Diskussionspapier:

Investitionsanreize flr neue
Erzeugungskapazitat unter
wachsendem Einfluss
erneuerbarer Stromerzeugung

Eine modellbasierte Szenarioanalyse des deutschen
Strommarktes

Zentrum fur Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung
Baden-Wurttemberg (ZSW)

Stuttgart, 25. Juli 2013



_ Sw
="\

Zentrum flr Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung
Baden-Wirttemberg (ZSW)

Industriestralie 6, D-70565 Stuttgart
Dipl. Wi.-Ing. Holger Hofling
E-Mail:
Telefon:

holger.hoefling@zsw-bw.de
+49-(0)711-7870-332

Stuttgart, 25. Juli 2013



i ggl

Inhaltsverzeichnis
INNAISVEIZEICNNIS ... iii
FaX o] o] (o [U T Te TSy V7= 4= (o o 1 1= PN v
FOrMEIVEIZEICNNIS ... e vii
TabEIlENVEIZEICNNIS. .....ceiiiie et a e e e viii
1T ZUSammeENnfassSUNG...........ooooiiiiiiiiii i 1
2 Hintergrund und Motivation ..........oouuiii i 6
2.1 Das ,Missing-Money-Problem® ............ccoo e 7
2.2 Die ,Peak-Load-Pricing-Theorie“..........ccco i 9
2.3 Der Merit-Order-EffeKt . . ... 10
2.4 Effekte der Anpassung des Kraftwerksparks............cccccooiiii 11
2.5 Effekte der Anpassung der Nachfrage............ccccco 12
2.6 Effekte des grenziberschreitenden Stromhandels.......................cccc 13
2.7 Empirische Argumentation ... 14
2.8 Ableitung des Untersuchungsgegenstands ............ceeviiiiiiiiiiiciii e 15
3 MENOAE ... . e 17
3.1 UNtersuChUNgSAESIGN .......uuii et e e e e 17
3.2 ModellbeSChIreibDUNG ....c.eveeiii e e e e 19
3.2.1 Regionale und zeitliche Auflésung.................cccc 20
3.2.2 Thermische KraftWerke ... 21
3.2.3 Erneuerbare StromerZeUgUNG ..........cocuuiiiiiiiieiiiiiiiie e 27
3.2.4  ENErgieSPEICHET .....ciiiiii e 28
3.2.5 ElektrizitatsUbertragung ...........cooiiiiiiiiiiii e 29
3.2.6  StromNAChrage .......ccoiiiiiiii 31
3.2.7  Optimierungsproblem ... 32
3.2.8  StrompreismMOdelliErUNG ... .....ueiiiiiiiiiiii e 33
3.2.9 Modellendogener KraftwerkSzubau ..o 39
4 SzenarienbeSCNIEIDUNG .........uuiiiiiiii e 40
4.1 SZeNarieNUDEISICNT.......ooiie e 40
4.2 Brennstoffe und Emissionszertifikate ...........ccoooouiiiii 42
4.3 Konventionelle StromerZeUgung ...........eeeeiiiiiiiiiiiiiii e 44
4.4 Erneuerbare StromerzeuguNg .........cccuuiiiiiiiiiiii e 47
4.5 ENErgieSPEICNET ... 52
4.6 SrOMNACNTIAGE ... 53
4.7 ElektrizitatSUDErtraguNQg .........coooi i 57



iv __SW

5  SImulationSergebniSSE ........cooi i 59
5.1 StrompPreiSENTWICKIUNG ......ooiiiiiiiiiiiieeeeeeeeeeeeee ettt eeeeeereeebeeebeeeareseareaaarrasrsasraaaranne 59
5.2 Investitionsanreize fir fossile Erzeugungskapazitat............ccoooeeeiiiiiiiiiiiieiieeneennn, 63
5.3 Investitionsanreize fur Windenergie und Photovoltaik............cccccoooiiiiiiiiiiiiinnnnn. 71
54 Marktwert von Windenergie und PhotovoltaiK ............cccoevviiiiiiiiiiiiiiccc e, 75
55 Kritische Wirdigung der ErgebniSSe ........coovvviiiiiiiii e 78

LR Tod o [0 E=T1 (0] o =Y (1T aTo [T o 1T 87
7  HandlungsempfehlUNGEN ........ooviiiiiieeee e ar b aaaaaaaanaaaanas 92
8  Weiterer Forschungsbedart............ ... 96
£ T Y o] =1 o Vo P I
9.1 Modellierung von Windenergie-Einspeisezeitreinen...............ccccevviciii i, I
9.1.1  SHANAOMWEANL. ... I
9.1.2  WINAAAEEN.......eeeeeiee e I
9.1.3  Modell-LeistungSKennIinie ..........coooiieiiiiiiii e e I
9.1.4 Berechnung der relativen Parkleistung............coooeeiiiiiiiiiiiieccen e 1
9.1.5 Aggregierte Wind-Einspeisezeitreihe..............ccceviiiiii e, Il

9.2 Modellierung von Photovoltaik-Einspeisezeitreihen ..............ccccveeviiiiiiiieeeeiiinn, Il
9.2.1  SHANAOMWEANL......oeiii e 1]
9.2.2 Strahlungs- und Temperaturdaten....................ccc v
9.2.3 Berechnung der Strahlungsintensitat auf Modulebene....................................... \Y
9.2.4  MOAUREMPEIAtUr... ... VI
9.2.5 WechselrichterwirkUngSgrad...........oooouiiiiiiiiiiiiieee e Vi
9.2.6  ModUIWIrKUNGSGrad.......cooiiiiiiiiiiieee e Vi
9.2.7  SYSEMIEISTUNG ....eeeiiiiiie e e e VIII
9.2.8 Nationale Einspeisezeitreing ... VI

