Summe von
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Windenergie- und PV-Einspeisung zeigen einen deutlich positiven Zusammenhang. Dies zeigt, dass bei
hoher Windenergie bzw. hoher Windenergie- plus PV-Einspeisung ein relativ hoher Export zu
beobachten ist. Die Werte des Korrelationskoeffizienten der PV-Einspeisung mit Export zeigt hingegen,
dass bei diesen GroéBen tiber den gesamten Jahresverlauf gesehen kein direkter Zusammenhang besteht.

Dartiiber hinaus zeigt Abbildung 4-28 den Korrelationskoeffizienten der Summe der konventionellen
Erzeugung und der Summe von Windenergie- und PV-Einspeisung. Der Wert zeigt ab dem Stiitzjahr 2030
einen negativen Zusammenhang. Dieser lasst darauf schlieBen, dass die konventionelle Erzeugung ab
2030 dafir eingesetzt wird, Flauten der beiden dominierenden fluktuierenden Einspeiser auszugleichen,
bzw. dass die konventionelle Erzeugung bei starker Einspeisung fluktuierender Erzeugung verringert
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Abbildung 4-28: Korrelationskoeffizienten der fluktuierenden Einspeisung zum Export.

4.6.2 Auslastung der deutschen Grenzkuppelkapazitaten

Ein weiteres Ergebnis der Modellierung ist der Einfluss von Stromexport und -import auf die Auslastung
der Grenzkuppelstellen des bestehenden européischen Verbundsystems.'*” Dafiir werden die aus der
Kraftwerkseinsatzplanung, der EE-Erzeugung sowie der Lastverlédufe resultierenden transnationalen
Lastfliisse mit der Kapazitit der Grenzkuppelstellen abgeglichen. Wie im Kapitel 4.1.2 (Ausbaupfad der EE
in Deutschland) beschrieben, wird die Bereitstellung der Erzeugung ,,EE-Direktimport® in Deutschland
entsprechend dem BMU-Leitszenario 2009 angenommen. Fiir die Ubertragung dieser Erzeugung nach
Deutschland wird ein zusétzliches virtuelles Netz angenommen, da unklar ist, wie diese Erzeugung nach
Deutschland tibertragen wird. Bei der in diesem Kapitel beschriebenen Auswertung der Auslastung der
Grenzkuppelkapazititen kann die Ubertragung des EE-Direktimports nach Deutschland daher nicht
bertucksichtigt werden.

167 Als grenziiberschreitende Ubertragungskapazititen werden die heute bestehenden Kapazititen zzgl. erwarteter Ausbauprojekte
in Anlehnung an den Ten-Year-Network-Development-Plan sowie Experteneinschitzungen angenommen. Die detaillierten Werte

sind im Anhang C dargestellt.
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Abbildung 4-29 zeigt die durchschnittliche jahrliche Auslastung der Grenzkuppelstellen aus dem Ausland
nach Deutschland und umgekehrt. Die Ergebnisse korrelieren mit der fiir Deutschland ermittelten
Nettostromerzeugung inklusive EE-Direktimport. Entsprechend diesen Ergebnissen nimmt die
Auslastung der Grenzkuppelstellen aus Deutschland ins Ausland bis 2030 leicht zu und sinkt danach
wieder. Fur die Grenzkuppelstellen aus Deutschland in Richtung Ausland ist demnach der umgekehrte
Trend zu verzeichnen. Es ist zu berticksichtigen, dass neben der Stromerzeugung und -bereitstellung in
Deutschland auch die Intensitédt des grenziberschreitenden Stromhandels die ermittelte Auslastung
beeinflusst. So exportiert Deutschland beispielsweise 2020 mehr Strom, als sich aus der Uberproduktion
im Vergleich zur Stromnachfrage ergibt, und importiert im Gegenzug Elektrizitét.
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Abbildung 4-29: Durchschnittliche Auslastung der deutschen Grenzkuppelstellen.

Die in Abbildung 4-29 dargestellte durchschnittliche Auslastung der Grenzkuppelkapazitdten ldasst nur
begrenzt auf Engpésse bei der Auslastung der Grenzkuppelkapazitdten von und nach Deutschland
schlieBen. Die detailliertere Analyse ausgewdhlter Grenzkuppelstellen zeigt, dass an verschiedenen
Stellen Engpésse auftreten. So sind die Grenzkuppelkapazitdten von Deutschland nach Frankreich in den
Stiitzjahren 2020 und 2030 in rund 50 Prozent der Stunden zu iiber 90 Prozent ausgelastet. Fiir die
Grenzkuppelkapazitdten nach Polen liegt dieser Wert im gleichen Zeitraum sogar bei rund 90 Prozent. Bei
den Grenzkuppelkapazitaten nach Deutschland stellt insbesondere die Ubertragungskapazitét aus
Dénemark mit mindestens 90-prozentiger Auslastung in etwa 75 Prozent der Stunden im Stiitzjahr 2020
einen Engpass dar.

4.6.3 Zwischenfazit zum Stromaustausch mit dem Ausland

Die Ergebnisse der Modellierung zeigen, dass Deutschland im Betrachtungszeitraum vom Nettoexporteur
zum Nettoimporteur fiir Strom wird. Diese Entwicklung istinsbesondere auf die Annahme eines EE-
Direktimports im Rahmen der Eingangsgrof3en zuriickzufiihren. Diese aus dem BMU-Leitszenario 2009
ibernommene Erzeugung steigt bis auf 123,3 TWh im Jahr 2050 an und macht damit 92 Prozent des
Stromimports nach Deutschland in diesem Stiitzjahr aus. Dartiber hinaus muss Deutschland auch deshalb
Strom importieren, weil im Jahr 2050 21,1 TWh der Must-run-Erzeugung aus EE und KWK ungenutzt
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abgeregelt werden missen (vgl. Kapitel 4.8). Hinsichtlich der Auslastung der Grenzkuppelstellen zeigt
sich, dass es trotz der durchschnittlich moderaten Auslastung an verschiedener Stelle zu deutlichen
Engpédssen kommt. Die monatsscharfe Auswertung zeigt dariiber hinaus, dass insbesondere der Exportin
Abhéngigkeit zu der Windenergieeinspeisung schwankt und ab 2030 die konventionelle Erzeugung
vermehrt zum Ausgleich der fluktuierenden Erzeugung von Windenergie und PV eingesetzt wird.

4.7 Elektrizitatsmarkt

Elektrizitdt wird wie andere Giliter gehandelt. Wichtigster Handelsplatz ist dabei die Stromborse. Der
Ausbau der EE hat nachhaltigen Einfluss auf die physische Erzeugung von Elektrizitat. Dartiber hinaus
andert sich aber der Strommarkt mit wachsenden Anteilen der EE-Erzeugung.'®®

471 Entwicklung der kostenbasierten Marktpreise

Aufbauend auf den geschilderten Ergebnissen der Kraftwerkseinsatzplanung wird in der Marktmodel-
lierung die Entwicklung der kostenbasierten Marktpreise fiir Elektrizitdt untersucht. Die ermittelten
kostenbasierten Marktpreise sind als Ndherung an die tatsachlichen Bérsenpreise zu verstehen.'® Die
kostenbasierten Marktpreise enthalten die Grenzkosten der Erzeugung der konventionellen Kraftwerke,
Anfahrkosten sowie vermiedene Anfahrkosten. Abweichend von der Bildung der Borsenpreise in der
Realitét, kénnen dagegen im Modell u.a. folgende Faktoren nicht beriicksichtigt werden:

= die Einpreisung von Fixkosten auf Angebotsseite,
= die Kostenelastizitdt der Nachfrage in Stunden mit extrem hoher Nachfrage sowie
» strategische Uberlegungen der Kraftwerksbetreiber.

Es wird untersucht, welche Anderungen sich durch den Ausbau der EE und der daraus resultierenden
Must-run-Erzeugung im Niveau und der Struktur der kostenbasierten Marktpreise ergeben, unter der
Annahme, dass die heute bestehenden Rahmenbedingungen, insbesondere die vorrangige Einspeisung
und Vermarktung der Must-run-Erzeugung, fortbestehen. Die bestehenden Rahmenbedingungen fithren
dazu, dass das Must-run-Angebot an der Borse preisunelastisch ist und die Must-run-Erzeugung zum
jeweiligen Borsenpreis, also vollig unabhdngig von den tatsdchlichen Erzeugungskosten, vermarktet wird.
Die tatséchlichen Kosten fiir die Must-run-Erzeugung flieBen damit nicht in die Bildung der
kostenbasierten Marktpreise ein. Der Kostenanteil der Must-run-Erzeugung, der nicht tiber deren
Vermarktung an der Bérse gedeckt werden kann, wird tiber die EEG- und die KWK-Umlage gewdlzt. Es ist

1% Bei den in der Studie dargestellten Kosten und Preisangaben handelt es sich um Realwerte.

169 1m Rahmen eines Back-Testings wurde gezeigt, dass die ermittelten kostenbasierten Marktpreise fiir die heutige Situation
insgesamt grofe Ubereinstimmung mit den realen Bérsenpreisen zeigen. Lediglich im Bereich sehr hoher und sehr niedriger Preise
ist die Ubereinstimmung begrenzt. Da kiinftig voraussichtlich zusitzliche Faktoren, welche bei der Ermittlung der kostenbasierten
Marktpreise nicht beriicksichtigt werden, die Bildung der Boérsenpreise beeinflussen werden, ist eine abnehmende
Ubereinstimmung von realen Bérsenpreisen und kostenbasierten Marktpreise in zukiinftigen Betrachtungen moglich.
Beispielsweise ist wahrscheinlich, dass fiir Kraftwerke mit geringen Einsatzzeiten zukiinftig vermehrt Fixkosten bei Geboten an der

Stromborse eingepreist werden.
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ein energiepolitisches Ziel, mittel- bis langfristig die EE in den Markt zu integrieren.”° Dies bedeutet, dass
die EE-Erzeugung direkt von den Anlagenbetreibern oder Dritten vermarktet (Direktvermarktung) und
nicht tiber die UNB zentral verduBert bzw. iiber fixe Einspeisetarife vergtiitet wird. Im Rahmen der
Novellierung des EEG im Sommer 2011 wurde die Einfiihrung einer Marktprédmie zum 1. Januar 2012
beschlossen, die einen Anreiz zur Direktvermarktung liefern soll. Die Marktintegration der EE wird
zukiinftig Einfluss auf die Preisbildung an der Bérse haben. Angesichts der in Zukunft vermutlich
zunehmenden Marktintegration der EE ist zu erwarten, dass die Ubereinstimmung der Entwicklung von
kostenbasierten Marktpreisen und der Entwicklung der tatsdchlichen Bérsenpreise, insbesondere in
zeitfernen Stiitzjahren, abnimmt. Die genaue Methodik der Marktmodellierung wird im Kapitel 4.2
erlautert.

Abbildung 4-30 zeigt die Entwicklung des durchschnittlichen Wochenverlaufs der kostenbasierten
Marktpreise fiir die Stiitzjahre."” Die Abbildung zeigt, dass die Schwankungsbreite der Werte bis 2050
deutlich zunimmt. Insbesondere fiir die Jahre 2040 und 2050 gilt, dass sowohl der maximale als auch der
minimale Wert besonders extreme Auspragungen annehmen. Die Ursache liegt u.a.im Umbau und in der
Verkleinerung des konventionellen Kraftwerksparks. Auf dem Strommarkt geht die Angebotskurve frither
in einen steileren Verlauf des Spitzenlastbereichs tiber. Hieraus ergeben sich bei hoher Nachfrage hohere
kostenbasierte Marktpreise. Dariiber hinaus werden z.B. Anfahrkosten von Kraftwerken, die nur fiir einen
sehr kurzen Zeitraum in Betrieb sind, auf eine geringere Anzahl von Stunden verteilt, so dass sich
hierdurch in Spitzenlastzeiten hohere Preise ergeben konnen.
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Abbildung 4-30: Typischer Wochenverlauf der Borsenpreise in Deutschland.

179ygl. Bundesregierung (2010a), S. 20.
' Es wurde der Durchschnitt der Preise aller Stunden von 0:00 Uhr bis 1:00 Uhr der Montage eines Jahres usw. gebildet.
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Abbildung 4-31 zeigt die durchschnittliche Entwicklung der kostenbasierten Marktpreise fiir
Fahrplanenergie in Deutschland bis 2050. Es werden die durchschnittlichen Peak-, Offpeak- und Base-
Preise angegeben. Bei der Auswertung und Darstellung der Ergebnisse wurden zwei unterschiedliche
Definitionen von Peak und Offpeak gewdhlt. Die unter der zeitlichen Definition abgebildeten Werte
entsprechen der heute an der Borse iblichen Festlegung fiir Peak (8-20 Uhr, Mo—Fr). AuBerdem werden
die Werte einer mathematischen Definition fiir Peak angegeben, um zu zeigen, wie sich die zeitliche
Struktur der Preise &ndert. Eine mathematische Definition erscheint sinnvoll, da kiinftig der hohe Anteil
fluktuierender Einspeisung das historische Lastprofil dominiert. Der Durchschnittswert der Peak-Preise
enthélt hierbei die Preise der 3132 Stunden im Jahr mit den héchsten Werten."”? Die Offpeak-Preise
entsprechen jeweils den Durchschnittswerten der iibrigen Tagesstunden, und die Base-Preise geben den
Durchschnitt tiber alle Stunden wieder. Daher sind die Base-Preise fiir die zeitliche wie auch die
mathematische Definition identisch.

Diese Auswertung bestétigt die in Abbildung 4-30 dargestellten Ergebnisse. Die zeitliche Definition der
Werte zeigt, dass die Schwankungsbreite der kostenbasierten Marktpreise zunimmt. Daneben wird
deutlich, dass die durchschnittlichen Preise der Stiitzjahre nach einem Anstieg 2030 und 2040 langfristig
bis 2050 wieder auf das Ausgangsniveau sinken. Dies ist insbesondere mit der oben erlduterten
Verdnderung der Zusammensetzung des Kraftwerksparks und der dadurch verdnderten Angebots-
funktion (Merit Order) zu erkldren. Die Nachfrage hat keinen Einfluss auf diese Verédnderungen, da sie in
der Modellierung als unelastisch in Bezug auf Preissignale angenommen wird. Die Darstellung der Preise
nach mathematischer Definition erlaubt einen weiteren Riickschluss auf Verdnderungen. Die Volatilitat
der Preise nimmt stdrker zu als bei der zeitlichen Definition. AuBerdem zeigt die Einteilung der Werte
nach Hohe (mathematische Definition) und nicht nach ihrem zeitlichen Auftreten im Tagesverlauf
(zeitliche Definition), dass die Hohe des Preises einer Stunde im Jahr 2050 in geringerem Maf3 vom
Zeitpunktim Tagesverlauf abhdngt. Die Begriindung hierfiir liegt in der Verdnderung des Verlaufs der
Residuallast. Mit steigendem Anteil der Einspeisung aus fluktuierenden EE sinkt der Einfluss der
Nachfrage auf den Verlauf der Residuallast und des Borsenpreises. Dagegen nimmt der Einfluss dieser
fluktuierenden EE-Einspeisung zu.

1723132 Stunden ergeben sich dabei aus folgender naherungsweisen Bestimmung: Anzahl der Werktage (Montag bis Freitag) pro

Jahr, multipliziert mit der Stundenzahl des eigentlich tiblichen Peak-Zeitfensters pro Tag.
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Abbildung 4-31: Entwicklung der durchschnittlichen kostenbasierten Marktpreise in Deutschland.

Die oben erwédhnte Steigerung der Volatilitat der Preise kann durch eine weitere Auswertung verdeutlicht
werden. Abbildung 4-32 zeigt die Entwicklung des 5-Prozent- und des 95-Prozent-Quantils der
Borsenpreise in Deutschland. Die Quantile geben den Preis an, fiir den gilt, dass die entsprechende
Prozentzahl aller beobachteten Werte unter diesem Preis liegt. Durch den Kurvenverlauf der beiden
Quantile wird deutlich, dass die Werte sich in der Tendenz weiter vom Mittelwert entfernen, also

insgesamt die Volatilitdt der Preise erhdht wird.
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Abbildung 4-32: Entwicklung der Preisvolatilitiat in Deutschland (Base).

Die Auswertung der verschiedenen Parameter fiir kostenbasierte Marktpreise fiir Elektrizitétin
Deutschland kann wie folgt zusammmengefasst werden:

= Die Schwankungsbreite und die Volatilitét der kostenbasierten Marktpreise nehmen bis 2050 zu.
Insbesondere die Haufigkeit und Auspragung hoher Preise nimmt deutlich zu.
= Das durchschnittliche Preisniveau steigtin den Stiitzjahren 2030 und 2040 leicht und sinkt 2050 wieder

auf das Ausgangsniveau zurtick.
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= Die Preiseffekte an der Stromborse konnen auf die Verdnderungen im konventionellen Kraftwerkspark
infolge des Ausbaus der EE (Verkleinerung, Anderung der Zusammensetzung, Flexibilisierung der
Kraftwerkstechnologien) sowie Anderungen bei der zu deckenden Residuallast zuriickgefiihrt werden.

= Zukiinftig wird die Hohe der kostenbasierten Marktpreise wesentlich durch die Residuallast und nicht
wie bisher durch die Last bestimmt.

= Der Einfluss des zeitlichen Verlaufs der Nachfrage auf Borsenpreisverldufe sinkt. Vielmehr wird die
Preisbildung zunehmend durch die Kombination von angebotsseitigen Faktoren wie der
fluktuierenden EE-Einspeisung und dem zeitlichen Verlauf der Nachfrage bestimmt.

Diese Ergebnisse bestétigen, dass der Ausbau der EE nachhaltigen Einfluss auf die Preisbildung an der
Borse hat. Die Entwicklung der Bérsenpreise fiir Elektrizitét in Deutschland wird bei Fortschreibung der
heutigen Rahmenbedingungen die fiir kostenbasierte Marktpreise gezeigten Effekte aufweisen. Wie
eingangs beschrieben, wird die tatsdchliche Entwicklung jedoch voraussichtlich durch verschiedene
Effekte zusdtzlich beeinflusst werden.

Die Entwicklung der Preise in Deutschland steht im Zusammenhang mit der Entwicklung des Strom-
versorgungssystems in Europa und insbesondere den Nachbarldndern. Durch das européische
Verbundsystem auf Ubertragungsnetzebene wird Strom ausgetauscht. Insbesondere der grenziiber-
schreitende Stromhandel nutzt und beeinflusst Preisunterschiede benachbarter Mérkte. Abbildung 4-33
zeigt die Entwicklung der Bérsenpreise fiir Fahrplanenergie in ausgewdhlten deutschen Nachbarldndern
in den Stiitzjahren 2020 bis 2050. Die Grafik zeigt vor allem, dass die Entwicklung der kostenbasierten
Marktpreise der einzelnen Ldnder weitgehend parallel verlduft. Deutliche Abweichungen zwischen den
Landern wie der Wertim Jahr 2030 fiir Polen sind selten, jedoch auch mdoglich. Die Ursache fiir den
Ausreiler liegt zum einen in einem Kapazitdtsengpass in Polen im Jahr 2030. Dies fiihrt u.a. auch zu einer
hohen Auslastung der Grenzkuppelstellen von Deutschland nach Polen. Andererseits wird fiir die 6stlich
von Polen liegenden Staaten keine Kraftwerkseinsatzplanung durchgefiihrt. Dies verringert die
Aussagekraft des Modells, da Annahmen fiir den Austausch mit dieser Region getroffen werden mussten.
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Abbildung 4-33: Entwicklung der Borsenpreise im benachbarten Ausland.
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4.7.2 Negative Strompreise

Seit dem 4. September 2008 sind negative Strompreise im Handel an der Strombérse in Leipzig zulassig.'”
Seit diesem Zeitpunkt sind mehrfach negative Strompreise im bérslichen Handel aufgetreten und haben
groBe Aufmerksamkeit erregt. Wird Strom zu einem negativen Preis verduBert, so bedeutet dies, dass der
Kéufer neben der Stromlieferung eine finanzielle Zahlung erhélt. Das Auftreten negativer Preise an der
Borse signalisiert den Marktteilnehmern, genauso wie das Auftreten sehr hoher positiver Preisausschldge,

ein deutliches Ungleichgewicht am Markt."”*

Im Folgenden wird zunéchst erldutert, welche Mechanismen
zu negativen Preisen fithren und welche Faktoren hierauf Einfluss haben. Daran anschlieBend wird
dargestellt, inwieweit im Rahmen der Marktmodellierung dieser Studie negative Preise auftreten und

welche Grenzen hierbei bestehen.