9.3 Kennzahlen Szenario AUNd B.......coeiiiiiiiii e IX
94 Kennzahlen Szenario A-F, A-E UNA A-N......oeriri e X
9.5 Kennzahlen Szenario A-D Und A-S ... XI
9.6 Erneuerbare Stromerzeugung in Modellregionen (Szenario B)..........cccceeeeeeeinnns Xl
9.7 Wind und PV Stromerzeugung in Modellregionen (Szenario A)........cccccceeeeeennnee Xl

L= N (O] V=T =) (o o1 0 E TR XV



v —_— '
Abbildungsverzeichnis
Abbildung 2-1: Geordnete Preisdauerlinie mit Preisobergrenze .............ccccooeeiiii. 7
Abbildung 2-2: Marktraumung zu Grenzkosten bei unelastischer Nachfrage ......................... 8
Abbildung 2-3: Fehlende Marktraumung bei unelastischer Nachfrage ...............ccc.oeeel. 8
Abbildung 2-4: Preisbildung bei Knappheit mit elastischer Nachfrage..............cccceeeeeeei. 9
Abbildung 2-5: Wirkungsweise des Merit-Order-Effekts..........cccooiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiieeceeeeeeecee, 10
Abbildung 2-6: Veranderung der Merit-Order bei EE-Zubau....................ooo. 12
Abbildung 2-7: Veranderung der Preisdauerlinie bei EE-Zubau ...............ccoooooiiiiiiinnnnnns 12
Abbildung 2-8: Merit-Order-Effekt bei elastischer Nachfrage...........cccooeeiiiiiiiiiiiiini. 13
Abbildung 3-1: Relevante zukilnftige Entwicklungen des Strommarktes mit Auswirkung auf
Investitionsanreize in neue Erzeugungstechnologie .............ccoiiiiiiiiiiiciii e 17

Abbildung 3-2 Schema zur Berechnung der Fixkostendeckung von Erzeugungseinheiten...18

Abbildung 3-3: Aufbau und Funktionalitat des Strommarktmodells REMO........................... 19
Abbildung 3-4:Systemgrenze und Modellregionen des REMO Modells............ccooeeeiieieeennnn. 20
Abbildung 3-5: Input-Output-Charakteristik thermischer Kraftwerke ..................................... 24
Abbildung 3-6: Netzknoten und Leitungen im REMO Modell ..................coooeiii. 30
Abbildung 3-7: Teilelastische Nachfragekurve im REMO Modell...........ccccoooiiiiiiiiiiiniiiniennnn. 31
Abbildung 3-8: Mehrstufige Optimierungsmethode mit rollierendem Planungshorizont......... 32

Abbildung 3-9: Beobachtete Preis-Kosten mark-ups an einer europaischen Strombérse .....34
Abbildung 3-10: Simulierter Kraftwerkseinsatz nach Energietrager (Marz 2011).................. 36
Abbildung 3-11: Simulierter Strompreis vs. Strompreis der EPEX Spot (Marz 2011)............ 37
Abbildung 3-12: Geordnete Preisdauerlinie flr das Jahr 2011 (simuliert und EPEX Spot)....37

Abbildung 3-13: Korrelation der simulierten und der realen Strompreise fur das Jahr 2011..38

Abbildung 4-1: Brennstoffpreispfade ..o 42
Abbildung 4-2: EmMisSiONSPreiSPfade ... ..o 43
Abbildung 4-3: Entwicklung der Grenzkosten von Kohle- und Gaskraftwerken .................... 44

Abbildung 4-4: Entwicklung der konventionellen Erzeugungskapazitédt DE (Szenario A) ...... 45
Abbildung 4-5: Entwicklung der konventionellen Erzeugungskapazitédt DE (Szenario A-S)...46

Abbildung 4-6: Regelbare Erzeugungskapazitat 2050 (Szenario A-S, B*, B*™) ..................... 47
Abbildung 4-7: Modellierung einer stlindlich aufgeldésten Wind-Einspeisezeitreihe ............... 48
Abbildung 4-8: Modellierung einer stindlich aufgeldésten PV-Einspeisezeitreihe................... 48
Abbildung 4-9: Entwicklung der erneuerbaren Erzeugungskapazitat DE (Szenario A).......... 49

Abbildung 4-10: Entwicklung der erneuerbaren Erzeugungskapazitat DE (Szenario B)........ 50
Abbildung 4-11: Entwicklung der erneuerbaren Stromerzeugung DE (Szenario A)............... 50
Abbildung 4-12: Entwicklung der erneuerbaren Stromerzeugung DE (Szenario B)............... 51



Vi

Abbildung 4-13: Entwicklung der gemittelten Investitionskosten fur Windenergie und PV ....52
Abbildung 4-14: Entwicklung der Speicherleistung und Speicherkapazitat (Szenario A)....... 53