Giiter werden in der Regel nicht unter einem Preis verkauft, der nicht die variablen Kosten ihrer
Produktion deckt. Vielmehr werden sie bei begrenzter Nachfrage gespeichert beziehungsweise wird ihre
Produktion gedrosselt. Der Stromhandel weist hiervon abweichende Mechanismen auf, da das Gut Strom
besondere Eigenschaften hat. Beispielsweise sind die Méglichkeiten zur Stromspeicherung heute in
Deutschland stark begrenzt. Eine Besonderheit des Strommarkts ist, dass aus Griinden der Systemstabilitét
Erzeugung und Last zu jedem Zeitpunkt gleich sein miissen und Abweichungen heute noch weitgehend
durch die Angebotsseite ausgeglichen werden. Ausnahmen auf der Nachfrageseite bilden hierbei z.B.
groBe Industriebetriebe, die bereits heute direkt an der Strombodrse handeln. Mit der gezielten
ErschlieBung von Potenzialen des Demand-Side-Managements in den verschiedenen Verbrauchssektoren
istzukuinftig mit einer zunehmenden Flexibilisierung der Stromnachfrage zu rechnen. Das Auftreten
negativer Preise erhoht die Attraktivitat fiir das Erschliefen von DSM- und Speicherpotenzialen.

Negative Strompreise entstehen grundsétzlich durch ein Ungleichgewicht von Angebot und Nachfrage.
Ubersteigt das Angebot die Nachfrage, miissen konventionelle Kraftwerke in ihrer Erzeugung gedrosselt
werden. Kraftwerksbetreiber werden immer dann negative Preisgebote akzeptieren, wenn ihnen durch
Abschaltung der Kraftwerke hohere Kosten entstehen, sie aufgrund technischer Restriktionen der
Kraftwerke die Leistungsverminderung nicht vornehmen kénnen oder sie aufgrund eingegangener
Verpflichtungen eine Verringerung der Kraftwerksleistung nicht vornehmen kénnen. Durch Ab- und
spatere Anfahrvorgange sowie Stillstandszeiten der konventionellen Kraftwerke ergeben sich zuséatzliche
kurzfristige variable Kosten sowie eine erhdhte Abnutzung des Kraftwerks. Technische Restriktionen
bestehen bei der Geschwindigkeit der Ab- und Anfahrvorgange sowie bei einzuhaltenden Stillstandzeiten,
die ggf. dazu fiihren, dass Kraftwerksbetreiber mogliche Einnahmen nach dem Ende des Uberangebots
nichtrealisieren konnten. Mogliche zusatzliche Verpflichtungen bestehen in der Vorhaltung von
Regelleistung, fiir die konventionelle Kraftwerke im Teillastbetrieb gefahren werden miissen. Wie
eingangs beschrieben, sind negative Preise die Folge eines Ungleichgewichts von Angebot und Nachfrage.
Da, wie in Kapitel 4.8 dargestellt, mit zunehmender fluktuierender Einspeisung aus EE vermehrt solche

17 1m September 2009 wurde der Spotmarkt fiir Elektrizit4t nach Paris verlagert. Es sind weiterhin negative Preise zuléssig.

7*ygl. Lindenberger et. al (2010), S. 48.
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Ungleichgewichte auftreten werden, ist bei Beibehaltung der heutigen Rahmenbedingungen zukinftig
mit einem hiufigeren Auftreten negativer Preise zu rechnen."”” Dieser Tendenz wirkt zumindest teilweise
die zu erwartende zunehmende Flexibilisierung bei Erzeugung, Speicherung und Nachfrage sowie die
steigende Erfahrung der Markteilnehmer mit negativen Preisen entgegen. Auch wird die Ausgestaltung
der zukiinftigen Vermarktung von EE Einfluss auf das Auftreten negativer Preise haben.

Die Anzahl der Stunden mit nicht integrierbarer Leistung lasst sich als Menge der Zeitpunkte interpre-
tieren, in denen es zukiinftig ohne Anpassungen im Marktaufbau zu Problemen in der europaweiten
Marktpreisbildung kommen wird. Im Rahmen der Modelluntersuchungen tritt nicht integrierbare
Leistung (siehe Kapitel 4.8) ab 2030 auf. Die Haufigkeit dieser Stunden steigt bis 2050 kontinuierlich an'”°,
und in Summe betrédgt die nicht integrierbare Arbeit 2050 knapp 21 TWh/a. Inwiefern es in diesen Féllen
tatsdchlich vermehrt zu negativen Preisen kommt, ist spekulativ und hdangt von der Entwicklung des
Marktaufbaus ab. Offenkundig ist aber, dass Anpassungen im Marktaufbau notwendig sind, um mit den
genannten Situationen umgehen zu kénnen. Der heutige Marktaufbau einschlieBlich des Einspeise-
vorrangs der erneuerbaren Energien bietet hierfiir zumindest keine standardisierte oder etablierte
Vorgehensweise.

Die Modellierung der kostenbasierten Marktpreisbildung im Rahmen dieser Studie beruhtim
Wesentlichen auf dem heutigen Marktaufbau. Im Rahmen der Simulation werden in Situationen mit
einem Uberangebot die Angebotskurven vor der Preisbildung um die nicht integrierbare Leistung
bereinigt, um eine Preisbildung zu ermdglichen. Stunden mit nicht integrierbarer Leistung fithren daher
nicht automatisch zu negativen Preisen.

In den durchgefiihrten Modellierungsrechnungen treten Stunden mit negativen Marktpreisen nur
vereinzelt auf. Die sehr geringe Zahl an Stunden mit negativem Marktpreis ldsst eine belastbare quanti-
tative Auswertung nicht zu. Das nur geringfiigige Auftreten negativer Strompreise liegt zum einen an
dem oben beschriebenen Umgang mit nicht integrierbaren Leistungen. Zum anderen ergeben sich auch
durch die generelle Ausgestaltung der Modellierung Griinde fiir das geringe Auftreten der negativen
Preise. Der Preisbildungsprozess im Rahmen der Marktmodellierung ist eine grenziiberschreitende
Untersuchung. Dies fiihrt teilweise dazu, dass Marktpreise in Deutschland durch die grenziiberschrei-
tende Simulation aus einem ausléndischen Marktgebiet gesetzt werden. Des Weiteren fiihrt die Annahme
eines perfekten Marktes"”” in dem Modell tendenziell zu einer Abmilderung der Effekte.

175 Im Jahr 2010 traten in 13 Stunden am Day-ahead-Markt negative Preisen auf. Gegeniiber 71 Stunden im Jahr 2009 ist dies aktuell
eine rickldufige Tendenz. Diese Entwicklung kann jedoch aufgrund der beschriebenen zu erwartenden Effekte nicht auf die
langfristige Perspektive verallgemeinert werden.

176 Im Jahr 2050 errechnet das Modell 3829 Stunden, in denen es zu einer negativen Residuallast kommt, und 1969 Stunden mit nicht
integrierbarer Leistung.

77 Dies bezieht sich insbesondere auf die Annahme perfekter Information. Dies bedeutet, dass durch die Optimierung des
Kraftwerkseinsatzes und auch der im System vorhandenen Speicher Stunden mit potenziell nicht integrierbarer Leistung antizipiert

werden kénnen.
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4.7.3 Preisbildung und Handelsmechanismus fiir Fahrplanenergie an der Borse

Eine wesentliche Auswirkung des Umbaus des Stromversorgungssystems ist die oben beschriebene
Anderung der Struktur der kostenbasierten Marktpreise. Daneben ist aber auch mit einer Verinderung
des Handelsmechanismus fiir Strom durch die Verdréngung von Teilen der konventionellen Erzeugung
durch die EE zu rechnen. Da die EE im Jahr 2050 einen Grofteil der installierten Leistung und der daraus
generierten Stromerzeugung bereitstellen, stellt ihre Erzeugung auch den Grofteil des im Jahr 2050 an
der Borse gehandelten Stroms.

Aufgrund des verstédrkten Einflusses der EE auf den GroBhandel ist davon auszugehen, dass der kurz-
fristige Stromhandel auf Intraday-Méarkten gegeniiber dem Handel am Day-ahead-Markt an Bedeutung
gewinnen wird. Dies ist dadurch begriindet, dass sich die genauen Stromertrdge aus dargebotsabhén-
gigen EE nur kurzfristig prognostizieren lassen und somit nicht vollstindig am Day-ahead-Markt
gehandelt werden kénnen.

Durch die Starkung des kurzfristigen Handelssegments ist mit einer Verringerung des Zeitraums zwischen
Gate-Closure, also dem letzten Zeitpunkt, an dem Handel moglich ist, und der Fahrplanerfiillung zu
rechnen."”® Je kleiner der zeitliche Abstand zwischen Gate-Closure und Fahrplanerfiillung ist, desto
flexibler kann im Handel auf kurzfristige witterungsbedingte Uberschiisse aus EE reagiert werden. Sollte
der Handel durch ein vergleichsweise frithes Gate-Closure hingegen bereits geschlossen sein, ist es nicht
mehr moglich, fur kurzfristig iberschiissige Strommengen aus EE eine entsprechende Nachfrage durch
Speicher, DSM oder Ausland zu finden. Diese Menge der an sich gewiinschten Transaktionen kann dann
nicht mehr durchgefithrt werden und erzeugt einen Wohlfahrtsverlust. Es muss stattdessen
vergleichsweise teure Regelenergie eingesetzt oder in netzkritischen Situationen die Erzeugung aus EE
abgeregelt werden.

Im kurzfristigen Spot- oder Intraday-Handel ist in Situationen mit geringer Last und hoher Einspeisung
der EE (z.B. Starkwind/Schwachlast) zukiinftig ein substanzieller Merit-Order-Effekt der EE zu erwarten.
Dies ist dadurch begriindet, dass es in Stromversorgungssystemen mit hohen Anteilen der EE an der
installierten Leistung viele Anbieter geben wird, die am Spotmarkt mit Grenzkosten nahe null anbieten
kénnen. Bei giinstigen Witterungsbedingungen wird der ansteigende Teil der Angebotskurve folglich
stark nach rechts verschoben. Bei konstanter Nachfrage fiihrt dies in diesen Momenten theoretisch zu
sinkenden Preisen an der Borse und einer hohen Volatilitdt der Strompreise.

Die Erzeugung der EE auf der Angebotsseite sowie die Last auf der Nachfrageseite weisen heute eine
geringe bis keine Preiselastizitat auf."” Fiir die borsliche Preisbildung ist die Preiselastizitat von Angebot
und Nachfrage jedoch eine wichtige EinflussgroBe. Insbesondere angesichts des deutlich steigenden

178 Als ,Gate-Closure* wird die Grenze des kurzfristigen Handels bezeichnet, danach ist keine Fahrplandnderung beim zustindigen
Netzbetreiber mehr moglich.

17 Die Preiselastizitit beschreibt die prozentuale Anderung der angebotenen bzw. nachgefragten Menge bei einer Anderung des
Preises um ein Prozent. Dabei ist lediglich im Kleinkundenbereich die Preiselastizitat als kaum vorhanden anzunehmen. Im

GroBkundenbereich erfolgt durchaus eine Preisanpassung.
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Anteils der Erzeugung aus fluktuierend einspeisenden EE ist eine angebots- und nachfrageseitige
Steigerung der Preiselastizitdt notwendig und moglich. So kann angebotsseitig die Einspeisung der
Biomasse und nachfrageseitig die Last flexibilisiert werden.

Eine Flexibilisierung der Nachfrage (Steigerung der Preiselastizitdt) verdrangt vergleichsweise ineffiziente
Anbieter mit hohen Kosten aus dem Markt, da die Nachfrager in Stunden hoher Preise weniger Strom
nachfragen.”®® Ursache hierfiir ist, dass die Anbieter, die aufgrund ihrer hohen Kosten nur zu hohen
Preisen verkaufen kénnen, keine Abnehmer mehr finden, was ihrem Ausscheiden aus dem Markt
entspricht. Die zeitliche Verlagerung der Nachfrage fihrt damit zu einer Verringerung der Preisspitzen,
da sie zum Zeitpunkt von deren Auftreten die Nachfrage und damit letztendlich auch den Preis verringert.
Andererseits erhoht die zeitlich verschobene Nachfrage die Preise in den Zeiten, in die sie verschoben wird.

Zusétzlich verdndern sich die Rahmenbedingungen fiir den Handel am Terminmarkt. Der im Vergleich zu
heute geringere Anteil konventionell erzeugten Stroms muss 2050 in weniger regelméBigen Zyklen als
heute bereitgestellt werden, wie die Auswertungen der Residuallast in Kapitel 4.8 zeigen. Diese Verdnde-
rungen werden Einfluss auf heute typische Geschéftsmodelle mit langfristigen Liefervertrdgen haben.

Dargebotsabhédngige EE lassen sich nur sehr eingeschrankt bzw. mit hohen Risikoprédmien auf
Terminmaérkten handeln. Mit den derzeitigen Kontrakten kénnte nur jene Stromerzeugung abgesichert
werden, die gesichert in einem bestimmten Monat auftritt. Dies konnte dazu fithren, dass nicht alle
Hedging-Anforderungen der Marktteilnehmer erfiillt werden. Um die Einspeisungen aus fluktuierenden
EE Giber die Terminmaérkte preislich abzusichern, sind voraussichtlich neue Finanzprodukte erforderlich.

474 Zwischenfazit Elektrizitatsmarkt

Die Auswertungen der zukiinftigen Entwicklungen des Elektrizitdtsmarkts zeigen, dass in diesem Bereich
groBe Veranderungen bevorstehen. Der Ausbau und die Vermarktung der fluktuierenden EE verdndert
einerseits die zeitliche Struktur der Preise, andererseits wird deutlich, dass der heute bestehende Markt-
aufbau nicht geeignetist, sehr hohe EE-Anteile zu integrieren.

Wie im Kapitel 4.7.1 beschrieben, verdndert sich die zeitliche Struktur der kostenbasierten Marktpreise
nachhaltig. Die Preisverldufe werden deutlich volatiler und bilden unter anderem hoheren Preisspitzen.
Dartiiber hinaus wird zukiinftig die Hohe der Preise nicht mehr allein durch die Nachfrage, sondern in
zunehmendem MaB durch eine Mischung aus Nachfrage und EE-Erzeugung bestimmt. So wird
beispielsweise infolge der mittdglichen PV-Einspeisung das heute insbesondere im Sommer relativhohe
Preisniveau in den Mittagstunden verschwinden. Die fiir die kostenbasierten Marktpreise gezeigten
Entwicklungen sind auch fiir die tatsdchlichen Borsenpreise fiir Strom zu erwarten. Bei den Borsenpreisen
istdartiber hinaus auch mit einem héheren Niveau der Preise infolge der Einpreisung von Fixkosten in
den Geboten wenig eingesetzter Kraftwerke zu rechnen.

18 Die Auswirkungen des Einsatzes von DSM zur Flexibilisierung der Nachfrage werden in der Sensitivitdtsrechnung in Kapitel 5.2

ndher untersucht und quantifiziert.
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Weiteres wichtiges Ergebnis der Auswertung ist, dass der heutige Marktaufbau mit zunehmendem
Ausbau der EE angepasst werden muss. Die EE miissen in den Markt integriert werden, der typische
Zeitpunkt des Handels im Verhdltnis zur Lieferung (Erzeugung) muss angepasst und Losungen fiir
Stunden mit nichtintegrierbarer Arbeit entwickelt werden. Der heutige Strommarktaufbau muss daher
grundlegend uiberdacht werden.

4.8 DielIntegration der Must-run-Erzeugung und die Entwicklung der Residuallast

Der Ausbau der fluktuierenden EE fiihrt an verschiedensten Stellen des Stromversorgungssystems zu
Anderungen bzw. zu Anderungsbedarf. Von Anderungsbedarf betroffen sind z.B. Art und Umfang der
konventionellen Erzeugung und des hierfiir benotigten Kraftwerksparks, die Bildung von Borsenpreisen
und die Ubertragung von Elektrizitit. Weitere Beispiele sind die Erbringung der unterschiedlichen
Systemdienstleistungen, der transnationale Stromaustausch und auch das Verhalten der Stromnachfrager.
Der GroBteil dieser Effekte ist auf die dargebotsabhidngige und damit fluktuierende Einspeisung der EE
zuriickzufiihren. Besonders eindeutig lassen sich die Auswirkungen der fluktuierenden Einspeisung iiber
eine Analyse der Residuallastverldufe'® darstellen.

Die Residuallast muss durch den konventionellen Kraftwerkspark, die vorhandenen und zuzubauenden
Speichersysteme und den Austausch mit dem Ausland gedeckt bzw. ausgeglichen werden. In der fiir diese
Studie durchgefiihrten Modellierung werden die durch die vorhandenen Grenzkuppelstellen und
Speicherkapazititen erzielbaren Ausgleichseffekte direkt einbezogen. Die Analyse der Residuallast-
verldufe hilft damit auch zu erkléren, welche Herausforderungen durch die starken Schwankungen der
Residuallast bei einer isolierten Betrachtung Deutschlands bestehen bzw. wie wichtig die ausgleichenden
Effekte durch Speicher und Austausch mit dem Ausland sind. Im Folgenden werden daher Verdnderungen
bei der Residuallast und die nichtintegrierbare Leistung der Must-run-Erzeugung analysiert.

Gemas der aktuellen gesetzlichen Lage (2011) und der energiepolitischen Ziele wird in der vorliegenden
Studie ein Vorrang fiir die Stromeinspeisung der Must-run-Erzeugung'®> angenommen. Ziel dieser
Vorrangregelung ist eine moglichst weitreichende Integration der Must-run-Stromerzeugung. Die
verwendete Modellierung nimmt zur Abbildung der Vorrangregelung definierte Einspeisezeitreihen fur
EE und KWK an, welche von der Lastzeitreihe stundenscharf abgezogen werden. Die verbleibende
Zeitreihe ist die Residuallast, die durch den konventionellen Kraftwerkspark, Speicher und den Austausch
mit dem Ausland gedeckt werden muss.

Bis heute war die Residuallast in Deutschland zu jedem Zeitpunkt positiv. Aufgrund der stark steigenden
Einspeisung aus EE (unter Berticksichtigung der EE-Direktimporte geméB zugrunde gelegtem EE-

8 Durch Abzug der Must-run-Erzeugung von der Lastzeitreihe erhilt man die Residuallast, die vom konventionellen inldndischen
Kraftwerkspark, Speichern und Importen gedeckt werden muss.

1821n der Literatur wird der Ausdruck ,Residuallast* hiufig nur als Differenz von Nachfrage und EE-Erzeugung angegeben. Wie
dargestellt, wird in der Studie hiervon abweichend auch die Erzeugung aus KWK (konventionell und EE) von der Last abgezogen, um

die Residuallast zu errechnen.
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Ausbaupfad) werden zukiinftig auch negative Residuallastwerte auftreten. In Stunden mit negativer
Residuallast ist die Must-run-Erzeugung groBer als die Last, es besteht also ein Uberangebot an Strom in
Deutschland. Dieses Uberangebot wird je nach Erzeugungssituation zusétzlich durch konventionelle
Erzeugungsanlagen ausgeweitet, da infolge netztechnischer | netzsicherheitstechnischer Anforderungen
(Bereitstellung von Systemdienstleistungen) eine konventionelle Mindestkraftwerksleistung im Netz
benotigt wird.'® Der Anteil des Stromiiberangebots, der nicht ins Ausland exportiert bzw. von
inldndischen Speichern aufgenommen werden kann, wird als nicht integrierbare Leistung bezeichnet. In
der Realitdt bedeutet das, dass ein Teil der Must-run-Erzeugungsanlagen gedrosselt oder vollstindig vom
Netz getrennt werden muss. Damit wird diese mogliche Erzeugung verworfen, und durch die trotzdem
erfolgende Vergiitung der gedrosselten oder gestoppten EE-Erzeugung fallen volkswirtschaftliche Kosten

an, ohne das eine Leistungserbringung erfolgt.

4.8.1 Negative Residuallast und nicht integrierbare Leistung

Die Auswertung der Modellierung zeigt, dass 2020 zundchst wenige Stunden mit negativer Residuallast
auftreten, deren Haufigkeit bis 2050 aber deutlich zunimmt."** Abbildung 4-34 zeigt die geordnete
Dauerlinie der Residuallast fur die Stiitzjahre bis 2050. Insgesamt wird deutlich, dass sich das Niveau der
Residuallast und damit des durch den konventionellen Kraftwerkspark zu deckenden Teils der Last bis
2050 deutlich verringert. Die Anzahl der Stunden mit negativer Residuallast steigt bis 2050 auf tiber 3800
an. Damit liegt 2050 in tiber 40 Prozent aller Stunden ein Stromiberangebot (also eine negative
Residuallast) vor.
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Abbildung 4-34: Geordnete Dauerlinie der Residuallast.