Abbildung 4-15: Simuliertes Verbrauchsprofil von Elektrofahrzeugen (2020)....................... 54
Abbildung 4-16: Aggregierte Gebotskurve preiselastischer Nachfrager (Szenario B 2050) ..55
Abbildung 4-17: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario A)...........cccceeiiii . 56
Abbildung 4-18: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario A-D) ............cccccl. 56
Abbildung 4-19: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario B)...............ccccccc. 57
Abbildung 4-20: Entwicklung der deutschen Interkonnektorkapazitaten (Szenario A)........... 58
Abbildung 5-1: Entwicklung des Strompreisniveaus (alle Szenarien) .....................c.. 60
Abbildung 5-2: Entwicklung des Strompreisniveaus (Szenario A-E)...............ccccccl 61
Abbildung 5-3: Entwicklung des Strompreisniveaus (Szenario B, B*, B**) ......................... 61
Abbildung 5-4: Simulierte Preisdauerlinien (Szenario B, B*, B**) ... 62
Abbildung 5-5: Simulierte Fixkostendeckung fossiler Kraftwerke (Szenario A 2011)............. 63
Abbildung 5-6: Simulierte Fixkostendeckung fossiler Kraftwerke (Szenario A-S 2030)......... 64
Abbildung 5-7: Simulierte Fixkostendeckung Braunkohlekraftwerk (alle Szenarien) ............. 65
Abbildung 5-8: Simulierte Fixkostendeckung Steinkohlekraftwerk (alle Szenarien)............... 66
Abbildung 5-9: Simulierte Fixkostendeckung GuD-Kraftwerk (alle Szenarien) ..................... 66
Abbildung 5-10: Simulierte Fixkostendeckung Gasturbine (alle Szenarien) .......................... 67
Abbildung 5-11: Index der Fixkostendeckungsrate pro Kraftwerkstyp (Szenario A) .............. 68
Abbildung 5-12: Index der Fixkostendeckungsrate pro Kraftwerkstyp (Szenario A-S)........... 68

Abbildung 5-13: Simulierte Fixkostendeckung erneuerbarer Anlagen (Szenario A 2011) .....72
Abbildung 5-14: Simulierte Fixkostendeckung erneuerbarer Anlagen (Szenario A-S 2030)..72

Abbildung 5-15: Simulierte Fixkostendeckung Windpark auf See (alle Szenarien) ............... 73
Abbildung 5-16: Simulierte Fixkostendeckung Windpark an Land (alle Szenarien)............... 74
Abbildung 5-17: Simulierte Fixkostendeckung PV-System (alle Szenarien)..........ccccccceeene 74
Abbildung 5-18: Simulierter relativer Marktwert Windstrom auf See (alle Szenarien)............ 76
Abbildung 5-19: Simulierter relativer Marktwert Windstrom an Land (alle Szenarien)........... 77
Abbildung 5-20: Simulierter relativer Marktwert PV-Strom (alle Szenarien)............cccccccoeene 77
Abbildung 5-21: Bandbreite simulierter relativer Marktwerte PV-Strom bis 2020 .................. 80
Abbildung 5-22: Bandbreite simulierter relativer Marktwerte Windstrom an Land bis 2020...80
Abbildung 5-23: Vergleich simulierter relativer Marktwerte Windstrom an Land.................... 81
Abbildung 5-24: Vergleich simulierter relativer Marktwerte PV-Strom ................................... 82

Abbildung 5-25: Relativer Marktwert von Windstrom in Abhangigkeit des Marktanteils ........ 83
Abbildung 5-26: Relativer Marktwert von PV-Strom in Abhangigkeit des Marktanteils........... 83



Vii

MAFKEANTEIIS ... et e e e e e e a e s 84
Abbildung 5-28: Jahresvolllaststunden der Windenergieerzeugung in DE (2007-2012)........ 86
Abbildung 6-1: Phasen der Férderung fir erneuerbare Energien.........ccocoeeeeeiieieiiieiieceeeeeennn, 90
Abbildung 8-1: Flexibilitatsoptionen fiir das Stromversorgungssystem.................................. 96
Abbildung 9-1: Modell-Leistungskennlini€..............ooviiiiiiiiiii e I
Abbildung 9-2: Modellierte Leistungskennlinie (Logistische Funktionen).............ccccoeeeeeiiee. Il
Abbildung 9-3: Standorte von Wind-/ PV-Anlagen in den Modellregionen (NO, SE, DK, PL,
CZ, CH, AT, FR, LU, BE, NL) ...ttt eanneean I
Formelverzeichnis

Formel 3-1: Bilanzgleichung flr Erzeugung und Verbrauch von Elektrizitat .......................... 21
Formel 3-2: Leistungsbeschrankung von Kraftwerken.................cccccoc 22
Formel 3-3: Leistungsanderungsgeschwindigkeit .................cccccc 22
Formel 3-4: Mindeststillstand und Anfahrzeiten .............ccocoiii i 23
Formel 3-5: Bereitstellung von Regelleistung...........cooeeiiieiiii e 23
Formel 3-6: Kraft-Warme-Kopplung ... 24
Formel 3-7: Polynomische Brennstoffkostenkurve...............cccccoiee, 25
Formel 3-8: Lineare Brennstoffkostenkurve ... 25
Formel 3-9: Kosten fur Emissionszertifikate.............ccooooiii 26
Formel 3-10: Anfahrkosten von thermischen Kraftwerken ............cccooiii, 27
Formel 3-11: Betriebskosten von thermischen Kraftwerken...........cccooooiiiiiiiiiiiiece, 27
Formel 3-12: ENergieSPEICRET ...t 29
FOrmel 3-13: DC-LaSIUSS .....coeiiiiiiiiie e 30
Formel 3-14: ZIelfuNKHON. ........ooiii e 32
Formel 3-15: Integration von Preisaufschlagen in die Systemgrenzkosten ..............ccccccoee.. 35
Formel 3-16: Berechnung der Anpassungsgite RMSE ............ccccooiiieeeeen 38
Formel 3-17: Berechnung des Korrelationskoeffizienten nach Pearson ................................ 39
Formel 5-1: Berechnung des relativen Marktwertes erneuerbarer Stromerzeugung............. 76
Formel 9-1: Logistische Funktion zur Beschreibung einer Modellleistungskennlinie ............... Il
Formel 9-2: Formeln zur Berechnung des Sonnenstandes. ..o Vv
Formel 9-3: Formeln zur Berechnung des Strahlungsintensitat...............ccccccciiiiiiiiin. VI
Formel 9-4: Berechnung der Modultemperatur ... \i
Formel 9-5: Berechnung des Wechselrichterwirkungsgrades............cccoveeiieiiiiiiiiiiiieeneeeen, VI
Formel 9-6: Berechnung des Modulwirkungsgrades..............uueiieiiiiiiiiiiiiieiee e Vil