83 Dje Hohe der konventionellen Leistung, die aus Griinden der Netzsicherheit am Netz bleiben muss, variiert mit den vorliegenden
Last- und Einspeisezeitreihen.
184 Negative Residuallasten treten, zumindest lokal, bereits heute auf, siehe die entsprechenden Absitze zu den Herausforderungen

in Verteilnetzen, Abschnitt 4.10.
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Stunden mit nicht integrierbarer Leistung treten in der Modellierung ab dem Jahr 2030 auf."®” Fiir diese
Untersuchung wurden netztechnische Restriktionen auf nationaler Ebene und weitere Einschrankungen
nicht einbezogen (siehe dazu néhere Erlduterungen am Ende dieses Abschnitts).

Die Haufigkeit der Stunden mit nicht integrierbarer Leistung steigt bis 2050 deutlich an. Tabelle 4-3
vergleicht die Haufigkeit des Auftretens und die Auspradgung der Stunden mit negativer Residuallast
beziehungsweise nicht integrierbarer Leistung. Der Vergleich verdeutlicht sowohl die Wichtigkeit als
auch die Moglichkeit, durch Speicher und transnationalen Austausch den Auswirkungen der Residual-
lastschwankungen entgegenzutreten und die Integration erneuerbarer Energien zu verbessern.'*®

Die Einspeisung aus Must-run-Erzeugung im Jahr 2050 tibersteigt die Nachfrage in einzelnen Stunden um
uber 70 GW. Solche Extremwerte zeigen, dass eine langfristige Planung des EE-Ausbaus und ergdnzender
MaBnahmen notwendig ist. Um das Auftreten solcher Extremwerte auszugleichen und zu vermindern,
sind verschiedene Manahmen denkbar. Durch den kombinierten Einsatz von internationalem
Stromaustausch, dem geplanten Ausbau des EE-Technologiemixes, ggf. auch der besonderen Férderung
oder Begrenzung einer Technologie, DSM, Speichern sowie Erzeugungsmanagement kann die negative
Residuallast wesentlich verringert werden.

2020 2030 2040 2050

) Anzahl der Stunden 29 1056 2764 3829

Negative [y i malwert [GW] 8.7 38,7 587 70,6
Residuallast

Durchschnittswert[GW] -3.4 -8,6 -13,6 -17.3

Nicht Anzahl der Stunden 0 86 603 1969

integrierbare | Maximalwert[GW] - -14,5 -40,0 -62,5

Leistung Durchschnittswert[GW] - -3.8 -8,9 -10,7

Tabelle 4-3: Auftreten von Stunden negativer Residuallast und nicht integrierbarer Leistung.

Aufbauend auf der Darstellung der Haufigkeit bzw. der Extremwerte negativer Residuallast und nicht
integrierbarer Leistung wird im Folgenden eine Darstellung der zu Zeitpunkten negativer Residuallast
erzeugten Arbeit bzw. der nicht integrierbaren Arbeit gegeben.

Insbesondere fiir die nicht integrierbare Arbeit zeigt sich, dass das vorhandene Stromversorgungssystem
zundchst die fluktuierende Einspeisung der Must-run-Erzeugungseinheiten relativ gut ausgleichen kann.
In den Stiitzjahren 2020 und 2030 tritt nicht integrierbare Arbeit gar nicht bzw. kaum auf. Mit dem
weiteren Ausbau der Must-run-Erzeugung und den damit einhergehenden geringeren Anteilen an zum

18 Dies gilt fiir die betrachteten Stiitzjahre. Das Auftreten nicht integrierbarer Leistung ist im Modell auch schon vor 2030 méglich.
186 An dieser Stelle wird ausdriicklich darauf hingewiesen, dass die in Tabelle 4-3 gezeigten Werte nur eine Naherung an die
Entwicklung des deutschen Stromversorgungssystems bei gleichbleibenden Rahmenbedingungen und starkem EE-Ausbau

darstellen. Ziel ist es hier, die grundsatzlichen Effekte einer stark fluktuierenden Einspeisung aus EE als Trendaussage aufzuzeigen.
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Ausgleich einsetzbarer konventioneller Stromerzeugung nimmt die Ausprdgung nicht integrierbarer
Arbeit iberproportional zu. Im Jahr 2050 betrdgt die nicht integrierbare Arbeit tiber 21 TWh.

Eine weitere Auswertung belegt, dass mit zunehmendem Anteil an Must-run-Erzeugung die nicht
integrierbare Arbeit tiberproportional steigt. In Stunden negativer Residuallast erzeugen die Must-run-
Anlagen mehr Strom als national nachgefragt. Je hoher diese Uberproduktion wird, desto groBer wird
auch der Anteil, welcher als nicht integrierbare Arbeit ungenutzt abgeregelt werden muss. Im Jahr 2040
betragt die Uberproduktion 37,5 TWh, die nicht integrierbare Arbeit 5,4 TWh oder ca. 14 Prozent. Im Jahr
2050 betragt die Uberproduktion 66,3 TWh und die nicht integrierbare Arbeit 21,1 TWh bzw. ca. 32
Prozent.
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Abbildung 4-35: Nicht integrierbare Arbeit, Arbeit zu Zeitpunkten negativer Residuallast in
Deutschland."

Die gemdB Modellierung nichtintegrierbare Arbeit tritt wie beschrieben durch die Restriktionen beim
Export, den inldndischen Speichermoglichkeiten sowie gegebenenfalls der Erzeugung des
konventionellen Kraftwerksparks im In- und Ausland auf. Der errechnete Wert ist als
Minimalabschédtzung zu betrachten, da im Rahmen der Modellierung eine Reihe von Annahmen und
Vereinfachungen getroffen wurden, die zu einer Unterschitzung der nicht integrierbaren Arbeit fiihren.
Dazu zahlt insbesondere die perfekte Information bei der Modellierung, die die optimale Ausnutzung der
Grenzkuppelstellen, die Bereitschaft des Auslands, den Strom aufzunehmen, und die kostenminimale
Planung der Residuallastdeckung durch den konventionellen Kraftwerkspark ermdoglicht.

AuBerdem wird im Modell davon ausgegangen, dass innerhalb Deutschlands keine Restriktionen bei der
Ubertragung von Erzeugungsleistung bestehen. In der Realitit werden jedoch schon heute EE-Anlagen
aufgrund von inldndischen Netzrestriktionen abgeregelt. Ein Blick auf das heutige deutsche

'871n Stunden negativer Residuallast erzeugen die Must-run-Anlagen mehr Strom, als in Deutschland nachgefragt wird. Diese

Mehrerzeugung ist in der Abbildung 4-35 als Uberproduktion bezeichnet.
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Stromversorgungssystem zeigt, dass die Aufnahme weiterer EE-Erzeugung aus netztechnischer Sicht nicht
in jedem Fall méglich ist. Studien belegen den Bedarf, die Ubertragungs- und Verteilnetze deutlich
auszubauen und umzubauen, der Netzausbau wird jedoch heute deutlich langsamer als der EE-Ausbau
realisiert.”®® Insofern ist nicht sicher davon auszugehen, dass die benétigten Netzverstarkungen
tatsachlich rechtzeitig realisiert werden konnen. Die in diesem Abschnitt dargestellte nicht integrierbare
Leistung wird damit infolge von inldndischen Ubertragungsrestriktionen zusitzlich erhéht. Im Kapitel 4.9
werden die notwendigen Anpassungsannahmen in den Netzen analysiert.

4.8.2 Schwankungen der Residuallastverlaufe

Wie diskutiert, fithrt die im zeitlichen Verlauf der betrachteten Stiitzjahre stark steigende Must-run-
Erzeugung zu einer Verdnderung der Struktur und insbesondere der Volatilitat der Residuallast und
damit des Teils der Nachfrage, der durch den konventionellen Kraftwerkspark, Importe und Speicher-
anlagen gedeckt werden muss. Die Auswirkungen dieser Verdnderungen wurden unter anderem durch
die Ergebnisse der Kraftwerkspark-Ausbauplanung in Kapitel 4.4 beschrieben. Im Folgenden werden die
Verdanderungen der Dauerlinie der Residuallast anhand verschiedener Auswertungen verdeutlicht.

Neben dem Auftreten von negativen Residuallastwerten ist auch eine Verdnderung der Struktur der
Residuallast zu beobachten. Der reine Lastverlauf erreicht im Tageszyklus seine Hochstwerte um die
Mittagszeit, am Nachmittag und am frithen Abend. Wahrend der Nacht ist die Last vergleichsweise gering,
da ein GroBteil der Arbeitsprozesse in Industrie und Gewerbe wie auch die Bevolkerung selbst ruhen.
Dieser Verlauf der Nachfrage wirkt sich auch auf den durchschnittlichen Residuallastverlauf aus und ist
imJahr 2020 noch deutlich sichtbar. Die durchschnittliche Residuallast der Stunden von 8 bis 20 Uhr ist
2020 groBer als in den ibrigen Stunden des Tages. Dieses Verhéltnis dreht sich ab 2030, wie Abbildung
4-36 zeigt. Grund hierfiir ist unter anderem die steigende Einspeisung aus Photovoltaik, die nur tagsiiber,
gerade zu Lastspitzen, auftritt. Auswirkungen dieser Verdnderung der Residuallast sind die Einsatzzeiten
der konventionellen Kraftwerke sowie die Struktur von Borsenpreisen im Tagesverlauf wie in Kapitel 4.7
beschrieben.

188 GemaB den dena-Netzstudien I bzw. Il besteht im deutschen Ubertragungsnetz ein Ausbaubedarf von 850 km bis 2015 und von
3600 km bis zum Jahr 2020. Im Rahmen der BDEW-Studie ,,Abschédtzung des Ausbaubedarfs in deutschen Verteilnetzen aufgrund
von Photovoltaik- und Windeinspeisungen bis 2020“ wurde ein erheblicher Ausbaubedarf von knapp 200 000 km in den deutschen

Verteilnetzen ermittelt.
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Abbildung 4-36: Struktur und Entwicklung der Residuallast.

Abbildung 4-37 zeigt die Folgen des hohen PV-Ausbaus am Beispiel eines Samstags im August. Die Must-
run-Erzeugung steigt in den Mittagsstunden stark an. Die Folge ist ein Uberangebot an Strom in diesem
Zeitraum. Die Auspragung des Effekts nimmt bis 2050 deutlich zu und fithrtim Jahr 2050 allein an diesem
Tag zu einer nicht integrierbaren Arbeit von knapp 0,2 TWh.
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Abbildung 4-37: Tagesverlauf der Residuallast an einem Samstag im August.

Abbildung 4-38 zeigt die Auswirkungen starker Fluktuationen der EE-Einspeisung auf die Residuallast
eines Wintertags. Im Jahr 2050 kommt es zu Schwankungen von bis zu 70 GW innerhalb eines Tages. Dies
fuhrt zu teils vollig unterschiedlichen Erzeugungssituationen in Deutschland innerhalb weniger Stunden,
die durch konventionelle Kraftwerke, Speicher sowie Im- und Exporte ausgeglichen werden miissen."®* In

189 Wie in der Sensitivititsrechnung in Kapitel 5.2 gezeigt, kann auch der Einsatz von DSM dazu beitragen, diese Schwankungen

abzuschwiéchen. In der Basismodellierung wurde der Einsatz von DSM-MaBnahmen nicht beriicksichtigt.
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der ersten Tageshélfte besteht aufgrund relativ niedriger Last und hoher Windeinspeisung eine
Uberproduktion, wohingegen in der zweiten Tageshilfte bei hoher Last und sinkender Windeinspeisung
eine Residuallast von knapp 50 GW gedeckt werden muss.
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Abbildung 4-38: Tagesverlauf der Residuallast an einem Dienstag im Februar."°

Die Abbildung 4-39 bis Abbildung 4-41 zeigen die Verdnderungen von beispielhaften woéchentlichen
Residuallastverldufen im Betrachtungszeitraum bis 2050. Die drei Beispiele aus verschiedenen Jahres-
zeiten zeigen, dass der urspriingliche Residuallastverlauf immer stdrker durch die Must-run-Einspeisung
verandert wird. Die Struktur des Residuallastverlaufes entfernt sich immer deutlicher vom reinen
Lastverlauf. So sind in allen drei Abbildungen fiir 2020 noch weiterhin die typischen Tagesverldufe der Last
zu erkennen, allerdings nimmt die RegelméaBigkeit dieser Ausprdgungen in den folgenden Jahren
deutlich ab. Gleichzeitig nehmen Effekte infolge der fluktuierenden EE-Einspeisung deutlich zu. So ist
beispielsweise in Abbildung 4-40 deutlich zu erkennen, dass die tagesminimalen Werte der Residuallast in
den Mittagsstunden liegen, also zu Zeiten der hochsten Einspeisung aus PV. Dieses Ergebnis korrespon-

diert mit dem jahreszeitlichen Verlauf der PV-Einspeisung, da die gezeigte KW 25 in der zweiten
Junihélfte liegt.

190Wie in Kapitel 4.1.1 dargestellt, wurde die in der vorliegenden Studie verwendete Lastzeitreihe auf Basis des vom ENTSO-E
verdffentlichten Lastverlaufs fiir Deutschland im Jahr 2007 erstellt. Da diese Reihe nur dem Héchstspannungsnetz entnommene
Lasten berticksichtigt und damit insgesamt nur ca. 90 Prozent der tatsdchlichen Last abdeckt, wurde sie auf die angenommene

Jahresstromnachfrage hochskaliert. Dies fiihrt dazu, dass auch Lastwerte auftreten, welche unwesentlich hoher als reale Werte der

Jahreshochstlast sind.
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Abbildung 4-39: Wochenverlauf der Residuallast im Marz.
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Abbildung 4-40: Wochenverlauf der Residuallast im Juni.
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Abbildung 4-41: Wochenverlauf der Residuallast im Oktober.

Abbildung 4-42 zeigt am Beispiel Mai die starken Residuallastschwankungen eines Monatsverlaufs. Es
treten Residuallastwerte zwischen +40 GW und -60 GW auf. Aufféllig ist, dass die Hohe der Residuallast
unabhéngig von Tag und Uhrzeit deutlich positive und deutlich negative Werte aufweist. So gibt es
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sowohl Werktage, an denen die Last weitgehend durch die Must-run-Erzeugung gedeckt werden kann
(Residuallast <0), als auch Werktage, an denen die Residuallast dauerhaft positiv ist, also im ganzen
Tagesverlauf konventionelle Erzeugung zur Lastdeckung bendétigt wird.
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Abbildung 4-42: Monatsverlauf der Residuallast im Mai 2050.

Abbildung 4-43 zeigt den Verlauf der Residuallast im Jahr 2050. Dabei wurde die nicht integrierbare
Leistung, also der Anteil der Must-run-Erzeugung, der verworfen werden muss, rot hervorgehoben. Die
Grafik bestétigt die in den tiglichen, wochentlichen und monatlichen Verldufen gefundene Entwicklung
der Residuallast. Diese wird zukiinftig stark schwanken. Diese Entwicklung ist insbesondere auf die
steigende Einspeisung fluktuierender EE-Erzeugung zurtickzufiihren.
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Last mnichtintegrierbare Leistung » Residuallast
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Abbildung 4-43: Jahresverlauf der Residuallast 2050.""

4.9 Netzausbaubedarf auf Ubertragungsnetzebene

Wie in den vorhergehenden Kapiteln beschrieben, wird infolge des Ausbaus der EE eine Transformation
des Stromversorgungssystems notwendig. Der Verdnderungsbedarf betrifft dabei auch die Ubertragung
und Verteilung von Elektrizitat in Deutschland und Europa. Im Folgenden werden die Ursachen und die
daraus resultierenden Anforderungen an einen Ausbau der Ubertragungsnetze dargestellt und auf den
aktuellen Diskussionsstand zum Aus- und Umbaubedarf der Verteilnetze eingegangen.

Bereits heute besteht ein geografisches Ungleichgewicht zwischen der hohen installierten Wind-
energieleistung im Norden und Osten Deutschlands sowie der Konzentration der Lastzentren im Stiden
und Westen der Republik. Dieses Ungleichgewicht wird zukiinftig durch die geplante Errichtung gro3er
Offshore-Windparks in Nord- und Ostsee sowie gegebenenfalls durch konventionelle Kraftwerks-
neubauten in Kiistenndhe weiter zunehmen und fithrt zu einem wachsenden Transportbedarf fir
elektrische Energie im deutschen Ubertragungsnetz.”®® Dariiber hinaus haben im Zuge der Energiewende
im Jahr 2011 die Landesregierungen zahlreicher Bundesldnder im Westen und Siiden (z.B. Bayern und
Baden-Wiirttemberg) einen erheblichen Ausbau der wind- und Solarenergienutzung beschlossen.
Daneben fiithren auch die zunehmende européische Marktintegration und der damit verbundene
Stromhandel zu einem Ausbaubedarf.

9'7u dem in Abbildung 4-43 gezeigten Lastverlauf siehe auch FuBnote 190.
192 Der PV-Zubau konzentriert sich in Siiddeutschland. Gerade wiahrend sonnigen und lastschwachen Sommertagen kann dies bei

fortschreitendem PV-Ausbau zukinftig vermehrt zur zeitweisen Stromiiberproduktion in Siiddeutschland fithren.

Seite 120 von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

Die Abschétzung des Netzausbaubedarfs wird anhand einer besonders kritischen Netzsituation (Stark-
wind und Starklast) ermittelt.'”® Grundlage fiir die Abschéitzung sind die Ergebnisse der Kraftwerkspark-
Einsatzplanung, die Last und ein leitungsscharfes Modell. Zunédchst wird die Last und die Erzeugung der
untersuchten Stunde den Knoten des leitungsscharfen Netzmodells zugeordnet. In einem iterativen
Verfahren wird dann die Ubertragungskapazitit der unter den simulierten Bedingungen im (n-1)-Fall am
starksten Giberlasteten Trasse angepasst. Dabei wird unterstellt, dass der Ausbau im 380-kV-Netz mit
Biindelleitern aus vier Seilen durchgefiihrt wird. Die Verwendung von Hochtemperatur-Leiterseilen
(Thermal Resistant Aluminium, TAL) ist nicht Gegenstand dieser Untersuchung.

Da der parallele Leitungszubau Auswirkungen auf das Gesamtsystem hat, wird anschlieBend das gesamte
Modell mit den gednderten Parametern erneut durchgerechnet. Es erfolgt wiederum eine Anpassung der
Ubertragungskapazitit der nun am stirksten iiberlasteten Stromkreise. Diese Schritte werden so lange
wiederholt, bis die Leitungskapazititen den Ubertragungsanforderungen entsprechen, d. h. keine
Leitung mehr iiberlastet ist. Eine ausfiihrliche Modellbeschreibung ist im Anhang'** dargestelit.

Interpretation der Ergebnisse zum Ausbaubedarf des Ubertragungsnetzes

Uber den gesamten Betrachtungszeitraum bis 2050 ergibt sich unter Annahme des zugrunde gelegten
Netznutzungsfalls eine zusétzlich benétigte Stromkreisldnge von 12 900 km (die gesamte Stromkreislange
im deutschen Ubertragungsnetz betrug 2008 etwa 36 000 km). Dabei besteht Ausbaubedarf insbesondere
in Nord-Siid-Richtung.

Diese Ergebnisse bestdtigen den durch die dena-Netzstudien I und II ermittelten hohen Netzausbaubedarf
im deutschen Ubertragungsnetz. Die im Jahr 2010 fertiggestellte dena-Netzstudie II (stundenscharfe
Betrachtung aller Netznutzungsfélle im Jahr 2020 unter Einbeziehung sicherheitsrelevanter Szenarien
und eines Regionenmodells) ermittelt einen zusédtzlichen Netzausbaubedarf bis 2020 von 1700 bis 3600
km in Abhingigkeit von der verwendeten Ubertragungstechnologie fiir Trassenneubauten und
Umriistung des Bestandnetzes.'”

Neben den hohen Kosten des Netzausbaus stellt auch seine rechtzeitige Realisierung eine grof3e
Herausforderung dar. Insbesondere zeitintensive Planungs- und Genehmigungsverfahren und eine
geringe Akzeptanz in der Bevolkerung fiir neue Hochstspannungstrassen hemmen die ziigige Umsetzung.
Sowurden von dem in der dena-Netzstudie I zur Netzintegration der Windenergie bis 2015 ermittelten
Netzausbaubedarfvon 850 km an neuen Hochstspannungstrassen bis heute nur etwa 80 km realisiert.

19 Siehe auch Modellbeschreibung im Anhang E.

194 Siehe Anhang E.

195 Zur Ermittlung des Netzausbaubedarfs wurden in der dena-Netzstudie Il und der Studie Integration EE unterschiedliche
Annahmen und Berechnungsverfahren verwendet. Fiir weitere Informationen siehe Methodik- und Eingangsdatenbeschreibungen

der jeweiligen Studien.
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4.10 Netzausbaubedarf auf Verteilnetzebene

Das Stromiibertragungssystem ist im Wandel begriffen. Im historisch gewachsenen System wurde der
Strom in GroBkraftwerken auf der Ubertragungsnetzebene eingespeist und iiber die Verteilnetze an den
Endkunden weitergegeben. Dieses System zentraler Erzeugung wurde auf der Ubertragungsnetzebene
kontrolliert und geregelt.