Formel 9-7: Berechnung der Systemleistung mit Verlusten ............ccooooiiiiiiieeeen. VIII



viii SW

Tabellenverzeichnis

Tabelle 4-1: SzenarioUDersiCht.............ueiiiii e 40
Tabelle 4-2: Ausgewahlte Parameter von Beispielkraftwerken ..........cccccoooeiiiiiiiiiiiiiiiiiiieennnnn. 45
Tabelle 4-3: Ausgewahlte Parameter von erneuerbaren Beispielanlagen (2011).................. 51
Tabelle 5-1: Vergleich der relativen Marktwerte fir Wind und PV im Jahr 2011.................... 79
Tabelle 6-1: Annahmen fir relevante Bedingungen in Szenarien mit Investitionsanreizen ...88
Tabelle 9-1: Standortwahl Wind - Anzahl beriicksichtigter Standorte ...........cccccooieiiiiiiiiieinnnnnn. I
Tabelle 9-2: Standortwahl PV — Anzahl bertcksichtigter Standorte............ccccccciiiiiiiinnnnnnes i
Tabelle 9-3: NeiguNQGSKIASSEN .......ccooiieei e e e e et e e e e eeeeees VI
Tabelle 9-4: AZIMUIWINKE! ..o Vi
Tabelle 9-5: Temperaturkoeffizienten flr verschiedene Montagearten..............ccccoeeeeeieenn. Vi
Tabelle 9-6: Koeffizienten zur Ermittlung des Wechselrichterwirkungsgrades...................... Vi
Tabelle 9-7: Koeffizienten zur Ermittlung des relativen Modulwirkungsgrades.................... VI
Tabelle 9-8: SONSGE VEMUSIE .......uueiiee e VI



Kapitel 1 Seite 1 SW

N\

1 Zusammenfassung

Im Rahmen der aktuellen Debatte um die Weiterentwicklung des Strommarktdesigns in
Deutschland besteht zwischen den involvierten Akteuren aus Wissenschaft, Politik und
Energiewirtschaft iberwiegend Konsens dariiber, dass der Energy-Only-Markt' (EOM) einen
effizienten Dispatch ermdglicht. Hinsichtlich der langfristigen Effizienz, also der Fahigkeit des
EOM, bei knappem Kapazitatsniveau ausreichend neue Erzeugungskapazitat anzureizen,
gibt es jedoch in der 6ffentlichen Diskussion kontroverse Ansichten.

Wahrend die Kritiker insbesondere das ,Missing-Money-Problem“? in Kombination mit dem
,Merit-Order-Effekt* (MOE) als Argumente fur zukunftiges Marktversagen anflhren, argu-
mentieren die Beflrworter des EOM vor allem mit der ,Peak-Load-Pricing-Theorie®, der An-
passungsfahigkeit des Kraftwerksparks und der Betrachtung von Versorgungssicherheit auf
europaischer Ebene. Daruber hinaus gibt es noch Versuche, die Funktionsfahigkeit des EOM
mit empirischen Untersuchungen zu bestatigen oder zu widerlegen.

Jedoch kann weder aus den theoretischen noch aus den praktischen Untersuchungen ein
eindeutiges Ergebnis abgeleitet werden. Es stellt sich vielmehr die Frage, unter welchen
Rahmenbedingungen die Effekte der unterschiedlichen Theorien welche Wirkung entfalten
kénnen und wie sich eine Uberlagerung der verschiedenen Effekte auswirkt.

Bevor eine Entscheidung zum zukinftigen Marktdesign getroffen werden kann, besteht also
noch umfangreicher Forschungsbedarf hinsichtlich der langfristigen Funktionsfahigkeit des
EOM. Hierzu soll die vorliegende Arbeit, auf Basis einer modellgestiitzten Szenarioanalyse,
einen Beitrag leisten. Im Zentrum der Betrachtung steht dabei die Anreizwirkung verschiede-
ner Einflisse auf Investitionen in neue Erzeugungskapazitat im zukilnftigen deutschen
Strommarkt. In Erganzung zu bisherigen Arbeiten ist neben dem Einfluss erneuerbarer Ener-
gien (EE) insbesondere die Wirkung einer teilelastischen Nachfrage, die Entstehung von
Knappheitspreisen, die Versorgungssicherheit auf europaischer Ebene und die Anpassungs-
fahigkeit des Kraftwerksparks Teil der Untersuchung.

Fir diesen Zweck wurde das Strommarktmodell REMO?® entwickelt, das blockscharf den
deutschen Kraftwerkspark und den der angrenzenden Marktgebiete im ENTSO-E Netzver-
bund abbildet. Neben dem Kraftwerkseinsatz kann mit einer weiteren Modellversion (REMO-
Invest) die kostenoptimale Investition in neue Kraftwerke berechnet werden. Eine ausfihrli-
che Beschreibung des REMO Modells befindet sich in Kapitel 3.2.

Mégliche Entwicklungen der Rahmenparameter des zuklinftigen Stromsystems werden Uber
eine Szenarioanalyse dargestellt. Die definierten Szenarien enthalten aufeinander abge-
stimmte Entwicklungspfade zahireicher Eingangsdaten, wie beispielsweise die installierte
Leistung der jeweiligen erneuerbaren Erzeugungstechnologien oder die Entwicklung der
Stromnachfrage etc. Dabei dient die Szenarioanalyse vor allem der Untersuchung der Sensi-
tivitdten wichtiger Einflisse.

Die Beurteilung von Investitionsanreizen erfolgt durch die Berechnung der Wirtschaftlichkeit
des simulierten Betriebs von exemplarischen konventionellen und erneuerbaren Erzeu-
gungsanlagen in den jeweiligen Szenarien. Daflir wird das operative Betriebsergebnis (Erl6-

' GroBhandelsmarkte fir Strom, an denen ausschlieBlich Energiemengen gehandelt werden und keine separate
Vergutung fir die Bereitstellung von Leistung erfolgt, werden Ublicherweise als ,Energy-Only-Markte* bezeichnet.

2 Die hier genannten Theorien und Effekte werden ausfiihrlich in Kapitel 2 beschrieben.

® Renewable Electricity Market Optimisation Model
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se aus der Stromvermarktung abzuglich der Betriebskosten) mit den jahrlichen Fixkosten der
Anlagen verglichen, welche sich aus Literaturwerten zu Investitionskosten, gewichteten Kapi-
talkosten (WACC), Kosten fiir Personal und Wartung sowie der 6konomischen Lebensdauer
der Anlagen zusammensetzen. Anreize zur Investition in einen der untersuchten Technolo-
gietypen bestehen dann, wenn das operative Betriebsergebnis ausreicht, die jahrlichen Fix-
kosten zu decken, oder es diese sogar Ubersteigt.

Wie erwartet zeigt die Auswertung, dass bei ausreichender Erzeugungskapazitat in allen
simulierten Marktgebieten und einer weitgehend unelastischen Nachfrage, fiir alle untersuch-
ten Erzeugungstechnologien keine Fixkostendeckung fir Neuanlagen maoglich ware und folg-
lich auch keine Investitionsanreize fir neue Erzeugungskapazitat durch die Preissignale des
EOM signalisiert werden. Dies entspricht theoretischen Uberlegungen, da in einer solchen
Situation auch keine Neuinvestitionen erforderlich sind.

Demgegentiber zeigen die Ergebnisse anderer Szenarien, dass bei einer Konsolidierung des
Kraftwerksparks und einer damit einhergehenden, wachsenden Kapazitatsknappheit tatsach-
lich deutliche Anreize zum Bau neuer Erzeugungskapazitat entstehen. Daruber hinaus kann
mit diesen Szenarien gezeigt werden, dass unter dem Einfluss der fluktuierenden erneuerba-
ren Stromerzeugung und dem unterstellten CO,-Preis im Jahr 2030 bereits der starkste An-
reiz fur Investitionen in neue, flexible Gaskraftwerke besteht, wodurch die Theorie der An-
passungsfahigkeit des Kraftwerksparks untermauert wird. Vergleichbare Effekte entstehen
auch bei unverandertem Kraftwerkspark mit steigender Nachfrage.

Mit weiteren Szenarien wurde unter langfristiger Perspektive und starkem Einfluss erneuer-
barer Stromerzeugung die Wirkung eines optimal angepassten fossilen Kraftwerksparks auf
die Investitionsanreize flr neue Erzeugungskapazitat untersucht. Die Simulationen unterstit-
zen die theoretischen Erkenntnisse, dass ein angepasster Kraftwerkspark die Wirkung des
MOE abschwacht und damit die Wirtschaftlichkeit neuer Erzeugungskapazitaten deutlich
verbessert. Erganzend wurde die Wirkung weiterer Speicherleistungen im System bei opti-
malem Kraftwerksmix untersucht und eine noch starkere Kompensation des MOE festge-
stellt. In allen drei Szenarien entstehen bei Kapazitatsknappheit Investitionsanreize fiir neue,
flexible Gaskraftwerke.

Fur alle simulierten Szenarien, bei denen sich Kapazitatsknappheit ergibt, stellt sich die Fra-
ge, unter welchen Bedingungen ausreichend Investitionsanreize fur neue Erzeugungskapazi-
tat entstehen kénnen, bevor die Kapazitat so knapp wird, dass unerwinschte Rationierungen
oder Teilabschaltungen die Folge waren. Erstens missen daflr im EOM bereits ausreichend
viele oder hohe Knappheitspreise entstehen kénnen, bevor die verbleibende Erzeugungska-
pazitat (reserve margin) vollstandig ausgereizt ist. Zweitens missen dafur die Flexibilitatsop-
tionen im System ausreichen, damit der dargebotsabhangige Erzeugungsanteil ins System
integriert werden kann, ohne dass der MOE eine zu starke preisdampfende Wirkung entfal-
tet.