Heute wird Energie zunehmend (durch EE und KWK) auf Verteilnetzebene erzeugt. Diese Erzeugung
erfolgt sowohl dezentral als auch regional sehr konzentriert. Hieraus ergibt sich ein hybrides System
dezentraler und zentraler Erzeugung, in dem die Verteilnetze eine veranderte Rolle spielen. So kommt es
beispielsweise in Situationen hoher dezentraler Einspeisung und geringer Last bereits zu Riickspeisungen
von der Verteilnetzebene in die Ubertragungsnetzebene. Mit der Durchleitung dieser Leistung
iibernimmt das Verteilnetz originire Aufgaben des Ubertragungsnetzes. Auch heute werden bereits im
Verteilnetz Systermndienstleistungen erbracht. Bei steigendem EE-Anteil und gleichzeitig sinkender
konventioneller Erzeugungsleistung miissen die EE zukiinftig verstéarkt zur
Systemdienstleistungsbereitstellung beitragen. Damit steigt die Bedeutung der Verteilnetze im
zukiinftigen Stromversorgungssystem an. Unter den verdnderten Rahmenbedingungen besteht neben
einem Aus- und Umbaubedarf der Netzstruktur bestehender Verteilnetze weiterhin ein enormer
Innovationsbedarf (z.B. fiir eine zunehmende Automatisierung / Smart Systems).

Wihrend Optimierungs- und Netzausbaubedarf der Ubertragungsnetze bei weiter steigendem EE-
Ausbau vielfach untersucht wurden, sind derartige Untersuchungen auf der Verteilnetzebene noch nicht
ausreichend durchgefiithrt worden. Seit Juni 2011 untersucht die dena-Verteilnetzstudie diesen Sach-
verhalt detailliert. Die Ergebnisse werden fiir Dezember 2012 erwartet. Der folgende Absatz nennt zentrale
Aspekte der gednderten Anforderungen an Verteilnetze, analysiert erste vorliegende Untersuchungen
und definiert Fragestellungen fiir weitere notwendige Studien. Weitere Uberlegungen zu den Kosten bzw.
dem Investitionsbedarf auf Verteilnetzebene werden in Kapitel 4.12.3 dargestellt.

Bidirektionale Lastfliisse

Im historisch gewachsenen Stromversorgungssystem sind die groBen Erzeugungsanlagen hauptsachlich
auf Ubertragungsnetzebene angeschlossen. Uber diese Ebene erfolgt je nach regionaler Nachfrage die
bundesweite Verteilung der Energie. Von ihr flieBen die Strome zu niedrigeren Spannungsebenen.
Aufgabe des Verteilnetzes ist die Verteilung dieser elektrischen Energie in der Fldche. Durch den Ausbau
dezentraler EE-Erzeugungsanlagen ergibt sich neben der reinen Verteilung eine weitere Aufgabe fur das
Verteilnetz: Die Einspeisung dezentraler Erzeuger, insbesondere der EE- und KWK-Anlagen, muss in
Stunden groBer Einspeisung und geringer Last aus Verteilnetzbereichen in das tibergelagerte
Ubertragungsnetz weitergeleitet werden. In diesem Fall spricht man von bidirektionalen Lastfliissen. Die
Netze miissen an diese sich &ndernden Bedingungen angepasst werden und flexibel betrieben werden.

Abbildung 4-44 stellt die historisch gewachsenen Fliisse sowie mogliche zukiinftige Netzsituationen dar.
Sie zeigt, dass insbesondere EE-Anlagen in die Mittel- und Niederspannungsebene einspeisen, wodurch es
zu den beschriebenen bidirektionalen Lastfliissen kommt und das Verteilnetz zeitweise zum
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Ubertragungsnetz wird. Anpassungsbedarf besteht, wenn die Hohe des Riickflussbedarfs zumindest
zeitweise die Kapazitaten der bestehenden Netzstrukturen tibersteigt. Weiterhin sind die
Schutzeinrichtungen des heutigen Stromversorgungssystems teilweise nicht fiir Riickfliisse ausgelegt.
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Abbildung 4-44: Transformationsprozess von zentraler zu dezentraler Erzeugung.'®
Fluktuierende Einspeisung [ Lastgradienten

Neben dem durch bidirektionale Lastfliisse entstehenden Anpassungsbedarf stellt die steigende
fluktuierende Einspeisung eine weitere Herausforderung dar. Insbesondere im kurzfristigen Zeitbereich
(Wolkenzug, Windbdéen und Flauten bei Sturmwetterlagen etc.) sind Einspeisednderungen der EE sehr
schwer genau prognostizierbar. Die Steuerung und der Ausgleich dieser Schwankungen stellt das
Netzmanagement vor immer groB3ere Herausforderungen, die langfristig durch sinkende Anteile
konventioneller und gut steuerbarer Anlagen weiter verstarkt werden.

Die Problemstellung, diese insbesondere im Sekunden- und Minutenbereich sehr steilen Lastgradienten
durch Lastfliisse in ibergeordnete Netzebenen und flexiblen Kraftwerkseinsatz (sowie ggf. DSM-
MafBnahmen) ausgleichen zu miissen, konnte im Rahmen der stundenscharfen Marktmodellierung der
vorliegenden Studie nicht untersucht werden. Weitere wissenschaftliche Untersuchungen sind an dieser
Stelle dringend notwendig, um die Erkenntnisse tiber diese Thematik zu vertiefen.

1% ygl. dena (2008), S. 55.

Seite 123 von 169



Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena)
Integration EE, Endbericht

Innovative Netzkonzepte

Verschiedene Studien untersuchten fiir einzelne reale oder typisierte Netzgebiete'®” den durch den
steigenden EE-Ausbau induzierten Netzausbaubedarf.'”® Insbesondere erste Studienergebnisse des vom
BMWi geforderten Projekts ,Netze der Zukunft“'* zeigen auch, dass innovative Netzkonzepte — wie z.B.
die Verwendung von Informations- und Kommunikationstechnik [ Smart Grids und die dadurch
verbesserten Moglichkeiten des Lastmanagements, der Einsatz von Speichern oder die kundennahe
Spannungsregelung - zur verbesserten Ausnutzung der Netzkapazitit fiihren und damit den Ausbau-
bedarfreduzieren kénnen. Hier stehen bereits diverse Technologien zur Verfiigung, die schon in
Demonstrationsprojekten punktuell in reale Netze eingebettet werden. Allerdings miissen umgehend
Konzepte zur Uberfiihrung dieser Technologien in den Regelbetrieb gefunden und durch entsprechende
gesetzliche und regulatorische Rahmenbedingungen geférdert werden. Insbesondere das
Zusammenwirken verschiedener Instrumente und die gesamtsystembezogene Bewertung sollte in
zukiinftigen Studien genauer untersucht werden.

4.11 Systemstabilitat

Fiir die Gewéhrleistung der Versorgungssicherheit miissen die UNB sicherstellen, dass zu jedem Zeitpunkt
in ausreichendem MaB netzstabilisierende Systemdienstleistungen zur Verfiigung stehen.*”

So verantworten die UNB neben der in ausreichendem MaB bereitzustellenden positiven und negativen
Regelleistung (siehe Kapitel 4.3) zum Beispiel die Verfiigbarkeit von Blind- und Kurzschlussleistung zur
Gewdhrleistung der Systemstabilitdt. Kornmt es zu Systemstérungen mit einem teilweisen oder
weitreichenden Zusammenbruch des Netzes, so obliegt die Koordination des sukzessiven
Netzwiederaufbaus den UNB.*”!

Die Abschnitte 4.11.1 bis 4.11.3 erlautern die wesentlichen Hilfsdienstleistungen, die fiir einen stabilen
Betrieb der Stromnetze sowie fiir den Netzwiederaufbau im Falle einer Storung notwendig sind. Dabei
werden auch die wesentlichen Herausforderungen, die sich im Zusammenhang mit der Transformation
hin zu einem Energiesystem mit hohem EE-Anteil ergeben, genannt.

4111 Blindleistungsbereitstellung

Die Blindleistung stellt einen wesentlichen Parameter dar, der die Spannungshohe beeinflusst. Im
Normalbetrieb ist es u.a. die Aufgabe der UNB, das vereinbarte Spannungsband mittels
Blindleistungsbereitstellung aus Erzeugungseinheiten und Kompensationselemente kapazitivund

197ygl. IAEW (2010), BDEW (2011) oder Zukunftsnetze (2011).

198 Siehe auch den entsprechenden Absatz zu den Kosten des Verteilnetzausbaus in Kapitel 4.12.3.
199 Fiir weitere Informationen vgl. Zukunftsnetze (2011).

20 ygl. EnWG (2011), S. 30 ff.

21ygl. VDN (2007), S. 42.
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induktiv zu steuern.?*® Bei der Analyse des aktuellen Stromversorgungsystems zeigt sich, dass die Summe
der jeweils am Ubertragungsnetz angeschlossenen und laufenden Kraftwerke ausreichend ist, um den

Blindleistungsbedarf zur Wahrung des Spannungsbandes im Netz zur Verfiigung zu stellen.’®

Durch den geplanten EE-Ausbau und den daran mittelbar gekntipften Riickbau konventioneller Kraft-
werke kommt es in den folgenden Jahren zu einer Reduzierung von Blindleistungskapazitdten im
Ubertragungsnetz. Anlagen fiir EE werden in Deutschland mit Ausnahme der geplanten Offshore-
Windparks in der Nord- und Ostsee und sehr gro8er Onshore-Windparks vorwiegend auf Verteilnetz-
ebene angeschlossen. Dadurch verlagert sich die Kapazitat fiir die Blindleistungsbereitstellung von der
Ubertragungsnetz-in Richtung der Mittel- und Niederspannungsebene. Zusétzlich muss in Zukunft auch
das zunehmende geografische Gefélle der verfiigbaren Erzeugungsleistung zwischen Nord- und
Stiddeutschland berticksichtigt werden.

Der Transport von Blindleistung belastet das Netz, was zu zusétzlichen Netzverlusten fiihrt. Daher ist
Blindleistung nur tiber kurze Distanzen tibertragbar, und es wird eine moglichstlokale Kompensation
angestrebt. Eine Ubertragung von Blindleistung iber Spannungsebenen ist durch die Transformation
nicht oder nur sehr verlustbehaftet moglich.?** Daher muss der dargestellte Riickgang der
bereitstellbaren Blindleistung im Ubertragungsnetz kiinftig durch entsprechende
Blindleistungskompensationseinrichtungen ausgeglichen werden.

4.11.2 Kurzschlussleistung

Als Kurzschluss wird die unbeabsichtigte Verbindung zwischen zwei und mehr Punkten eines
Stromkreises mit iblicherweise unterschiedlicher Spannung verstanden - also ein Kontakt zwischen zwei
oder drei AuBBenleitern oder zwischen ein oder mehreren Au3enleitern und Erde.

Hohe dreipolige Kurzschlussstrome sind indirekt auch ein technisches Qualitdtsmerkmal jedes Netzes im
Hinblick auf stabilen Blockbetrieb, Spannungskonstanz, geringe Blindleistungsverluste, riickwirkungs-
freien Betrieb unruhiger, unsymmetrischer oder oberschwingungserzeugender Verbraucher und die
sichere Schutzauslésung durch klare Unterscheidung von Betriebs- und Kurzschlussstromen. Hieraus
resultiert an das System die Forderung, nicht nur Wirk- und Blindleistung in dem von der Belastung und
dem Eigenverbrauch der Kraftwerke und Ubertragungseinrichtungen bestimmten Umfang
bereitzustellen, sondern auch ausreichend Kurzschlussleistung vorzuhalten.

Die bereitzuhaltende Kurzschlussleistung ist wie die Blindleistung geografisch verteilt vorzusehen, um
eine ausreichende Systemstabilitat zu gewdhrleisten. Durch den zu erwartenden Riickbau an konven-
tionellen Kraftwerken miissen in der Zukunft in Netzbereichen mit zu geringer Kurzschlussleistung
entsprechende Kompensationsmafnahmen ergriffen werden. Dies kann im Bereich des Verteilnetzes
beispielsweise durch die koordinierte Installation von Kompensationselementen auf Mittel- und Nieder-

22ygl. VDN (2007), S. 64.
203ygl. VDN (2007),S.19.
204 Consentec (2010), S.19.
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spannungsebene erfolgen oder alternativ durch das Nachriisten von EEG-Anlagen.?® Fiir die
ausreichende Bereitstellung von Kurzschlussleistung auch im Ubertragungsnetz wiirden weitere, ggf.
sehr komplexe MaBBnahmen notwendig.

4113 Schwarzstartfdhigkeit und Inselnetzbetriebsféhigkeit

Kommt es infolge von Stérungen zu einem Zusammenbruch des Stromversorgungssystems, werden
Erzeugungseinheiten benotigt, mit deren Hilfe das Stromnetz wieder aufgebaut werden kann. In einer
Stérungssituation sind die Kraftwerke vom Netz getrennt und erhalten auch keine externe Energiever-
sorgung fiir den Eigenbedarf.?’® Bestimmte Kraftwerke zeichnen sich durch die Eigenschaft aus, ohne
netzgestitzte Energieversorgung aus dem abgeschalteten Zustand heraus anfahren zu kénnen. Diese
Eigenschaft wird als ,Schwarzstartfadhigkeit“ bezeichnet. Ausgehend von diesen Kraftwerken kann die
Stromversorgung kaskadenartig wieder aufgebaut werden. Die Systemdienstleistung Schwarzstartfahig-
keit wird nur von wenigen Erzeugungseinheiten wie z.B. Pumpspeicherkraftwerken zur Verfiigung
gestellt. Im Rahmen der Systemverantwortung ist es die Aufgabe der UNB, im Fall des Totalausfalls der
Stromversorgung den Wiederaufbau des Netzes unter Einbeziehung der benachbarten UNB, der nach-
gelagerten VNB und der Kraftwerksbetreiber zu koordinieren.?”” Hierfiir muss der UNB entsprechende
MafBnahmenkataloge und Notfallpldne bereithalten sowie ausreichende Kapazitdten schwarzstartfdhiger
Kraftwerke sicherstellen.**®

Mit abnehmender Verfiigbarkeit konventioneller Kraftwerke koénnten auch EE-Erzeugungsanlagen
vorbereitet werden, einen Beitrag zum Netzwiederaufbau zu leisten. Allerdings ist die Anzahl der
schwarzstartfdhigen Anlagen, die zum Wiederaufbau des Netzes notwendig sind, tiberschaubar, da fiir
diese Aufgaben grundsitzlich Pumpspeicher vorgesehen sind.

Die angemessene Beteiligung von EE-Erzeugungsanlagen an der Frequenzregelung und der
Stabilisierung vom Verbund getrennter Teilnetze und wéhrend eines Netzwiederaufbaus ist moglich.
Hierfir sind jedoch einerseits dezentrale Regelmechanismen durch die einzelnen Anlagen notwendig,
andererseits wird eine zentrale Steuerbarkeit etwa von Windparkclustern erforderlich, um bei Gefdhr-
dungen des Gesamtsystems oder im Rahmen eines Netzwiederaufbaus die Einspeisung den Erforder-
nissen gezielt anpassen zu kénnen. Aufgrund der fehlenden rotierenden Massen ist ein Inselbetrieb
ausschlieBlich tiber Umrichter gespeister EE-Erzeugungsanlagen nach heutigem Stand der Technik nicht
moglich.®

2%5ygl. Schmieg (2007), S.19.

26 Der Eigenbedarf ergibt sich z.B. durch die vorhandene Steuer- und Regelungstechnik der Kraftwerke.
27ygl. EnWG (2011).

28ygl. VDN (2007), S. 54.

29ygl. dena (2010), S. 21.
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4114 Systemverantwortung

Gem. §§ 12,13 Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) sind die vier UNB in Deutschland berechtigt und
verpflichtet, Gefdhrdungen fiir die Sicherheit oder Zuverldssigkeit des Elektrizitdtsversorgungssystems
durch netz-, markt- und anpassungsbezogene MaBnahmen zu beseitigen.?® Nach Einschitzung des
BMWi besteht aktuell aufgrund dieser Regelungen und deren konsequenter und sinnvoller Anwendung
durch die UNB keine akute Gefahrdung der Systemsicherheit in Deutschland durch prozessuale oder

organisatorische Schwachstellen im System.*"

Durch den vorgesehenen starken Ausbau an EE verdndert sich die angeschlossene Erzeugungsleistung auf
den verschiedenen Netzebenen. Die angeschlossene Erzeugungsleistung auf den Verteilnetzebenen
Hochspannung (HS), Mittelspannung (MS) und Niederspannung (NS) nimmt infolge des EE-Ausbaus
immer stérker zu.

Die daraus resultierende abnehmende Erzeugungskapazitit auf Ubertragungsnetzebene, einhergehend
mit der Verlagerung von systemstabilisierenden Dienstleistungen auf untergeordnete Netzebenen sowie
ansteigenden Transportmengen und Transportentfernungen, verringert die im EnWG geregelten
direkten®? Steuerungsmoglichkeiten der UNB. Umgekehrt kommt der Informationsgewinnung iiber die
aktuelle Erzeugungsstruktur auf untergeordneten Ebenen fiir die Systemverantwortlichen zunehmende
Bedeutung zu. Daraus ergibt sich, dass das Aufgabenfeld zur Sicherung der Systemstabilitét fiir die
Verantwortungstréager im Allgemeinen komplexer wird. Ein erhéhter Aufwand zur notwendigen
Informations- und Datenbeschaffung, kombiniert mit einem erhéhten Koordinationsaufwand zur
verantwortungsvollen Wahrnehmung der Pflichten, ist die Folge.

Die Systemverantwortlichen miissen fir die Zukunft mit ausreichenden Kompetenzen ausgestattet
werden, um den zunehmend komplexer werdenden Informationsaustausch zwischen den Netz- und
Anlagenbetreibern sicherzustellen. Des Weiteren ist eine Verpflichtung aller Netz- und Anlagenbetreiber
auf eine aktive Informations- und Datenbereitstellung zur Sicherung der Systemstabilitédt erforderlich.

Die Anforderungen an die notwendigen Kommunikationsprozesse zwischen allen Systemteilnehmern
sind angesichts des zunehmenden europdischen Stromhandels auch im internationalen Kontext zu
erortern.

4.12 Die Kostenentwicklung der Stromversorgung in Deutschland

Die offentliche Diskussion iber die Auswirkungen des Ausbaus erneuerbarer Energien auf die Strompreise
fur Endverbraucher konzentriert sich oftmals auf die Entwicklung der Borsenpreise fiir Strom und die

20 Marktbezogen*® bezieht sich hier nach dem Wortlaut des Gesetzestextes auf den Einsatz von Regelenergie, vertraglich

vereinbarte abschaltbare und zuschaltbare Lasten, Information tiber Engpésse und Management von Engpéssen sowie
Mobilisierung zusétzlicher Reserven, vgl. EnWG (2011), S. 30 f.

Aygl. BMWi (2011a), S. 18.

22 Direkt“ wird hier synonym fiir den méglichen Eingriff der UNB durch Leistungsregelung der Erzeugungseinheiten auf gleicher

Netzebene verwendet. ,Indirekt” bezeichnet folglich einen notwendigen Eingriff auf untergeordneten Netzebenen.
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Entwicklung der EEG-Umlage. Eine solche Betrachtung vernachléssigt wesentliche weitere Bestandteile
der zukiinftigen Strompreise fiir Endverbraucher. Die Strompreise werden kiinftig auch durch steigende
Netzkosten, spezifische Kosten der konventionellen Erzeugung und Kosten fiir
FlexibilisierungsmaBnahmen des Stromversorgungssystems wie beispielsweise der Errichtung von

Speichersystemen beeinflusst.”®

Eine genaue Berechnung der Systemgesamtkosten ist, insbesondere aufgrund der Vielzahl der Faktoren,
der komplexen Zusammenhdnge und des langen Betrachtungszeitraums, nicht moglich. Im Folgenden
wird eine Grobabschédtzung einzelner Kostenblécke vorgenommen. Die Kostenabschitzung erhebt
explizit weder den Anspruch, simtliche Kostenfaktoren einzubeziehen, noch die betrachteten grund-
legenden Faktoren exakt vorauszusagen. Insbesondere mit zunehmendem Zeithorizont ist mit Entwick-
lungen und technischen Innovationen zu rechnen, die aus heutiger Sicht weder absehbar noch kosten-
technisch bewertbar sind.