Fur die Entstehung von ausreichend Knappheitspreisen wurden in den unterschiedlichen
Szenarien insbesondere die folgenden simulierten Bedingungen als relevant identifiziert:

o0 Preiselastische Nachfrage bei hohen Preisen (z.B. Lastabschaltverordnung)

0 Back-up Kapazitat mit Arbeitspreis Uber den Grenzkosten (z.B. strategische Reserve)
o0 Anpassung des Kraftwerksparks (von Grund- zu Mittel- und Spitzenlast)
o]

Kopplung von europaischen Marktgebieten zur Verstetigung der residualen Last
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Zur Abschwachung des MOE wurden in unterschiedlichen Szenarien insbesondere die fol-
genden simulierten Bedingungen als relevant identifiziert:

o0 Preiselastische Nachfrage bei niedrigen Preisen (z.B. durch die Integration der Sekto-
ren Warme und Verkehr)

0 Flexibilisierung von must-run Kapazitaten (z.B. durch stromgefiihrte KWK-Anlagen
mit Warmespeichern)

0 Anpassung des Kraftwerksparks (von Grund- zu Mittel- und Spitzenlast)

o0 Kopplung europaischer Marktgebiete zum stochastischen Ausgleich fluktuierender
erneuerbarer Erzeugung

0 Zubau an Stromspeichern und Ausnutzung der Potenziale an verschiebbaren Lasten
o0 Anstieg der Preise fir Emissionszertifikate

Obwohl mit den Modellrechnungen verdeutlicht wird, dass der EOM unter bestimmten Rah-
menbedingungen langfristig effizient ist und bei Kapazitatsknappheit neue Erzeugungskapa-
zitat anreizt, bestehen insbesondere in der Ubergangsphase groRe Herausforderungen hin-
sichtlich der rechtzeitigen Erfillung der bendtigten Bedingungen. Da das Stromversorgungs-
system, unter anderem aufgrund von langen Investitionszyklen, eine gewisse Tragheit bei
der Reaktion auf neue Einflisse aufweist, erfolgt die Anpassung des Kraftwerksparks an den
rasant steigenden Anteil erneuerbarer Energien vergleichsweise langsam. Aufgrund des
grolien Bestands an Grundlastkraftwerken kann der MOE zundachst eine starke Wirkung ent-
falten, wodurch im nachsten Schritt flexible Kraftwerke mit hohen Grenzkosten aus dem
Markt gedrangt werden. Erst, wenn die vorhandenen Grundlastkraftwerke ihre technische
Lebensdauer erreicht haben und Retrofit-MaRnahmen nicht mehr wirtschaftlich sind dann
wird sich der Anpassungsprozess des Kraftwerksparks fortsetzen, und die damit verbundene
Wirkung auf den Preis wird sich einstellen. Verstarkt wird dieser Effekt durch das aktuell sehr
niedrige Preisniveau fir Emissionszertifikate und den niedrigen Anreizen fir die Entwicklung
von Systemflexibilitdt. Auch die europdische Marktintegration und eine eventuelle Harmoni-
sierung des europaischen Marktdesigns schreiten nur langsam voran. Diese Herausforde-
rungen bergen das Risiko, dass es in der Ubergangsphase zu Unterinvestitionen mit ent-
sprechenden Folgen flr die Versorgungssicherheit kommen kann, auch wenn in der langer-
fristigen Perspektive die Funktionsfahigkeit des EOM relativ wahrscheinlich ist.

AuRerdem zeigen die Ergebnisse der Szenarioanalyse, dass Investitionen in neue Kapazitat
nur angereizt werden, wenn Knappheit besteht. Folglich werden nur so viele Kraftwerke zu-
gebaut, bis keine Knappheit mehr vorliegt. Uberkapazitdten werden dadurch jedoch nicht
aufgebaut. Der Einsatz von sonst ungenutzten Kapazitdten (Reservekapazitat) kann aller-
dings fur die Gewahrleistung von Versorgungssicherheit bei sehr seltenen Ereignissen oder
sehr langen Zyklusschwankungen (z.B. extreme Winter, sehr schwache Windjahre, Konjunk-
turschwankungen, etc.) von grol3er Bedeutung sein.

Sowohl fir das voriibergehende Risiko von Unterinvestitionen in der Ubergangsphase, als
auch fUr das langfristige Risiko von extremen Ereignissen werden Kapazitaten oder Flexibili-
taten bendtigt, die mit hoher Wahrscheinlichkeit nur sehr geringe Einsatzstunden haben wer-
den und sich deshalb (zumindest bei Bestehen eines Price Caps) nicht iber den EOM refi-
nanzieren konnen. Aus dieser Erkenntnis lasst sich der Bedarf fir einen unterstitzenden
Mechanismus ableiten, der die Fixkostendeckung der erforderlichen Reservekapazitaten
oder LastabwurfmalRnahmen ermdglicht. Ein geeignetes Instrument kdnnte hier beispiels-
weise eine strategische Reserve sein.
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Grundséatzlich sind fiir die Marktfahigkeit* von dargebotsabhangigen erneuerbaren Stromer-
zeugungsanlagen ahnliche Bedingungen relevant wie fir die Wirtschaftlichkeit von konventi-
onellen Erzeugungsanlagen. Allerdings stehen hier vor allem die erforderliche Systemflexibi-
litat zur Verminderung des MOE und der Anstieg der Preise fir Emissionszertifikate und fos-
sile Brennstoffe im Fokus. Bei gut ausgebauten Interkonnektoren sind dabei zunehmend
nicht nur die nationalen, sondern die im Verbund vorhandenen Flexibilitaten relevant. Auch
der stochastische Ausgleich der fluktuierenden, erneuerbaren Erzeugung wird bei ausrei-
chenden Ubertragungskapazitaten sehr stark von der Marktdurchdringung der jeweiligen
Ressource im gesamten europaischen Stromversorgungssystem beeinflusst. Neben den
Bedingungen, die den Marktwert der erneuerbaren Erzeugung beeinflussen, ist insbesonde-
re die angenommene Kostendegression flir erneuerbare Technologien eine Voraussetzung
fur deren Marktfahigkeit.

Auch wenn bei zunehmendem Marktanteil der fluktuierenden erneuerbaren Ressourcen der
relative Marktwert kontinuierlich sinkt, konnte mit den Modellrechnungen gezeigt werden,
dass sich die Marktfahigkeit unter den genannten Bedingungen (Anstieg der Emissions- und
Brennstoffpreise; Kostendegression, Systemflexibilisierung) in den meisten Szenarien konti-
nuierlich verbessert hat und mittel- bis langfristig sogar Fixkostendeckung méglich ist’.

Wie erwartet zeigen die Simulationsergebnisse auch, dass fiir erneuerbare Anlagen vor al-
lem dann Investitionsanreize entstehen, wenn Kapazitatsknappheit im System vorliegt. Dar-
aus ergibt sich jedoch die Konsequenz, dass sich auch bei einer Férderung®, die sowohl an
das Marktpreisniveau als auch an die kurzfristigen Marktpreisschwankungen gekoppelt ist,
nur dann ein Zubau erfolgt, wenn die Erzeugungskapazitat im gesamten System aller ge-
koppelten Marktgebiete knapp wird.

In Summe resultiert aus den Ergebnissen der Modellsimulationen, dass der EOM auch bei
hohen Anteilen erneuerbarer Stromerzeugung effizient sein kann. Allerdings hangt die Effi-
zienz stark von bestimmten Rahmenbedingungen ab. Deshalb ist die zentrale Forschungs-
frage nach der langfristigen Funktionsfahigkeit des EOM vielmehr eine Frage nach der Ent-
wicklung und der Moglichkeit zur Beeinflussung dieser Rahmenbedingungen. Insbesondere
in der Ubergangsphase konnten sich relevante Bedingungen erst verzdgert einstellen, so
dass ggf. fruhzeitig Handlungsbedarf fir regulatorische MaRnahmen besteht.

Von zentraler Bedeutung sind dabei vor allem MaRnahmen, die die Flexibilitdt der Nachfrage
und der Erzeugung erhéhen. Diese MalRhahmen sind notwendig, damit einerseits ausrei-
chend Preisspitzen bei Kapazitatsknappheit entstehen kénnen und andererseits die Wirkung
des MOE abgeschwacht” wird. Wahrend auf der Nachfrageseite in kurzfristiger Perspektive

* Als Marktfahigkeit wird hier der Zustand verstanden, bei dem die Einnahmen aus dem Verkauf von dargebot-
sabhangigem erneuerbar erzeugtem Strom zu Marktpreis ausreichen um Vollkostendeckung zu gewahrleisten.
Bei Markifahigkeit werden zur Refinanzierung der Anlagen keine weiteren Einnahmen aus direkten oder indirek-
ten FérdermafRnahmen mehr benétigt.

® Zu ahnlichen Ergebnissen bei einer vergleichbaren modellbasierten Szenarioanalyse kommen enervis und BET
in ihrem Gutachten ,Ein zukunftsfahiges Energiemarktdesign fiir Deutschland® fir den VKU (Ecke et al. 2013).

® Dies betrifft vor allem das Modell der fixen Marktpramie, da der Deckungsbeitrag hier sowohl vom Marktpreisni-
veau als auch von kurzfristigen Marktpreisschwankungen abhangig ist. Im Gegensatz dazu werden bei der glei-
tenden Marktpramie die Schwankungen des Marktpreisniveaus ausgeglichen. Positive Deckungsbeitrage fir
erneuerbare Anlagen kdnnen bei der gleitenden Marktpréamie also auch erwirtschaftet werden, wenn konventio-
nelle Uberkapazitaten im Markt Knappheitspreise am EOM unterbinden.

" Im Falle einer zu starken Wirkung des MOE kdnnen die Vollkosten der Stromerzeugung nicht Gber den EOM
refinanziert werden. Fir die Funktionsfahigkeit des EOM ist es daher erforderlich, dass sich langfristig das Strom-
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besonders die Ausnutzung der Potenziale zur Abschaltung oder Verlagerung von Lasten bei
Knappheit von Interesse sind, wird in langfristiger Perspektive vor allem der Integration der
Sektoren Warme und Verkehr grolies Flexibilisierungspotenzial zugesprochen. Allerdings
erfordert die Umsetzung von Férdermaflinahmen fir Flexibilititsoptionen eine sorgfaltige
Analyse und Priorisierung bezlglich der jeweiligen technischen Eigenschaften, der Kosten
und der Wirkungen auf das System.

Eine konsequente Weiterflihrung der EU-Binnenmarktintegration hinsichtlich der besseren
Kopplung der Strommarkte und eine Abstimmung bei der Weiterentwicklung des Strom-
marktdesigns bringt deutliche Effizienzen bei der Frage nach der Versorgungssicherheit und
der Integration der erneuerbaren Energien mit sich. Die Marktintegration ist damit ein ele-
mentarer Treiber flr die langfristige Funktionsfahigkeit des EOM mit hohen Anteilen erneu-
erbarer Energien.