4121 DieKostenentwicklung konventioneller Stromerzeugung

Die Kosten der konventionellen Stromerzeugung (ohne konventionelle KWK-Erzeugung) in Deutschland
sinken gemaf den Modellierungsergebnissen zwischen 2020 und 2050 um 13,6 Mrd. Euro bzw. 72 Prozent
(Abbildung 4-45).*** Dies ist maBgeblich durch das zeitlich parallel sinkende Volumen der konventionellen
Erzeugung zu begriinden.?” Die spezifischen Kosten der konventionellen Stromerzeugung (ohne
konventionelle KWK-Erzeugung) steigen hingegen im selben Zeitraum stark an (Abbildung 4-45 )."° Sie
verdreifachen sich zwischen 2020 und 2050 nahezu, von 5,3 ct/kWh auf 16,8 ct/kWh. Dieser Effekt istim
Wesentlichen durch die verdnderte Zusammensetzung und die erheblich geringere Auslastung des
konventionellen Kraftwerksparks zu begriinden.?”” Im Jahr 2050 werden vermehrt Gaskraftwerke fiir
konventionelle Stromerzeugung und die Bereitstellung von Regelleistung eingesetzt. Kernkraftwerke
sind ab 2023 nicht mehr am Netz, die von Braunkohlekraftwerken im Betrachtungszeitraum bis 2050
erzeugten Strommengen nehmen stark ab. Die mittlere Auslastung der konventionellen Kraftwerke in
Deutschland geht deutlich zurtck.

3 Bei den in der Studie dargestellten Kosten und Preisangaben handelt es sich um Realwerte.

24 Die Kosten der konventionellen Stromerzeugung enthalten kurzfristige variable Erzeugungskosten, Fixkosten und annuitétische
Investitionskosten der zugebauten Kraftwerke. Annuitétische Investitionskosten von bestehenden Kraftwerken sind nicht enthalten.
#5ygl. Kapitel 4.5.

46 Dje spezifischen Kosten sind der Quotient aus Kosten und Strommenge der konventionellen Stromerzeugung.

7 Die Vergiitung der Vorhaltung von Reserveleistung wurde nicht analysiert und hier auch nicht berticksichtigt. Damit werden die

spezifischen Kosten etwas tiberschétzt.
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Abbildung 4-45: Gesamtkosten und spezifische Kosten der konventionellen Stromerzeugung in
Deutschland bis 2050.

Die Kosten der konventionellen Stromerzeugung aus KWK werden aufgrund der Must-run-Eigenschaft
separat betrachtet. Wie aus Tabelle 4-4 ersichtlich, erreichen die Kosten der Stromerzeugung aus
konventioneller KWK im Jahr 2030 mit 3,6 Mrd. Euro ihr Maximum und sinken anschlieBend auf 2,3 Mrd.
Euro im Jahr 2050.*® Diese Kostenentwicklung weist eine dquivalente Struktur zur Stromerzeugung aus

konventioneller KWK gemaB den Eingangsparametern auf. >
2010 | 2020 | 2030 | 2040 | 2050
Kosten der Stromerzeugung aus
A 2,1 3,4 3,6 3,0 2,3
konventioneller KWK [Mrd. €]

Tabelle 4-4: Kosten der Stromerzeugung aus konventioneller KWK.

4.12.2 Kostenentwicklung der Erzeugung aus EE

Komplementér zu den Kostenentwicklungen der konventionellen Stromerzeugung wird im Folgenden
die Kostenentwicklung erneuerbarer Energien analysiert. Dabei wird auf die Entwicklung der
Stromgestehungskosten der EE sowie die daraus resultierenden EEG-Differenzkosten eingegangen.

EE-Stromgestehungskosten

GemaB dem zugrunde gelegten EE-Ausbauszenario (BMU-Leitszenario 2009) steigt die absolute Summe
der Stromgestehungskosten zwischen 2010 und 2050 um 22 Mrd. Euro/Jahr (+176 Prozent) von 12,5 auf

#81n Anlehnung an TUM (2004) und IER (2005) wurden fiir 2010 spezifische Stromrestkosten (Gesamtkosten der Energieerzeugung
im KWK-Prozess abztiglich der Kosten fiir die Warmebereitstellung) der konventionellen KWK von 35 Euro/MWh angenommen. Fiir
die folgenden Stiitzjahre entwickeln sich die Stromrestkosten konventioneller KWK entsprechend der Gaspreisentwicklung des
angenommenen Brennstoffpreisszenarios.

#9ygl. entsprechenden Absatz des Kapitels 4.1.3.
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34,5 Mrd. Euro/Jahr (Abbildung 4-46).%*° Dies ist vor allem auf den starken Ausbau an installierter EE-
Leistung sowie der daraus gewonnenen Arbeit zurtickzufithren. Die durchschnittlichen
Stromgestehungskosten je erzeugter Kilowattsunde an EE (spezifische Stromgestehungskosten) halbieren

sich dagegen in diesem Zeitraum.

Abbildung 4-47 zeigt auf Basis der Daten des BMU-Leitszenarios 2009 technologiescharf das Absinken der
spezifischen Stromgestehungskosten bis 2050. Dieser Effekt ist vor allem durch Skalen- und Lerneffekte
bedingt. Die Ausnahme bilden hierbei hydraulische Kraftwerke. Die spezifischen Stromgestehungskosten
von hydraulischen Kraftwerken steigen bis 2050 aufgrund umfassender Modernisierungsmafnahmen
des Bestandes an Wasserkraftwerken. Vereinzelte Neubauten (z.B. Rheinfelden) wirken ebenfalls
erhohend auf die mittleren Stromgestehungskosten des Anlagenbestands. 2040 weisen sémtliche EE-
Technologien spezifische Stromgestehungskosten von maximal 10 ct/kWh auf (Vgl. Abbildung 4-47).

40

35

30
N .

15

o [l
]

EE-Stromgestehungskosten [Mrd. €/a]

5

0
2010 2020 2030 2040 2050
Direktimport EE[Mrd. €/a] 0,00 0,23 2,97 5,95 7,64
B Geothermie [Mrd. €/a] 0,00 0,16 0,50 0,99 2,23
= Wasser [Mrd. €/a] 0,41 0,98 1,17 1,37 1,55
E Biomasse [Mrd. €/a] 3,95 5,36 5,42 5,07 4,53
Wind offshore [Mrd. €/a] 0,10 2,48 5,90 7,26 7,40
® Wind onshore [Mrd. €/a] 4,18 5,43 5,05 4,66 4,46
Photovoltaik [Mrd. €/a] 3,88 10,54 8,57 6,58 6,70
Summe [Mrd. €/a] 12,53 25,18 29,57 31,87 34,51

Abbildung 4-46: Entwicklung der EE-Stromgestehungskosten.*

220 Betrachtet werden die mittleren spezifischen Stromgestehungskosten des EE-Anlagenbestands geméaB BMU-Leitszenario 2009.
Dies gewdhrleistet Konsistenz mit dem angenommenen Ausbaupfad der EE, der sich ebenfalls auf das BMU-Leitszenario 2009

bezieht.
*1Dje Werte fiir 2010 entsprechen den realen Werten, vgl. BDEW (2010a).
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Direktimport EE[ct/kWh] - 8,4 7.3 6,5 6,2
——Biomasse [ct/kWh] 10,6 10,6 9,8 9,0 8,0
— Mittelwert EE[ct/kWh] 10,6 10,2 7.8 6,5 6,1

Abbildung 4-47: Spezifische EE-Stromgestehungskosten des Anlagenbestands.**

Differenzkosten

Die zu zahlende EEG-Einspeisevergiitung, also die gesetzlich garantierte Vergiitung der Erzeugung aus
EEG-Anlagen, kann nur zum Teil durch die Vermarktung der EEG-Strommengen an der Stromborse®*
refinanziert werden, da die Verkaufserlose an der Borse geringer sind als die gezahlten Vergiitungen. Die
Differenz zwischen erzielten Vermarktungserlésen an der Bérse und geleisteten Einspeisevergiitungen
wird im Folgenden als Differenzkosten bezeichnet. Diese Differenzkosten werden mittels der EEG-Umlage
auf die Letztverbraucher umgelegt.

Die Differenzkosten sinken zwischen 2020 und 2050 um 26 Prozent von 15,3 Mrd. Euro auf 11,3 Mrd. Euro
pro Jahr.*** GroBter Kostenbestandteil der jahrlichen Differenzkosten bleiben bis einschlieBlich 2040 die

#21n Anlehnung an BMU (2009). Der Mittelwert EE bezeichnet die mittleren Stromgestehungskosten des im Stiitzjahr vorhandenen
EE-Anlagenbestandes. Dabei gehen die spezifischen Stromgestehungskosten gewichtet nach der installierten Leistung und dem
Alter der Anlagen in den Mittelwert des Bestandes ein.

3 ygl. AusglMechV (2009).

24 7zur Ermittlung der Differenzkosten wurden die EE-Stromerzeugungskosten geméf BMU-Leitszenario 2009 (vgl. Abbildung 4-46)
fur die einzelnen Stiitzjahre um die in der Modellierung ermittelten stundenscharfen EE-Erlose (kostenbasierte Marktpreise)
vermindert. Diese EE-Erlose wurden auf Grundlage der in Kapitel 4.7 diskutierten kostenbasierten Marktpreise ermittelt. Hierbei ist

zu bertcksichtigen, dass diesen kostenbasierten Marktpreisen ein Marktaufbau entsprechend den heutigen Regeln zugrunde liegt.
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Aufwendungen fiir Photovoltaik, welche jedoch insgesamt bis 2050 deutlich zuriickgehen. Der Riickgang
bei den Differenzkosten fiir Wind und Biomasse fdllt dagegen deutlich geringer aus. Es bleibt festzu-
halten, dass die Differenzkosten fiir samtliche EE-Stromerzeugungsanlagen, mit Ausnahme von Wasser in
den Jahren 2020 und 2030, bis 2050 positiv bleiben. Daraus folgt, dass eine wirtschaftliche
Direktvermarktung erneuerbarer Energien geméf dem unterstellten EE-Szenario voraussichtlich nicht
ohne weitere finanzielle Anreize darstellbar ist.

16
= 14
Er 10
S5 g
N 5
52 6 . —
= _
A 2
0
-2
2020 2030 2040 2050
Direktimport EE 0,10 0,96 1,48 1,96
Photovoltaik 8,71 5,70 3,22 3,21
B Geothermie 0,07 0,16 0,19 0,50
MBiomasse 2,97 2,66 2,30 1,90
mWind 3,48 3,15 2,71 3,32
HEWasser -0,07 -0,06 0,15 0,40
Summe 15,33 12,63 10,06 11,29

Abbildung 4-48: Die Entwicklung der Differenzkosten in Deutschland bis 2050.

Wie oben beschrieben, sind die Differenzkosten in der vorliegenden Studie als der Anteil der
Stromgestehungskosten der EE, der nicht durch Erlose am Strommarkt gedeckt werden kann und daher
auf die Endverbraucher umgelegt wird, definiert. Die im Folgenden aufgefiihrte Umlage der
Differenzkosten auf die nicht privilegierten Endverbraucher bildet die EEG-Umlage nur ndherungsweise
ab, da diese auch weitere Kostenbestandteile wie z.B. Zinsen oder Vermarktungskosten enthélt. Die
Differenzkostenumlage wird ermittelt, indem die jadhrlichen Differenzkosten auf die Letztverbraucher
umgelegt werden.** Dabei wird zwischen privilegierten (insbesondere stromintensive Unternehmen)
und nicht privilegierten Letztverbrauchern unterschieden. Die privilegierten Letztverbraucher zahlen
eine ermédBigte Umlage von 0,05 ct/kWh. Da aktuell ein steigender Anteil an privilegierten
Letztverbrauchern zu beobachten ist, wurde eine ergdnzende Sensitivitdtsrechnung fiir die Entwicklung
der Differenzkostenumlage durchgefiihrt. Heute liegt der Anteil der privilegierten Letztverbraucher bei
ungefahr 17 Prozent. In der Sensitivitdtsrechnung wird von einem Anteil von 30 Prozent ausgegangen. Die

In Kapitel 4.7.2 wurde bereits ausfiihrlich diskutiert, dass dies insbesondere fir die spéteren Stiitzjahre 2040 und 2050 an seine
Grenzen stoBt. Insofern konnen die prognostizierten EE-Erl6se umso mehr nur als grobe, ndherungsweise Abschdtzung dienen.

5 Es wird dabei von einer konstanten Stromnachfrage bis 2050 und einem konstanten Anteil der Letztverbraucher ausgegangen.
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Differenzkostenumlage sinkt zwischen 2020 und 2050 von 3,73 ct/kWh auf 2,75 ct/kWh. Die
Sensitivitatsrechnung zeigt, dass sich die Differenzkostenumlage bei einem hdoheren Anteil an
privilegierten Letztverbrauchern insgesamt auf einem héheren Niveau bewegt. Neben den sinkenden
spezifischen EE-Erzeugungskosten ist die Entwicklung der zugrunde gelegten kostenbasierten
Marktpreise die wesentliche Einflussgrée fiir dieses Ergebnis. Wie in Kapitel 4.7.1 diskutiert, sind
insbesondere fir die spateren Stiitzjahre auch hohere Borsenpreise moglich. Dies wiirde die hier gezeigte
Umlage in den entsprechenden Jahren tendenziell verringern.

2020 | 2030 2040 2050

Differenzkostenumlage [ct/kWh]

. . . 3,73 3,07 2,45 2,75
(auf Basis der Ist-Situation)

Differenzkostenumlage (Sensitivitat) [ct/kWh]

. . 4,44 3,65 2,90 3,26
(steigender Anteil privilegierter Verbraucher)

Tabelle 4-5: Entwicklung der Differenzkostenumlage.

4.12.3 Die Entwicklung wesentlicher Kostenblocke der Netzkosten

Neben den beschriebenen Kosten der konventionellen und erneuerbaren Stromerzeugung fallen weitere
Kosten fiir die Stromversorgung in Deutschland an. Dazu zdhlen u.a. die Kosten fiir den Betrieb des
bestehenden Stromnetzes, fiir den erforderlichen Netzaus- und -umbau auf Ubertragungs- und
Verteilnetzebene, fiir die Bereitstellung von Regelleistung, fiir den Netzanschluss von Offshore-
Windparks, fiir den Ausbau von Energiespeichern und fiir DSM-MaBnahmen, fiir den Ausbau von
Grenzkuppelstellen und ggf. fiirr aufzubauende internationale Overlay-Netzstrukturen.**®

Im Folgenden werden grobe Abschdtzungen tiber die Entwicklung ausgewdhlter weiterer Kosten erstellt.
Die dabei ermittelten Werte dienen als vereinfachte Richtwerte. Sie erheben weder Anspruch auf
Exaktheit, noch sollen sie als Prognosen verstanden werden. Viel eher sollen grundlegende Verhéltnisse
und Tendenzen ausgewdhlter Kostenfaktoren im Rahmen des Umbaus des Stromversorgungssystems
aufgezeigt werden (siehe auch die entsprechende Erlduterung am Anfang des Kapitels 4.12).

Die Kosten fiir das Bestandsnetz

Ein wesentlicher Kostenbestandteil entféllt auf den Netzbetrieb. Diese Kosten umfassen im Wesentlichen
den Betrieb und die Instandhaltung der Netzinfrastruktur, die Aufwendungen fir Verlustenergie und
Systemdienstleistungen (ohne Regelenergie), das Messungs- und Abrechnungswesen sowie die
Konzessionsabgabe.*”’ Infolge der deutlichen Zunahme der Stromnetzldnge, aber auch aufgrund der

26 Diese Overlay-Netze werden z.B. notig, um den im BMU-Leitszenario 2009 angenommenen EE-Direktimport zu erméglichen.
#71n den Kosten des Betriebs sind nicht die Kosten fiir den notwendigen Netzausbau und -umbau auf Ubertragungs- und
Verteilnetzebene, die Anbindung von Offshore-Windparks und die Bereitstellung von Regelleistung enthalten. Auf diese

Kostenbestandteile, die in der Realitdt Bestandteil der Netzentgelte sind, wird zur klareren Darstellung hier separat eingegangen.
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steigenden Auslastung der Netze ist mit einer deutlichen Steigerung dieser Kosten zu rechnen. Sie werden
zwischen 2010 und 2050 vor allem aufgrund der gréBeren Stromnetzldnge etwa um die Halfte
ansteigen.*®

Neben den Kosten fir den Betrieb des bestehenden Stromnetzes erfordert die Integration erneuerbarer
Energien den Aus- und Umbau der Stromnetze auf Ubertragungs- und Verteilnetzebene. Zu den
Ausbaukosten zidhlen u.a. die Kosten des Netzausbaus auf Ubertragungs- und Verteilnetzebene, die
Kosten fiir die Anbindung von Offshore-Windparks sowie ggf. die Kosten fiir den Aufbau von HGU-
Overlay-Strukturen beispielsweise nach Stiideuropa.

Die Kosten fiir den Ausbau des Hé6chstspannungsnetzes

Wie in Kapitel 4.9 gezeigt, ist bis 2050 ein erheblicher Netzausbau auf 380-kV- Ebene fiir die Integration
zunehmender Mengen EE-Strom in Deutschland notwendig. Die Abschidtzungen der anfallenden
Netzausbaukosten auf der 380-kV-Ebene basieren auf den ermittelten Kosten der dena-Netzstudie II.
Diese beziffert die Kosten fiir 3600 km zusétzliche 380-kV-Drehstromfreileitungen mit einer
Standardibertragungsfahigkeit auf rund 6 Mrd. Euro. Dabei bertiicksichtigt die dena-Netzstudie I eine
Vielzahl an méglichen Lastféllen im Jahr. Es werden verschiedene Netzengpésse in Deutschland
identifiziert und der notwendige Ausbaubedarf somit sehr genau und fiir variierende Netzbelastungen
kumuliert berechnet. Der Netzausbaubedarf der dena-Netzstudie II deckt sich mit den Ergebnissen der fiir
die vorliegende Studie gemachten Untersuchungen. Hier wurde der Netzausbaubedarf fiir einen
besonders kritischen Netznutzungsfall (Starkwind, Starklast) bis 2050 abgeschétzt. Allein fiir diesen einen
Netznutzungsfall ergibt sich bis 2050 ein Ausbaubedarf von 12 900 Stromkreiskilometern.?*?

Die Abschatzung der Netzausbaukosten auf 380-kV-Ebene orientiert sich an den in der dena-Netzstudie II
vorgelegten Ergebnissen. Damit werden auch fiir den weiteren Ausbaubedarf in den Jahren 2030, 2040
und 2050 die variierenden Belastungssituationen im Hochstspannungsnetz ndherungsweise
berticksichtigt.

Die jahrlichen Kosten fiir den Netzausbau im Hochstspannungsnetz liegen im Jahr 2020 bei unter einer
Milliarde Euro und wachsen bis 2050 voraussichtlich auf einen mittleren einstelligen Milliardenbetrag an,
sofern in Zukunft nicht andere Wege zur Systemintegration der EE beschritten werden (z.B. EE-Integration
unter Nutzung des Erdgasnetzes).

Die Kosten fiir den Netzanschluss der Offshore-Windenergieanlagen

Neben den Netzausbaukosten auf der 380-kV-Ebene sind durch den starken Ausbau der Offshore-
Windenergieanlagen zusétzlich die Kosten fiir den Anschluss dieser Anlagen zu berticksichtigen. GemafB
dena-Netzstudie II sind fiir den zwischen 2015 und 2020 anfallenden Ausbau der Offshore-Windenergie-

28 Bis 2050 steigt gemaB der angenommenen Entwicklung die Stromnetzlédnge in Deutschland von derzeit ca. 1,7 Mio. km auf ca. 2,5
Mio. km.
29 Eine Umrechnung der Stromkreiskilometer in Trassenkilometer wurde nicht vorgenommen. Es wurde die vorrangige EE-

Netzeinspeisung nach EEG 2009 unterstellt.
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anlagen (fr 2015 bis 2020 wird ein Ausbau von 7 GW zugrunde gelegt) 3,7 Mrd. Euro Anschlusskosten zu
veranschlagen.®°

In Anlehnung an die im Rahmen der dena-Netzstudie Il ermittelten Kosten fiir den Anschluss von
Offshore-Windenergieanlagen werden die jahrlichen Kosten fiir den Netzanschluss der Offshore-
Windenergie entsprechend den Ausbauzahlen der vorliegenden Studie ermittelt. Diese liegen 2020 noch
bei knapp einer halben Milliarde Euro und steigen infolge des starken Ausbaus der Offshore-Windenergie
bis auf einen mittleren einstelligen Milliardenbetrag im Jahr 2050 an.

Die Kosten fiir den Ausbau der Verteilnetzebenen

Neben den analysierten Ausbaukosten des Netzes auf 380-kV-Ebene und den Kosten fiir den Anschluss von
Offshore-Windparks entstehen Kosten beim Umbau der Verteilnetze. Da ein GrofBteil der installierten EE-
Leistung auf Verteilnetzebene einspeist, ist auf dieser Spannungsebene voraussichtlich mit einem
signifikanten Umbaubedarf zu rechnen.

Der Umbaubedarf und die daraus resultierenden Kosten auf Verteilnetzebene sind, im Gegensatz zur
Hoéchstspannungsebene, bisher nicht Gegenstand umfangreicher Untersuchungen gewesen. Mit der
durch den BDEW 2011 veréffentlichten Abschitzung des Ausbaubedarfs in deutschen Verteilnetzen®"!
wurde ein aggregierter Ansatz fiir den Ausbaubedarf und die damit verbundenen Kosten auf allen
Verteilnetzebenen veroffentlicht. Allerdings handelt es sich dabei um eine Abschitzung anhand
typisierter Netzregionen und nicht um eine Berechnung auf Basis realer Netze.

Alle anderen bisher fiir die Verteilnetzebene vorliegenden Studien konzentrieren sich auf einzelne
Verteilnetzabschnitte und untersuchen fiir diese genau spezifizierte Einzelfragestellungen wie z.B. die
Integration einer bestimmten Kapazitidt an Windenergieanlagen. Teilweise vorhandene
Kostenabschédtzungen beziehen sich damit ebenfalls auf spezifische Veteilnetzabschnitte und spezifische
Fragestellungen. Im Folgenden werden exemplarisch die Ergebnisse dreier unterschiedlicher Studien
vorgestellt. Weitergehende Informationen zu den grundsétzlichen Herausforderungen der Verteilnetze
und dem daraus resultierenden Ausbau-, Umbau- und Innovationsbedarf wurden in Kapitel 4.10 gegeben.

= Ineiner von der Universitit Aachen (IAEW) im Jahr 2010 durchgefiihrten Untersuchung®? wurde die
kostenoptimale Integration von zusdtzlichen 3 GW Windleistung in der Region Rheinland-Pfalz
untersucht. Wichtige Ergebnisse sind: Die vollstdndige Netzeinbindung in die 110-kV-Ebene ist im
Vergleich zu einer kompletten oder teilweisen Direkteinbindung in das Hochstspannungsnetz die
kostengiinstigste Variante. Die Investitionskosten zur Netzintegration der 3 GW Windleistung betragen
125 Mio. Euro oder 11 Mio. Euro jahrliche Annuitét. Betrachtet wurde hierbei ausschlieBlich die 110-kV-
Ebene.

#0yqgl. dena-Netzstudie II (2010), S. 318.
#lygl. BDEW (2011). Aktuell (16. Mirz 2011) liegt eine Kurzfassung der Studie veréffentlicht vor.
#2ygl. IAEW (2010).
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= Das vom BMWi geforderte Projekt ,Netze der Zukunft“*** untersucht unter anderem den
Transformationsbedarf landlicher Mittelspannungsnetze. Erste Ergebnisse fir ein fiktives landliches
Mittelspannungsnetz zeigen, dass sich bei einer Steigerung der im Netzgebiet angeschlossenen
Erzeugungsleistung von 110 MW im Jahr 2010 auf 201 MW im Jahr 2030 ein neuer Leitungsbedarf im
Umfang von 600 km (oder ca. 30 Prozent) ergibt. Im gleichen Zeitraum missen 300 km an nun obsoleten
Leitungen riickgebaut werden. Eine Kostenabschédtzung wurde noch nicht veroffentlicht.

Die Studie ,Abschdtzung des Ausbaubedarfs in deutschen Verteilnetzen aufgrund von Photovoltaik-
und Windeinspeisungen bis 2020“ enthalt eine Abschdtzung des Ausbaubedarfs und der damit
verbundenen Kosten auf allen Verteilnetzebenen bis 2020. Die Schatzung weist den Investitionsbedart
einmal auf Basis des Energiekonzepts 2010 und einmal auf Basis des BMU-Leitszenarios 2010 aus, wie in
Tabelle 4-6 dargestellt ist.

Netzebene Energiekonzept 2010 BMU-Leitszenario 2010

HS 350 km 650 km

HS/MS 7000 MVA 30 000 MVA
MS 55 000 km 140 000 km

MS/NS 19 000 MVA 33 000 MVA
NS 140 000 km 240 000 km

uber alle Netzebenen
aggregierte Kosten 10-13 Mrd. Euro 21-27 Mrd. Euro

Tabelle 4-6: Abschatzung des Ausbau- und Investitionsbedarfs auf allen Verteilnetzebenen bis
2020.%

Die Kosten fiir Punkt-zu-Punkt-Verbindungen zwischen Deutschland und auslandischen EE-
Direktimport-Kapazititen

Den Berechnungen dieser Studie werden EE-Ausbauzahlen des BMU-Leitszenarios 2009 zugrunde gelegt.
Im BMU-Leitszenario wird von einem Direktimport>*°erneuerbarer Energien aus einem europaischen
Verbund ausgegangen, ohne diesen genau zu spezifizieren. In Kapitel 5.4 wird untersucht, ob ein solcher
Direktimport {iber die bestehenden Grenzkuppelstellen und die bestehenden Ubertragungsnetze der
jeweiligen Lander erfolgen kann. Dazu wurden die zum Direktimport bestimmten EE-Kapazitdten

B Fiir weitere Informationen vgl. Zukunftsnetze (2011).

#%In Anlehnung an BDEW (2011).

%5 Fiir die Berechnungen wird in dieser Studie zwischen Import und Direktimport unterschieden. Wihrend sich der Import aus
einem Nachbarland auf den zu diesem Zeitpunkt in diesem Land existierenden Strommix bezieht, meint der Direktimport einen

direkten Zugriff des dt. Stromversorgungssystems auf im Ausland installierte EE-Kapazitaten.
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exemplarisch auf Italien und Spanien verteilt. Aus den Ergebnissen wird ersichtlich, dass das bestehende
Netz trotz eines starken Ausbaus der Grenzkuppelstellen nicht ausreicht, um die entsprechenden
Strommengen nach Deutschland zu transferieren. Daher wird zur Nutzung dieser EE-Direktimport-
Kapazitdten der Aufbau von Overlay-Netzstrukturen - hier vereinfacht als direkte Punkt-zu-Punkt-
Verbindungen angenommen - notig.

Die Kosten transnationaler Punkt-zu-Punkt-Verbindungen bzw. die Kosten fiir den Aufbau von Overlay-
Netzstrukturen sind noch nicht ausreichend untersucht. Es ist zu erwarten, dass die Debatte zu Overlay-
Netzstrukturen sowohl zur Integration ausldndischer EE-Kapazitdten als auch zum generellen

grenziiberschreitenden Energieaustausch zunehmen wird. Hier besteht erheblicher Forschungsbedart.

Die Kosten fiir die Reserve

Mit einem steigenden Anteil erneuerbarer Energien im Stromversorgungssystem fallen vermehrt Kosten
fiir die Vorhaltung von Regelleistung an.** In Anlehnung an den im Rahmen der vorliegenden Studie
ermittelten Regelleistungsbedarf und die Werte fiir die Aufwendung von Regelenergie im Jahr 2009%%
sowie unter der Annahme, dass sich der Reservemarkt nicht grundsétzlich verandert, wird eine
Abschétzung der jahrlichen Kosten fiir Regelleistung vorgenommen. Im Vergleich zum Jahr 2009 steigen

die Kosten fiir die Reserve bis 2050 voraussichtlich um knapp zwei Drittel.

412.4 Zwischenfazit Kosten

Wie dargelegt, bleiben die direkten Differenzkosten der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien bis
2050 positiv. Neben den aufgefiihrten Kostenbestandteilen werden zukiinftig zusétzlich diverse Flexibili-
sierungskosten entstehen, um eine sichere Stromversorgung mit hohen Anteilen fluktuierender EE-
Erzeugung zu gewéhrleisten. Dazu zéhlen z.B. die Kosten fiir den verstarkten Einsatz von Demand-Side-
Management und wesentlich fiir den Ausbau von Speicherkapazitéten. Es ldsst sich abschliefend zusam-
menfassen: Eine Fokussierung der Kostendiskussion erneuerbarer Energien auf die EEG-Umlage vernach-
lassigt wie aufgefiihrt wesentliche weitere Kostenbestandteile. Zukiinftige Kostensteigerungen werden
verstarkt durch steigende Netzkosten und Flexibilisierungsmafnahmen des Stromversorgungssystems
wie beispielsweise der Errichtung von Speichersystemen verursacht.

Zur gesamtwirtschaftlichen Einordnung von erneuerbaren Energien ist zu beachten, dass auch
Kostenbestandteile der konventionellen Stromversorgung wie z.B. Rohstoff- und CO,-Preise steigen.
Weiterhin stehen den Kostensteigerungen erneuerbarer Energien viele positive Effekte und
Einsparpotenziale gegentiber wie die Senkung der Klimafolgekosten aufgrund von CO,-Emissionen, die
Senkung der Abhangigkeit von Rohstoffimporten und -preisen und die Steigerung der nationalen
Wertschdpfung.

%6 sowohl die fiir die vorliegende Studie gemachten Berechnungen als auch die dena-Netzstudie I weisen einen zukiinftig
steigenden Bedarf an Regelleistung aus.

#7ygl. BNetzA (2010), S. 201 ff.
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5 Instrumente und Optionen zur verbesserten Integration der EE in das
Stromversorgungssystem

Die vorherigen Kapitel zeigen die Entwicklung des bestehenden deutschen Stromversorgungssystems
unter Beibehaltung heute bestehender Rahmenbedingungen auf. Die Auswertung der Modellierung
dieser Entwicklung zeigt, dass eine vollstédndige Integration der EE in diesem System nicht erfolgt bzw.
nicht moéglich ist. Neben der nur unvollstdndigen Integration der Must-run-Erzeugung bestehen groSe
Herausforderungen bei den Netzen, aber auch bei der Marktintegration der EE. In diesem Kapitel werden
anhand ausgewdhlter Sensitivitdtsrechnungen Anpassungsoptionen aufgezeigt. Der Fokus liegt dabei bei
Optionen zur Flexibilisierung des Stromversorgungssystems. AuBerdem werden die Netzintegration des

EE-Direktimports**

genauer untersucht sowie mogliche Anpassungen im Bereich der EE erlautert. Zur
modelltechnischen Analyse dieser Anpassungsoptionen wird fiir das Stiitzjahr 2050 die Kraftwerks-
einsatzplanung einmal unter Beriicksichtigung einer Anpassungsoption und einmal ohne die ausge-
wahlte Option durchgefiihrt. Anhand der auftretenden Unterschiede kénnen Riickschlisse auf die
Wirksamkeit der einzelnen Optionen getroffen werden. Die i Folgenden vorgestellten
Sensitivititsrechnungen wurden zu einem frithen Zeitpunkt der Studienerstellung durchgefiihrt. Daher
unterscheiden sich Kraftwerkspark und NTC-Werte der Sensitivitdtsrechnungen von denen der tibrigen
Modellierungsrechnungen der vorliegenden Studie. Aus zeitlichen Grinden war es nicht moglich, die
Sensitivitdtsrechnungen mit aktualisierten Werten bei Kraftwerkspark und NTC zu berechnen. Die
grundséatzlichen Aussagen der Sensitivitdtsrechnungen werden durch diese Aktualisierung jedoch

ohnehin nicht beeinflusst.

5.1 Die Anpassung im Bereich der konventionellen Erzeugung

Infolge des Ausbaus der EE werden Anpassungen im Bereich der konventionellen Erzeugung notwendig.
Die Modellierungsergebnisse in Kapitel 4.5 zeigen, dass der geplante Ausbau der EE in den nédchsten
Jahrzehnten zu einem Um- und Rickbau des konventionellen Kraftwerksparks fiihrt. Ursache fir den Um-
und Riickbau sind die steigende EE-Erzeugung und die damit verbundene Verringerung des Niveaus der
Residuallast sowie deren steigende Volatilitdt. Die letztgenannten Verdnderungen sind gleichbedeutend
mit einem steigenden Flexibilisierungsbedarf im Stromversorgungssystem. Neben der Flexibilisierung
der konventionellen Erzeugung sind mogliche Optionen, diesen Anforderungen zu begegnen, die
Senkung des KWK-Anteils und der Aufbau von Speicherkapazititen.

Die Verringerung des KWK-Anteils senkt die Must-run-Erzeugung, erhoht folglich das Niveau der
Residuallast und veréndert gegebenenfalls auch deren Struktur. Die Auswirkungen einer Reduzierung des
KWK-Anteils werden im Rahmen einer Sensitivitdtsrechnung untersucht. Das folgende Kapitel stellt die
Ergebnisse dieser Untersuchung dar.

28 Unter EE-Direktimport wird eine virtuelle Stromeinspeisung aus erneuerbaren Energien in das deutsche Stromnetz gema BMU-
Leitszenario 2009 verstanden, deren Erzeugungsort im Ausland und Einspeisepunkt in das inldndische Stromnetz nicht genauer

spezifiziert werden.
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Die KWK-Sensitivitdtsrechnung

Im Rahmen der KWK-Sensitivitdtsrechnung wurde eine Modellierung des Stromversorgungssystems fiir
das Stiitzjahr 2050 zweifach durchgefiihrt. In einem Modellierungslauf wurde der Anteil der KWK-
Erzeugung an der Bruttostromnachfrage Jahr 2050 um ca. 7 Prozent gesenkt. Hierfiir wurden Anpas-
sungen bei der konventionellen KWK-Erzeugung sowie bei der KWK-Erzeugung aus EE vorgenomimen,
die im Folgenden kurz erldutert werden:

= Reduzierung der konventionellen KWK-Erzeugung durch die Annahme, dass KWK-Anlagen mit einer
Leistung von tiber 20 MW, welche nach 2020 infolge des Erreichens ihrer technischen Nutzungsdauer
vom Netz gehen, nicht mehr ersetzt werden,

= Modellierung von 25 Prozent der Stromerzeugung aus Biomasse, welche in der Basisrechnung
ausschlieBlich als warmegefithrte KWK modelliert war, als flexible Kraftwerke mit Warmespeicher®?
und

= Modellierung von 50 Prozent der Stromerzeugung aus Geothermie, welche in der Basisrechnung
ausschlieflich als warmegefiihrte KWK modelliert war, als Grundlasterzeugung (konstante Erzeugung
im Jahresverlauf).

Insgesamtresultiert aus diesen Anpassungen ein KWK-Anteil wie in Tabelle 5-1 dargestellt.

2050
Anteil der KWK an der Basisrechnung 22.9% 1387 TWh
Bruttostromnachfrage
und KWK-Erzeugung KWK- .
insgesamt Sensitivitat 160% | 97.0TWh

Tabelle 5-1: KWK-Anteil (konventionell und EE) in der KWK-Sensitivitatsrechnung.

Abbildung 5-1 zeigt anhand ausgewadhlter GroSen die Verdnderung im deutschen Stromversorgungs-
system durch die Reduzierung des KWK-Anteils. Die wesentliche KenngroéBe fiir die Integration der EE, die
nichtintegrierbare Arbeit der Must-run-Erzeugung, weist eine deutliche Verringerung um 25 Prozent auf.
was die erheblich verbesserte Integration der reduzierten Must-run-Erzeugung belegt. Dies ist insbeson-
dere auf die gestiegene Systemflexibilitdat durch die Verringerung des Must-run-KWK-Anteils und die
Flexibilisierung eines Teils der Biomasseerzeugung zuriickzufiihren. AuBerdem ist auch eine
Verringerung der Stromerzeugung in Deutschland insgesamt zu beobachten. Diese ist durch
unterschiedliche Effekte zu erklaren: Einerseits substituiert die zusétzliche integrierbare Arbeit der Must-
run-Erzeugung die tibrige Erzeugungsleistung. Andererseits begunstigt die verdnderte Nachfragekurve
weniger flexible, aber dafiir gtinstigere Kraftwerke im Ausland. Dadurch steigt u.a. die Erzeugung von
Braunkohlekraftwerken, und die Erzeugung flexiblerer Steinkohle- und Gaskraftwerke sinkt.

29 Mogliche thermische Verluste der Wirmespeicher sowie Ein- und Ausspeicherungswirkungsgrade werden hierbei nicht

berticksichtigt.
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Insgesamt zeigt damit die KWK-Sensitivitdtsrechnung, dass die Verringerung des KWK-Anteils zu einer
Flexibilisierung des deutschen Stromversorgungssystems fiihrt, welche im Hinblick auf die Integration
der EE auf lange Sicht zu begriien ist.
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Abbildung 5-1: Anderung der Arbeit infolge der Reduzierung des KWK-Anteils.

5.2 Anpassungen i Bereich der Nachfrage

In derim Kapitel 4 ausgewerteten Modellierung des Energieversorgungssystems bis 2050 wurde eine
konstante Stromnachfrage angenommen und deren zeitlicher Verlauf, basierend auf einer historischen
Lastzeitreihe, skaliert.*** Wie im Rahmen der EingangsgroBen beschrieben, sind zukiinftig verschiedene
Entwicklungspfade fir die Stromnachfrage in Deutschland moglich. U.a. stehen nachfragesenkende
Potenziale wie Energieeffizienzsteigerungen nachfragesteigernden Potenzialen wie neuen
Anwendungen gegeniiber.

Neben moglichen Verdnderungen des Niveaus der Stromnachfrage ist auch eine Verdnderung ihrer
zeitlichen Struktur moglich. In diesem Zusammenhang wird vor allem langfristig eine zeitliche Steuer-
barkeit beziehungsweise Verschiebbarkeit der Last angestrebt. Durch die zeitliche Verlagerung von Last
konnen Schwankungen bei Nachfrage und Residuallast ausgeglichen werden. Diese zuséatzliche System-
flexibilitdt ist angesichts einer kiinftig stark volatilen Residuallast eine weitere Anpassungsoption. Im
folgenden Kapitel werden daher in einer Sensitivitdtsrechnung die Potenziale des Einsatzes von DSM
untersucht.

Die DSM-Sensitivitdtsrechnung

Im Rahmen der DSM-Sensitivitdtsrechnung wurde die Modellierung der Entwicklung des Stromver-
sorgungssystems fur das Stiitzjahr 2050 zweifach durchgefiihrt. Ziel dieser neuen Modellierung war die
Bewertung, inwieweit der Einsatz von DSM zur Integration der EE beitragen kann. Dabei wurden folgende
zwei Varianten des DSM-Einsatzes untersucht:

= DSM-Variante 1:
- Zeitliche Verschiebung von 2 Prozent der stiindlichen Last tiber fiinf Stunden pro Tag.

240 Als Basislastreihe diente die fiir das Jahr 2007 vom ENTSO-E verdffentlichte Lastzeitreihe, vgl. ENTSO-E (2011).
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- Auswahl der zu verschiebenden Stunden anhand des Residuallastverlaufs.

= DSM-Variante 2:
- Zeitliche Verschiebung von 8 Prozent der stiindlichen Last tiber fiinf Stunden pro Tag.
- Auswahl der zu verschiebenden Stunden anhand des Residuallastverlaufs.

Abbildung 5-2 zeigt die Auswertung beziiglich der Verdnderung der Erzeugung im deutschen
Stromversorgungssystem im Jahr 2050 bei Berticksichtigung des Einsatzes von DSM. Die wesentliche
KenngroBe fiir die Integration der EE, die nicht integrierbare Arbeit der Must-run-Erzeugung, sinkt
deutlich. Dieser Effekt ist auf die zeitliche Verschiebung von Last auf Stunden mit geringer Last und
teilweise nicht integrierbarer Leistung zuriickzufithren. AuBerdem ist eine Verringerung der
Stromerzeugung in Deutschland zu beobachten. Diese Verringerung wird durch sinkende Exporte und
steigende Importe gedeckt sowie durch die zusatzlich integrierte Arbeit der Must-run-Erzeugung ersetzt.
Insgesamt sind bei der konventionellen thermischen Erzeugung éhnliche Effekte wie in der KWK-
Sensitivitdtsrechnung zu beobachten. Die verdnderte Nachfragekurve begiinstigt weniger flexible, aber
dafiir giinstigere Kraftwerke. Dadurch steigt beispielsweise die Erzeugung von Braunkohlekraftwerken,
und die Auslastung flexiblerer Steinkohle- und Gaskraftwerke sinkt.
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Abbildung 5-2: Anderung der Arbeit in der DSM-Sensitivitdtsrechnung.

Abbildung 5-3 zeigt die Verdnderung der kostenbasierten Marktpreise fiir Strom infolge des DSM-
Einsatzes. Die Verringerung des Preisniveaus ist auf die Verschiebung der Last und die damit einher-
gehende oben beschriebene Verdnderung bei der konventionellen thermischen Erzeugungsstruktur
zurlickzufiihren. Die Absenkung im Off-Peak-Bereich ist deutlich geringer als im Peak-Bereich, da die in
diesen Bereich verschobene Last dem Senkungseffekt entgegenwirkt.

Insgesamt zeigt die DSM-Sensitivitdtsrechnung das Potenzial dieser technischen Option, die System-
integration der EE zu verbessern. Neben der Senkung der nicht integrierbaren Arbeit sind sinkende
kostenbasierte Marktpreise zu beobachten. Ma3geblich fiir die Realisierung dieses Potenzials ist die
Wirtschaftlichkeit der Demand-Side-Management-MaBnahmen im Einzelfall.
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Abbildung 5-3: Anderung der Bérsenpreise in der DSM-Sensitivititsrechnung.

5.3 DerZubau zusatzlicher Speicherkapazitat

Wie eingangs beschrieben, erh6ht der massive Ausbau der EE und insbesondere die damit verbundene
Zunahme fluktuierender EE-Einspeisung den Flexibilisierungsbedarf im deutschen Stromversorgungs-
system. Energiespeicher sind in diesem Zusammenhang ein weiterer Baustein, um den neuen System-
anforderungen zu begegnen. Neben dem Ausgleich fluktuierender Einspeisung aus EE konnen sie
verschiedene Systemdienstleistungen bereitstellen, die gesicherte Kraftwerksleistung erh6hen und so
teilweise den Riickgang konventioneller thermischer Erzeugungsleistung ausgleichen.

Pumpspeicherkraftwerke sind aktuell die einzige verfiigbare grotechnische Speichertechnologie fiir
Elektrizitidt. Weltweit sind Pumpspeicherkraftwerke seit Jahrzenten erfolgreich im Einsatz. Neben
Pumpspeicherkraftwerken wird adiabaten Druckluftspeichern mittelfristig Technik- und Marktreife
zugetraut. Diese Technik befindet sich allerdings heute noch in der Entwicklungsphase. Mitte dieses
Jahrzehnts kénnte der Bau einer Pilotanlage beginnen.

Um die grundsétzlichen Effekte eines Speicherzubaus im Kontext der Integration der EE ndher zu
untersuchen, wird im Rahmen der vorliegenden Studie eine Speichersensitivitdtsrechnung durchgefihrt.
Im Folgenden werden das Vorgehen und die Ergebnisse dieser Untersuchung dargestellt.

Die Speichersensitivitdtsrechnung

Ziel der Speichersensitivitdtsrechnung ist, zu prifen, inwieweit der Einsatz von Speichertechnologien die
Integration der EE unterstiitzen kann. Die vorliegende Studie beschrénkt sich hierbei darauf zu unter-
suchen, welchen Beitrag Speicher zur Verringerung der nicht integrierbaren Arbeit und zur Verringerung
der Kosten konventioneller thermischer Erzeugung leisten kann. Weitere Aspekte wie die Bereitstellung
von Systermdienstleistungen und gesicherter Leistung werden nicht quantitativ untersucht.

Um eine Einschétzung zu geben, welchen kostenméBigen Mehrwert zusétzliche Speicherkapazitdten im
Rahmen der Entwicklung des Stromversorgungssystems im Jahr 2050 liefern, wird der Grenznutzen
zusétzlicher Speicher ermittelt. Hierfiir wird die Verringerung der Kosten fiir die konventionelle
thermische Erzeugung im europdischen Erzeugungssystem gewahlt. Dies ist notwendig, da zum einen
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Speicher insbesondere auf diesen Kostenblock Einfluss haben und zum anderen die Auswirkungen von
Speichern in Deutschland Giber den grenziiberschreitenden Handel auch signifikante Auswirkungen auf
diese GroBe im Ausland haben. Abbildung 5-4 zeigt den jahrlichen Grenznutzen fiir den Zubau von
Speichern in Deutschland. Die Auswertung zeigt, dass der kostenméBige Nutzen zusatzlicher
Speicherkapazitdten mit zunehmendem Speicherbestand abnimmt.
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Abbildung 5-4: Jahrlicher Grenznutzen von Speicherzubau im Jahr 2050.

Werden die annuitétischen Investitionskosten fiir den Bau von Speichern deren Kostensenkung bei der
konventionellen thermischen Erzeugung im Jahr 2050 gegentibergestellt, so zeigt sich fir einen Zubau
von bis zu 6,5 GW an Speicherkapazitét ein positives Saldo. Diese konservative Abschdtzung zeigt aus
volkswirtschaftlicher Sicht, dass ein Zubau mindestens dieser Speicherkapazitét als positiv zu bewerten ist.
Es wird darauf hingewiesen, dass es sich um eine Minimalabschédtzung handelt, da verschiedene weitere
wesentliche Aspekte wie Kostensenkungen bei der Bereitstellung von Regelleistung sowie weitere
Aspekte der Systemsicherheit nicht einbezogen wurden.**

Um die Effekte des Speicherzubaus weiter zu quantifizieren, wurden in der vorliegenden Sensitivitéts-
rechnung die Auswirkungen des Zubaus von Speichern einer Kapazitdt von 6,5 GW (Zubau von 2,5 GW an
Pumpspeicherwerken und 4 GW an adiabaten CAES) untersucht. Hierfiir wurde die
Kraftwerkseinsatzplanung zweifach fiir das Stiitzjahr 2050 durchgefiihrt. In der zweiten Modellierung
wurden zusatzliche 6,5 GW an Speicherkapazitédten berticksichtigt. Abbildung 5-5 zeigt die Ergebnisse
beziiglich der nichtintegrierbaren Arbeit, des Kraftwerkseinsatzes sowie des Ex- und Imports. Die
Auswertung zeigt im Vergleich zur Basisvariante die Verringerung der nicht integrierbaren Arbeit um
knapp 25 Prozent. Die Steigerung der Importe bei Verringerung der Exporte und der deutschen
Erzeugung zeigt, dass in die Speicherkapazitdten auch Erzeugung aus dem Ausland eingespeichert und in

21 Es bedarf detaillierter Untersuchungen, um die Hohe des optimalen Speicherzubaus zu bestimmen. Dabei miissen insbesondere
auch die Wechselwirkungen mit anderen Systemanpassungen wie beispielsweise dem Einsatz von DSM untersucht werden. Bei dem

in der vorliegenden Studie angenommenen Ausbau der EE liegt der Wert vermutlich deutlich tiber 6,5 GW im Jahr 2050.
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Deutschland genutzt wird. AuBerdem zeigt die deutliche Verringerung der Gaserzeugung, dass die sehr
flexiblen Speicherkraftwerke insbesondere diese Erzeugung substituieren.
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Abbildung 5-5: Die Anderung der Arbeit im Jahr 2050 bei Zubau von 6,5 GW Speicher.

Die Speichersensitivitdtsvariante zeigt das weitreichende Potenzial von zusétzlichen Speicherkapazitdten
fur die Integration der EE. Neben der deutlichen Senkung der nicht integrierbaren Arbeit kbnnen auch
senkende Effekte bei Kosten und Borsenpreisen erreicht werden. In diesem Zusammenhang muss zudem
darauf hingewiesen werden, dass Speicher auch im Bereich der Systemdienstleistungsbereitstellung ein
weitreichendes Potenzial fiir die Integration der EE aufweisen und zur Reduktion der Preisschwankungen
an der Borse beitragen.

5.4 Sensitivitdtsrechnung fiir den Direktimport von EE

Die gemdaB BMU-Leitszenario 2009 in den Eingangsgré3en angenommene Erzeugung ,,EE-Direktimport*
steigt bis 2050 auf 123,3 TWh/a an. Dies entspricht einem Anteil von 20 Prozent an der Bruttostrom-
nachfrage. Diese importierte Erzeugung bildet damit einen wesentlichen Teil der deutschen Strom-
versorgung im Jahr 2050. Ungeachtet der ausreichenden Verfiigbarkeit ausldndischer EE-Erzeugungs-
kapazitédten ist wie beschrieben jedoch unklar, wie die erzeugte Leistung nach Deutschland tibertragen
wird. In der Basissimulation wird vereinfachend davon ausgegangen, dass entsprechende Ubertra-
gungssysteme wie beispielsweise ein Overlay-Netz bzw. direkte Punkt-zu-Punkt-Verbindungen fiir die
Ubertragung des EE-Direktimports nach Deutschland errichtet werden (siehe Kapitel 4.1.2).

Tatsachlich ist heute unklar, ob die Errichtung eines solches Netzes bis 2050 erfolgt. Daher wird in der
Sensitivitdtsrechnung fiir den EE-Direktimport untersucht, ob die Ubertragung des EE-Direktimports nach
Deutschland auch tiber das bestehende Verbundsystem in Europa moglich ist. Hierfiir wird eine Model-
lierung auf Grundlage der Annahmen der vorliegenden Studie mit zwei weiteren Berechnungen unter
Berticksichtigung folgender Annahmen verglichen:

= Annahme fiir Einspeisepunkte: Gemal BMU-Leitszenario 2009 stammt die Erzeugung des EE-
Direktimports aus einem europdisch-nordafrikanischen Stromverbund mit hohen Anteilen aus
solarthermischer Erzeugung. Als Einspeisepunkt dieser Erzeugung werden daher zu 60 Prozent das
Marktgebiet Iberia (Spanien und Portugal) und zu 40 Prozent das Marktgebiet Italien angenommen.
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= Annahme fiir das europédische Verbundnetz: In der Variante A wird die Modellierung fiir das Stiitzjahr
2050 mit den Grenzkuppelkapazitdten der Basismodellierung und in Variante B mit einer Erhohung der
europdischen Grenzkuppelkapazitaten untersucht. In Variante B werden die europdischen
Grenzkuppelstellen bis 2050 um insgesamt 30 Prozent erh6ht. Dies erfolgt anhand einer schrittweisen
Erhohung der am hochsten ausgelasteten Grenzkuppelstellen im gesamten européischen
Modellierungsgebiet.

Abbildung 5-6 zeigt die Auswertung beziiglich der Verdnderung der Arbeit im deutschen Stromversor-
gungssystem im Jahr 2050 bei Einspeisung des EE-Direktimports in den Marktgebieten Iberia und Italien.
Beide Varianten weisen eine deutliche Reduktion bei der nicht integrierbaren Arbeit in Deutschland auf.
Dies ist darauf zuriickzufiihren, dass die in Deutschland eingespeiste Must-run-Erzeugung im Vergleich
zur Basismodellierung um den EE-Direktimport reduziert wird. Eine Auswertung beztiglich der nicht
integrierbaren Arbeit in den Marktgebieten Iberia und Italien zeigt in diesen in beiden Varianten einen
Anstieg von rund 50 TWh. Damit wird die Verringerung der nicht integrierbaren Arbeit in Deutschland
durch einen Anstieg derselben in den Marktgebieten Iberia und Italien deutlich tiberkompensiert.

Abbildung 5-6 zeigt auBBerdem, dass sich in beiden Varianten die konventionelle Erzeugung in
Deutschland sowie die Importe deutlich erh6hen und die Exporte deutlich zuriickgehen. Dies zeigt, dass
die Erzeugungsleistung des EE-Direktimports nicht in vollem Umfang Deutschland erreicht und der
Rickgang der nichtintegrierbaren Arbeit diesen Effekt nur zu einem geringen Anteil kompensiert. Die
Folge istdie Ausweitung der Erzeugung aller konventionellen thermischen Kraftwerkstypen in
Deutschland. Der hohe Anstieg bei den Gaskraftwerken ist durch deren in diesem Szenario abgeleitete
hohe installierte Leistung zu erklaren.**

30
g .E o = e kohl
%ﬁ_ 0 - m Braunkohle
EE % -15 —T—T m Steinkohle
558 -30 Gas
==
5 & 45 Export
Pt
v 60 Import
7o mn.i. Leistung
-90

Variante A Variante B

Abbildung 5-6: Die Anderung der Arbeit in der Sensitivitdtsrechung fiir den EE-Direktimport.

Wesentliches weiteres Ergebnis der Sensitivitdtsrechnung fiir den EE-Direktimport ist das Auftreten von
Stunden, in denen in Deutschland Last und/oder Reserveleistungsbedarf nicht vollstdndig gedeckt
werden kénnen. Tabelle 5-2 zeigt die Anzahl der Stunden, in denen Last und/oder Regelleistungsbedarf in
Deutschland nicht gedeckt werden kénnen, und welches Leistungsdefizit pro Stunde maximal zu

22 Eswurde auch fiir diese Sensitivititsrechnung der fiir die Basismodellierung errechnete Kraftwerkspark zugrunde gelegt.
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beobachten ist. Da in der Modellierung nicht unterschieden werden kann, ob das Leistungsdefizit bei Last
oder Regelleistungsbedarf besteht, werden die Werte aggregiert ausgewiesen. Der angenommene
Ausbau der Grenzkuppelstellen in Variante B reduziert das Leistungsdefizit in Deutschland deutlich.
Sowohl die Stunden als auch die Hohe des Leistungsdefizits werden reduziert.

Anzahl der Stunden mit
. . 157 99 496 255
zusédtzlichem Leistungsbedarf
Maximal zuséatzlich bendétigte
14,0 11,5 20,1 16,1

Leistung pro Stunde [GW/h]

Tabelle 5-2: Das Leistungsdefizit in Deutschland im Jahr 2050.

Die Auswertungen der Sensitivitdtsrechnung fiir den EE-Direktimport zeigen die in dem untersuchten
Szenario hohe Bedeutung des EE-Direktimports fiir die deutsche Versorgung im Jahr 2050. Das
beobachtete Leistungsdefizit macht deutlich, dass bei einem Ausbleiben des EE-Direktimports der
deutsche konventionelle thermische Kraftwerkspark deutlich gréBer als in der Basismodellierung sein
muss. Der Vergleich von Variante A und Variante B zeigt auch, dass durch den Ausbau des europaischen
Verbundnetzes die Integration der EE verbessert und Ausgleichseffekte zwischen den Ldndern nutzbar
gemacht werden kénnen.

Die Ergebnisse belegen, dass fiir die Ubertragung dieser Erzeugung aus geografisch weit entfernten
Gebieten bis nach Deutschland ein Overlay-Netz oder ein deutlich héherer und gezielterer Ausbau der
europdischen Verbundnetze als in Variante B notwendig sind. Des Weiteren ist fiir die zweite Option
wahrscheinlich ein zusitzlicher Ausbau des nationalen Ubertragungsnetzes notwendig. Die Akzeptanz
fir den Ausbau solcher Netzstrukturen ist kritisch zu bewerten. Es besteht daher dringender Unter-
suchungsbedarf, wie eine Ubertragung von EE-Direktimporten {iber weite Strecken nach Deutschland in
der Realitdt umsetzbar ist, bevor diese Erzeugung fir die zukiinftige Versorgung in Deutschland fest
eingeplant wird.
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7 Anhang

A. Energie, Gewichts-und Zeiteinheiten

a Jahr

GW Gigawatt

GWh Gigawattstunde

h Stunde

] Joule=Ws

k Kilo

kw Kilowatt

kWh Kilowattstunde

MW Megawatt

MWh Megawattstunde

m Meter

M Mega

W Watt

Ws Wattsekunden

Wh Wattstunden

SKE Steinkohleeinheit

ROE Rohéleinheit

T™W Terawatt

TWh Terawattstunde
Tabelle 7-1: Energieeinheiten.
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B. Umrechnungsfaktoren fiir Energieeinheiten

Mio. t SKE

1

0,78 0,70 32,47
Mrd. m® Erdgas 1,27 1 0,89 41,40
Mio. t ROE 1,43 1,12 1 46,39
P] 0,03 0,02 0,02 1

Tabelle 7-2: Umrechnungsfaktoren der Energieeinheiten.
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C. Eingangsdaten der Modellierung

Wasser (ohne PSW) 4,8 5,1 5,2 5,2 5,2
Wind onshore 26,8 | 329 | 359 | 38,0 | 39,0
Wind offshore 0,2 9,0 | 23,8 | 33,5 | 37,0
Biomasse 5,3 7.9 8,5 8,7 8,7
Photovoltaik 10,0 | 42,0 | 60,0 | 70,0 | 75,0
Geothermie 0,0 0,3 1,0 2,3 5,3
EE-Direktimport 0,0 0,7 7,7 | 15,8 | 20,8
EE gesamt 47,1 | 97,9 | 142,1 | 173,5 | 191,0

Tabelle 7-3: Ausbau der EE.

2030 2040

Wasser (ohne PSW) 219 24,5 24,8 24,9 25,0
Wind onshore 47,6 66,2 75,3 81,7 85,8
Wind offshore 0,5 30,2 88,0 1273 142,4
Biomasse 321 50,6 55,3 56,3 56,6
Photovoltaik 7.9 36,1 54,6 65,8 72,0
Geothermie 0,0 1,9 7,0 16,2 37,1
EE-Direktimport 0,0 2,7 40,7 91,5 123,3
EE-Erzeugung gesamt 110,0 212,3 345,8 463,7 542,1
Bruttostromnachfrage 607,0 607,0 607,0 607,0 607,0
Anteil der EE 18,1% 35,0 % 57,0 % 76,4 % 89,3%

Tabelle 7-4: EE-Erzeugung und Stromnachfrage.
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2010 | 2020 | 2030
Wasser (ohne PSW) 4530 | 4790 | 4790 | 4790 | 4790
Wind onshore 1780 | 2010 | 2100 | 2150 | 2200
Wind offshore (Nordsee) 2920 | 3530 | 3890 | 4000 | 4050
Wind offshore (Ostsee) 2190 | 2650 | 2920 | 3000 | 3040
Biomasse 6010 | 6450 | 6510 | 6470 | 6490
Photovoltaik 790 | 860 | 910 | 940 | 960
Geothermie k. A. | 6550 | 7070 | 6980 | 7000
Direktimport EE k. A. | 3700 | 5270 | 5810 | 5940

Tabelle 7-5: Volllaststunden der EE.

Anteil der KWK an der Gesamtnachfrage 152% | 21,8% | 234% | 204% | 194 %
KWK gesamt [TWh] 92,1 132,6 142,0 124,0 118,0
KWK konventionell [TWh] 60,0 82,0 84,0 63,0 45,0
KWK Biomasse [TWh] 321 50,6 55,3 56,3 56,6
KWK Geothermie [TWh] 0,0 0,0 2,7 4,7 16,4
Anteil konv. KWK an konv. Gesamterzeugung 121% | 20,8% | 32,2% | 440% | 694 %

Tabelle 7-6: Entwicklung der Erzeugung und des Anteils der KWK.
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RWE NiederauB3em Block H 65 Braunkohle
Evonik New Energies Dillingen | Dillinger 90 Gichtgas
Hiitte
Vattenfall Europe Hamburg-Tiefstack 125 Erdgas
E.ON Energie, N-ERGIE, Irsching 5 860 Erdgas
Mainova, HEAG
BS|ENERGY Braunschweig 76 Erdgas
Salzgitter AG Watenstedt 220 Gichtgas
STEAG/EVN Duisburg-Walsum 790 Steinkohle
RWE Lingen 876 Erdgas
EnBW Karlsruhe/Rheinhafen 465 Erdgas
RDK 6S
E.ON Energie Irsching 4 555 Erdgas
Vattenfall Europe Boxberg 675 Braunkohle
EnBW Karlsruhe/Rheinhafen 912 Steinkohle
RWE Neurath 2100 Braunkohle
E.ON Energie Datteln 4 1055 Steinkohle
Trianel Linen 750 Steinkohle
GDF SUEZ Energie Wilhelmshaven 800 Steinkohle
Deutschland AG
RWE + Stadtwerke Hamm/Westfalen 1600 Steinkohle
Vattenfall Europe Hamburg-Moorburg 1640 Steinkohle
GKM Mannheim 911 Steinkohle

Tabelle 7-7: Realisierte Kraftwerkszubauten bis 2014.
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GuD-Kraftwerke 40 Jahre
Gasbefeuerte Dampfkraftwerke 40 Jahre
Steinkohlekraftwerke 45 Jahre
Braunkohlekraftwerke 45 Jahre
Olkraftwerke 40 Jahre
Gasturbinen 50 Jahre

Tabelle 7-8: Nutzungsdauern konventioneller Kraftwerke.

Investitionskosten [€/kW] 1500 1400 800 450

Sonstige Fixkosten [€/kW/a] 38,6 34,6 19,3 11,7

Tabelle 7-9: Investitions- und Fixkosten fiir Kraftwerksprojekte.

Gasturbine 20 1 1
Gaskraftwerk | GuD 30 1 1
Steinkohlekraftwerk 30 3 4
Braunkohlekraftwerk 50 3 6

Tabelle 7-10: Flexibilitdtsparameter konventioneller Kraftwerksneubauten in Deutschland.
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2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050

Rohol [€/bbl] 42,0 | 46,0 | 49,0 | 51,0 | 520 | 530 | 540 | 550 | 56,0
Roho1 [US$/bbl] 580 | 66,0 | 71,0 | 740 | 750 | 76,0 | 770 | 78,0 | 79,0
Gas [ct/kWhy,] (Ho) 17 | 19 | 20 | 20 21 2.2 2.3 24 | 25

Steinkohle [€]t SKE] 60,0 | 650 | 70,0 | 71,0 | 720 | 730 | 740 | 750 | 76,0

Braunkohle [€ MWhy,] 49 4,9 4,9 4,9 49 49 49 49 4,9

CO,-Preise [€]t] 15,00 | 23,20 | 31,37 | 33,45 | 35,65 | 37,77 | 39,90 | 42,04 | 44,18

Vergleich der Brennstoffpreise (Realpreise 2007, gleiche Einheiten)

Grenziibergangspreise (in € MWh)

2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050

Rohol [€/ MWh] 48,5 | 53,1 | 56,5 58,8 60,0 61,1 62,3 63,4 64,6
Gas [€/MWhy,] 17,0 | 19,0 | 20,0 20,0 21,0 22,0 23,0 24,0 25,0
Steinkohle [€/MWh] 7.4 8,0 8,6 8,7 8.8 9,0 9,1 9,2 9,3

Braunkohle [€ MWhy,] 49 4,9 4,9 4,9 4,9 4,9 49 49 49

Tabelle 7-11: Brennstoffpreise (Realpreise 2007).
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== Rohol [/ MWh] 48,5 | 53,1 | 56,5 | 58,8 | 60,0 | 61,1 | 62,3 | 63,4 | 64,6
== Gas [€/MWhth] 17,0 | 19,0 | 20,0 | 20,0 | 21,0 | 22,0 | 23,0 | 24,0 | 25,0
~#—Steinkohle [€/MWh] 74 | 80 | 86 | 87 | 88 | 90| 91 | 92 | 93
=>&=Braunkohle [€ MWh_th]| 4,9 49 49 49 49 49 4,9 4,9 4,9
=#=CO2-Preise [€]t] 15,0 | 23,2 | 31,37 | 33,45| 35,65 | 37,77 | 39,90 | 42,04 | 44,18

Abbildung 7-1: Entwicklung der Brennstoffpreise (Realpreise 2007).

aj ,ﬁ

Abbildung 7-2: Lander der Marktmodellierung.
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D. CO,-Emissionen nach Kraftwerkstypen

Die dargestellten spezifischen CO,-Emissionen liegen den Simulationen des Gutachtens zugrunde.

Gasturbine (GT) 0,2016
Gas- und Dampfturbine (GuD) 0,2016
Steinkohle (SK) 0,3348
Braunkohle (BK) 0,3960
Kernenergie (KE) 0,0000
Heizol 0,2736

Tabelle 7-13: CO,-Emissionen nach Kraftwerkstyp [t/MWh,].
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E. Beschreibung der verwendeten Modelle

Im Folgenden werden die verwendeten Modelle des IAEW (RWTH Aachen) im Detail dargestellt. Eine
allgemeine Beschreibung der Modellzusammenhénge ist in Kapitel 4.2 zu finden.

Modellbeschreibung zur Ermittlung des Regelenergiebedarfes

Der Bedarf an Sekundarregel- und Minutenreserve zur Aufrechterhaltung eines vorgegebenen
Defizitniveaus wird tiber ein analytisches, auf dem Faltungsalgorithmus basierendes Verfahren bestimmt.
Dieses Verfahren bertiicksichtigt die zuvor analysierten fiir den Reservebedarf relevanten Einflussfaktoren.
Das Verfahren beruht auf dem Ansatz, dass zur Bestimmung der Wahrscheinlichkeitsverteilung der
leistungsméaBigen Abweichungen vom Bilanzgleichgewicht die miteinander weitgehend unkorrelierten
Einflussfaktoren durch die mathematische Methode der Faltung in eine gemeinsame Wahrscheinlich-
keitsverteilung der Bilanzabweichung tiberfiihrt werden kénnen. Abweichungen, die mit einer
Wahrscheinlichkeit auftreten, die groBer ist als das tolerierte Defizit- oder Uberschussniveau, sind dann
durch Kraftwerksreserve auszugleichen.

Die Ermittlung des benétigten Reservebedarfs erfolgt anhand der einzuhaltenden Uberschuss- (Pry) und
Defizitwahrscheinlichkeiten (Prp). Als Uberschuss- bzw. Defizitwahrscheinlichkeit wird ein Wert von 0,1
Prozent angenommen. Durch numerische Integration der Wahrscheinlichkeitsdichtefunktion der
Leistungsabweichungen vom Gleichgewichtszustand werden die Grenzwerte ermittelt, bei denen die
Einhaltung von Prp und Pry gerade noch gewéhrleistet ist. Diese Werte entsprechen dann der benotigten
Reserve. Abbildung 5-1gibt eine Ubersicht iiber das eingesetzte analytische Verfahren.

Einflussfaktoren  Analytisches Verfahren

Kraftwerks- P
ausfalle - icherheitsniveau
Faltung Wahrscheinlich-

Last- der keitsdichteverteil. Pro
schwankungen Eingangs- der Bilanz- Pry

grofRen abweichungen

Ergebnisse l
Bedarfan Reserveleistung

Abbildung 7-3: Bestimmung des Bedarfs an Reserveleistung

Lastprognose-
fehler
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Modellbeschreibung der Kraftwerksausbauplanung

Das am Institut fur Elektrische Anlagen und Energiewirtschaft (IAEW) entwickelte Modell zur Simulation
der Entwicklung eines Kraftwerksparks, kurz ,,IKS®, dient Akteuren am Energiemarkt zu einer
Abschétzung der volkswirtschaftlich optimalen Kraftwerksparkentwicklung. Die Simulation der
Entwicklung eines Kraftwerksparks wird dabei fiir ein Marktgebiet durchgefiihrt, wobei Netzengpésse
innerhalb des Marktgebiets vernachlissigt werden. Ubertragungskapazititen mit angrenzenden
Marktgebieten werden in der Simulation berticksichtigt, und der Austausch mit diesen Marktgebieten ist
ein Freiheitsgrad der durchgefiihrten Optimierungsrechnungen.

Im Rahmen der Studie werden der Kraftwerkspark fiir das Marktgebiet Deutschland simuliert und
Ubertragungskapazititen mit den Gebieten Osterreich, Belgien, Schweiz, Tschechien, Ddnemark,
Frankreich, Niederlande, Nordel** und Polen beriicksichtigt. Der dortige Kraftwerkseinsatz wird zur
Bestimmung der deutschen Importe und Exporte in der Optimierung ebenfalls ermittelt.

Der Simulationszeitraum umfasst eine variable Anzahl an Perioden, wobei einzelne Perioden in zwei
Jahreszeiten, Sommer und Winter, unterteilt sind. Das System umfasst thermische und hydraulische
Kraftwerke sowie Windenergieeinspeisung, Einspeisung aus sonstigen erneuerbaren Energien zur
Deckung einer exogen vorgegebenen Systemlast (Nachfrage). Keine Berticksichtigung finden Spot- und
Terminmarkt sowie langiristige Liefervertréage.

Zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit wird die Notwendigkeit eines Kapazitdtszubaus tiberpriift
und ggf. mithilfe eines Vergleichs der Kapitalwerte verschiedener Zubaualternativen die systemkosten-
minimale Investition zur Kapazitétserweiterung getétigt. Dartiber hinaus werden Reserveanforderungen
bei Kraftwerksinvestitionsentscheidungen berticksichtigt.

Das Ergebnis der Simulation bildet eine kraftwerksblockscharfe Entwicklung des Kraftwerksparks sowie
der kostenoptimale Kraftwerkseinsatz in jeder Periode iiber den gewéahlten Simulationszeitraum.
Abbildung 7-4 fasst das verwendete Modell der Kraftwerksausbauplanung zusammen.

23 Norwegen, Finnland, Schweden, Ddnemark-Ost.
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Abbildung 7-4: IKS-Modell zur Simulation der Kraftwerksparkentwicklung®*
Modellbeschreibung der Marktsimulation und der Kraftwerkseinsatzplanung

Die Marktsimulationen werden unter Anwendung des am Institut fiir Elektrische Anlagen und Energie-
wirtschaft entwickelten Verfahrens zur Kraftwerkseinsatz- und Handelsplanung durchgefiihrt. Auf Basis
der Eingangsdaten wie etwa Kraftwerkspark inkl. technischer Daten der Anlagen, Primérenergiepreisen,
Nachfrage sowie Ubertragungskapazititen zwischen den Lindern erfolgt die Simulation des euro-
pdischen Strommarktes Giber die Ermittlung des kostenminimalen, d. h. volkswirtschaftlich optimalen
Kraftwerkseinsatzes zur Nachfragedeckung unter Beriicksichtigung der technischen Restriktionen in der
Energieerzeugung und -iibertragung. Dies entspricht genau den Einsatzentscheidungen bzw. Handels-
tatigkeiten, die unter Annahme eines vollkommenen Marktes, d. h. einer hinreichenden Anzahl von
Marktteilnehmern, einer vollstindigen Transparenz und damit einer vollkommenen Konkurrenz, sowie
unter Vernachldssigung von Handelsstrategien von Marktteilnehmern durchgefiihrt werden.

Aufgrund der Komplexitdt der Optimierungsaufgabe, insbesondere infolge der zeitkoppelnden Neben-
bedingungen fiir die Bewirtschaftung von Speicherbecken hydraulischer Kraftwerke sowie Mindest-
betriebs- und Mindeststillstandszeiten thermischer Kraftwerke, ist eine geschlossene Losung des

24 RWTH Aachen.
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Optimierungsproblems nicht méglich und somit ein mehrstufiger Ansatz erforderlich. Abbildung 7-5 gibt
einen Uberblick tiber das Gesamtverfahren der Marktsimulation.

Eingangsdaten — Optimierungsverfahren — Ergebnisse

* Volkswirtschaftliche Kosten
der Stromerzeugung

¢ Hydrothermischer * Kraftwerkseinsatz /

Kraftvo./erkspark Volllaststundenzahlen der
* Technische Kraftwerks- Kraftwerke

parameter * Grenzilberschreitender
+ Kostenkomponenten Austausch

(Brennstoff, CO,, ...)

* Sonstige Erzeugung
(Wind, PV, KWK, etc.)

* Zuflisse hydr. Kraftwerke

* Nachfrage und Reservebedarf
je Marktgebiet

* Verfiigbare Ubertragungs-
kapazitaten (NTC)

¢ Marktpreise
(kostenbasiert)

* Betrachtungszeitraum:
1Jahr (stiindliches Zeitraster)

Abbildung 7-5: Marktsimulationsverfahren.

Nach dem Einlesen und Aufbereiten der Eingangsdaten fiir die Marktsimulation wird in der ersten
Verfahrensstufe ein optimaler Energieaustauschfahrplan zwischen den einzelnen Lédndern des betrach-
teten Systems unter Minimierung der Erzeugungskosten zur Nachfragedeckung ermittelt. Dieser Fahr-
plan fir den grenziiberschreitenden Energieaustausch wird tiber eine lineare Programmierung unter
Beriicksichtigung u. a. von Ubertragungskapazititen sowie der Maximalleistung von Kraftwerken, jedoch
unter Vernachldssigung von Ganzzahligkeitsentscheidungen wie dem Einsatz thermischer Kraftwerke bei
Mindestleistungen, geschlossen optimiert. Der Fahrplan dient als Startlésung des grenziiberschreitenden
Energieaustauschs fiir die folgenden Verfahrensstufen.

Unter Berticksichtigung des Austauschfahrplans werden anschlieSend die optimalen ganzzahligen
Einschaltentscheidungen thermischer Kraftwerke getroffen. Dabei werden die Problemstellung fiir jedes
Land tiber einen Dekompositionsansatz im Systembereich in leichter zu 16sende Teilprobleme zerlegt, die
Einsatzoptimierung der einzelnen Erzeugungseinheiten mit speziell angepassten Algorithmen gelost und
die systemkoppelnden Nebenbedingungen (Nachfrage- und Reservebedingungen) mit Hilfe einer
Lagrange-Relaxation koordiniert. Die optimalen Einschaltentscheidungen thermischer Kraftwerke und
Pumpspeicherkraftwerke werden iiber eine dynamische Programmierung ermittelt. Der Einsatz
vernetzter hydraulischer Kraftwerksgruppen, wie sie z.B. im alpinen Raum vorzufinden sind, wird mittels
einer sukzessiv linearen Programmierung optimiert.

Unter Ubernahme der Ganzzahligkeitsentscheidungen wird in der dritten Verfahrensstufe das
Restproblem mittels einer linearen Programmierung gelést. In dieser geschlossenen Optimierung der
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hydrothermischen Energieaufteilung wird der systemweite, kostenminimale Kraftwerkseinsatz zur
Nachfragedeckung unter Optimierung des grenziiberschreitenden Energieaustauschs ermittelt.

Mit Hilfe des am IAEW entwickelten Marktsimulationsverfahrens HERMES wird in jeder Periode der
Kraftwerks-(Ressourcen-)Einsatz kostenminimal optimiert und werden auf Basis des Kraftwerkseinsatzes
Kraftwerksersetzungsentscheidungen thermischer Kraftwerksbldcke getroffen. Die wesentlichen
Ergebnisse dieser Optimierung sind der systemweit kostenminimale Kraftwerkseinsatz sowie die
Gesamtkosten der Stromerzeugung zur Nachfragedeckung. Zudem werden der grenziiberschreitende
Energieaustausch sowie stiindliche Stromerzeugungskostenkurven (Merit Order) fur jedes Land
ausgegeben.

Auf Basis dieser Ergebnisse wird ein Market-Coupling unter Berticksichtigung des grenziiberschreitenden
Energieaustauschs im betrachteten System sowie unter Einbeziehung weiterer, fiir die Preisbildung
relevanter Komponenten wie z.B. Risikoprdmien, Startkosten und weiterer Opportunitdtskosten
durchgefiihrt. Hieraus resultieren die stiindlichen Marktpreise je Marktgebiet im geografischen
Betrachtungsbereich.

Modellbeschreibung zur Abschitzung des Ausbaubedarfes im Ubertragungsnetz

Im Folgenden wird das Modell des IAEW (RWTH Aachen) zur Ermittlung des Netzausbaubedarfs néher
erlautert.

Basis der Netzberechnungen bildet ein am IAEW entwickeltes leitungsscharfes Néherungsmodell fiir den
Lastfluss im deutschen Ubertragungsnetz.*** Dieses Modell basiert auf frei zugénglichen, 6ffentlichen
Daten. Den Ubertragungsnetzbetreibern liegen zwar detaillierte Modelle des Ubertragungsnetzes vor,
diese sind aber teilweise vertraulich und nicht allgemein zugénglich. Grundsétzliche Informationen
wurden Netzpldnen und sonstigen Verodffentlichungen der Netzbetreiber und ihrer Verbande
entnommen.

Dartiiber hinaus stehen heute aufgrund der steigenden Anforderungen der Regulierungsbehérden an die
Transparenz des Energiemarkts teilweise auch unternehmensspezifische Daten 6ffentlich zur Verfigung,
die ebenfalls zur Strukturierung und Parametrierung des Lastflussmodells genutzt wurden. Soweit keine
genaueren Angaben veroffentlicht wurden, insbesondere zu den verwendeten Betriebsmitteltypen,
werden die Komponenten durch Standardbetriebsmittel modelliert. Dieses Vorgehen bildet die
grundséatzlichen Zusammenhénge in hinreichend genauer Ndherung ab, kann allerdings zu lokalen
Abweichungen von der Realitét fiihren.

Weiterhin sind in dem Netzmodell alle Linder der damaligen UCTE abgebildet, wobei der Fokus dieser
Untersuchung auf dem deutschen Ubertragungsnetz liegt. Betriebliche Freiheitsgrade, die sich durch den
Einsatz von Querreglern (zum Beispiel an Kuppelleitungen) und Schaltzustdnde ergeben kénnen, werden
nicht berticksichtigt.

% Hermes, R. et al. (2009).
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Ausgangspunkt fiir die Bewertung des erwarteten Netzausbaubedarfs ist ein Netzdatensatz Stand 2010.

Zur Durchfiihrung von Netzberechnungen ist neben der elektrisch richtigen Nachbildung der
Netztopologie die Vorgabe von Netznutzungsszenarien in Form von Leistungsbilanzen an allen
Netzknoten notwendig. Deshalb miissen regionenscharf Anderungen der Erzeugungskapazitéiten, der
installierten Leistung dargebotsabhdngiger Erzeugung und der Last prognostiziert werden und in
knotenscharfe Netznutzungsszenarien umgesetzt werden. Fiir die Netzlasten wird die Lastverteilung fur
die unterschiedlichen Betrachtungszeitpunkte konstant gehalten, lediglich die Ho6he der Last wird auf
den jeweils konkreten Wert skaliert.

Verdnderungen des Kraftwerksparks miissen tiber konkrete Kraftwerke den einzelnen Netzknoten
zugeordnet werden. Dies geschieht ausgehend vom heutigen Kraftwerkspark anhand von Annahmen
uber die Stilllegung &lterer Kraftwerksbldcke bzw. iiber den Zubau neuer Bldcke der entsprechenden
Primérenergieart. Der Kraftwerkszubau wird, soweit moglich, auf bekannte Kraftwerksprojekte
ubertragen. Fir den weitreichenden Betrachtungszeitraum bis 2050 ist dies allerdings nicht immer
moglich, da aufgrund des langen Prognosehorizontes keine ausreichende Kenntnis iiber
Kraftwerksprojekte vorliegt. Daher erfolgt in diesen Féllen der prognostizierte Kraftwerkszubau an stark
in das Ubertragungsnetz eingebundenen Netzknoten. Dadurch wird vermieden, dass es zu lokalen
Uberlastungen kommt, die durch Kraftwerksanschliisse hervorgerufen werden. Eine regionale
Konzentration neuer Erzeugungseinheiten wird vermieden. Es wurden insbesondere ehemalige KKW-
Standorte gewdhlt, da diese gut eingebunden sind. Dabei wurden siidliche Standorte bevorzugt.

Zusétzliche Leistung dargebotsabhéngiger Erzeugung wird fiir Windenergieanlagen (WEA) an Land
durch Repowering bestehender Standorte abgebildet, Offshore-WEA werden nach bestehenden
Anschlusskonzepten aus der dena-Netzstudie I umgesetzt. Der Ausbau von Photovoltaikanlagen wird
basierend auf bekannten Verteilungen und Solarpotenzialkarten abgeschatzt.

Aufbauend auf den aus einer Marktsimulation berechneten Kraftwerkseinsdtzen werden kritische
Netznutzungsszenarien analysiert und als Eingangsdatum fiir eine Netzsimulation verwendet.

In der Untersuchung wird, angelehnt an die heutige Planungspraxis zur Identifikation des grund-
sitzlichen Ausbaubedarfs innerhalb des Ubertragungsnetzes, ein Netznutzungsszenario je Betrachtungs-
zeitpunkt so ausgewihlt, dass besonders hohe Anforderungen an das Ubertragungsnetz gestellt werden.
Diese treten dann auf, wenn die lokale, lastferne Einspeisung aus WEA in Norddeutschland besonders
hochist und somit ein erhdhter Transportbedarf besteht. Daher wird je ein Netznutzungsfall mit
mindestens 95 Prozent der maximalen Windeinspeisung und maximaler Last ausgewdhlt. Da PV-Anlagen
verhéltnisméaBig lastnah positioniert sind, wird fir die Bestimmung der Maximallast die Differenz aus Last
und PV-Einspeisung bewertet. Die Wahl dieses ausgewdhlten Netznutzungsfalls reicht aus, um den
Netzausbaubedarf grundsétzlich grob zu quantifizieren und zu charakterisieren.

Die Quantifizierung des Ausbaubedarfs berticksichtigt in dieser Untersuchung die thermische Belastbar-
keit der Ubertragungsleitungen als wichtigste KenngroBe zur Beschreibung erlaubter Betriebszustinde
einer Leitung. Die Uberpriifung der Belastung von Hochstspannungsnetzen erfolgt standardmafBig mit
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Hilfe des (n-1)-Kriteriums. Dieses Kriterium besagt, dass auch nach Ausfall einer Leitung oder eines
Transformators keine Grenzwertverletzungen bei den tibrigen Betriebsmitteln auftreten diirfen. Zur
Priifung der Einhaltung des (n-1)-Kriteriums werden im Rahmen einer sogenannten Ausfallsimulation
nacheinander alle sich nach einem Betriebsmittelausfall ergebenden Netzbelastungssituationen mit Hilfe
des Netzberechnungsprogramms INTEGRAL 7 berechnet und auf Grenzwertiiberschreitungen tiberprtft.
Im Falle von Engpéssen wird der resultierende Netzausbaubedarf abgeschétzt, indem dem Lastfluss-
modell parallel zu iiberlasteten Leitungen Drehstrom-Freileitungen im zur Vermeidung von Grenzwert-
uberschreitungen notwendigen Ausmalf hinzugefiigt werden. Dieses Vorgehen entspricht keiner
optimierten Netzplanung, eignet sich aber als Abschatzung des grundsétzlichen Ausbaubedarfs im
Ubertragungsnetz fiir die jeweiligen Betrachtungszeitpunkte und erlaubt eine vergleichende Bewertung.
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