Sowohl fiir die Entstehung von Knappheitspreisen als auch fir die Erhéhung der Versor-
gungssicherheit kann es besonders in der Ubergangsphase sinnvoll sein, die bereits beste-
hende Netzreserve der Bundesnetzagentur (BNetzA) zu einer strategischen Reserve weiter-
zuentwickeln.

Zur langfristigen Verbesserung der Marktfahigkeit von dargebotsabhangiger erneuerbarer
Stromerzeugung sind neben den Malinahmen, welche die Wirkung des MOE abschwachen
und der europaischen Marktintegration, vor allem MaRRnahmen relevant, die das Preisniveau
fur Emissionsrechte im europaischen Emissionshandel deutlich anheben.

Alle identifizierten MaRnahmen, die dazu beitragen, dass die Funktionsfahigkeit des EOM
langfristig auch bei hohen Anteilen erneuerbarer Energien gewahrleistet ist, dienen grund-
satzlich auch zur Verbesserung der Effizienz eines erweiterten Marktdesigns (z.B. mit Kapa-
zitdtsmarkten). Die FortfUhrung und Weiterentwicklung von Aktivitdten zur Flexibilisierung
des Stromsystems, einschlieBlich der EU-Binnenmarktintegration im Elektrizitatssektor, ist
deshalb aus energiepolitischer Sicht sinnvoll, auch wenn noch keine endgultige Entschei-
dung Uber die Ausgestaltung des deutschen bzw. europaischen Strommarktdesigns getrof-
fen wurde.

preisniveau oberhalb der durchschnittlichen Stromgestehungskosten einpendelt. Die Wirkung des MOE wird
ausfuhrlich in Kapitel 2.3 diskutiert.
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2 Hintergrund und Motivation

Der 6konomischen Theorie zufolge sind Markte, auf denen vollkommener Wettbewerb
herrscht, effizient. Dies gilt grundsatzlich auch fir Strommarkte (Stoft 2002) und zwar sowohl
fur die kurzfristige Effizienz zur Erreichung des kostenoptimalen Kraftwerkseinsatzes, als
auch fur die langfristige Effizienz zur Anreizung von Investitionen in ausreichend neue Er-
zeugungskapazitat.

Allerdings ist die Effizienz in der Theorie des vollkommenen Wettbewerbsmarktes an be-
stimmte Bedingungen geknupft. So miussen beispielsweise alle Marktteilnehmer als Preis-
nehmer agieren, die Kostenstruktur der Produzenten muss sich ideal verhalten, die Marktin-
formation muss allen Teilnehmern zugénglich und der Marktzugang fur neue Teilnehmer frei
von Barrieren sein (Stoft 2002).

In realen Strommarkten sind die Bedingungen fur vollkommenen Wettbewerb allerdings nur
eingeschrankt erflllt. Beispielsweise fuhren Anfahrkosten von Kraftwerken dazu, dass die
aggregierte Produktionskostenkurve keineswegs einen gleichmalig konvexen Verlauf an-
nimmt. Aullerdem |asst die Tatsache, dass die grolden vier Energieversorger in Deutschland
in Summe mit mehr als 70% (bpb 2013; Willems et al. 2009) der konventionellen Erzeu-
gungsleistung eine marktbeherrschende Stellung einnehmen, vermuten, dass diese nicht
zwingend als Preisnehmer agieren mussen. Weiterhin ist der Uberwiegende Teil der End-
verbraucher weder technisch noch organisatorisch an kurzfristige Strompreissignale ange-
bunden und damit von freier Marktinformation und der Moglichkeit kurzfristig auf Preisande-
rungen zu reagieren ausgeschlossen.

Trotz zahlreicher Einschrankungen wird durch verschiedene Formen des Designs und durch
gezielte einzelne Malinahmen versucht, ein moglichst hohes Effizienzniveau zu erreichen.
Beispielsweise werden an der europdischen Strombdrse EPEX Spot (2010) Blockgebote®
zugelassen, damit Anfahrkosten besser integriert werden kénnen (Ockenfels et al. 2008),
oder es gibt verschiedene regulatorische MaRnahmen®, die die Ausiibung von Marktmacht
einschranken sollen.

Wahrend weitgehend wissenschaftlicher Konsens dartiber besteht, dass das kurzfristige Effi-
zienzniveau des Strommarktes ausreichend gut ist, gibt vor allem die Beurteilung des lang-
fristigen Effizienzniveaus bis heute kein eindeutiges Bild. Die Fahigkeit des Energy-Only-
Marktes, erforderliche Preissignale zu senden, damit langfristig ausreichend Erzeugungska-
pazitat die Versorgungssicherheit gewahrleistet, wird in Politik und Wissenschaft kontrovers
diskutiert®.

Theoretische und empirische Argumente, die flr und gegen die Funktionsfahigkeit von Ener-
gy-Only-Markten in der langfristigen Perspektive sprechen, sollen daher nachfolgend naher
erlautert werden.

® Durch die Integration der Anfahrkosten in die Blockgebote wird aus theoretischer Perspektive versucht, durch
eine VergleichmaRigung der Produktionskostenkurve ein effizienteres Marktergebnis zu erzielen.

% In Ockenfels (2007) werden Mafnahmen zur Einddmmung von Marktmacht diskutiert.

10 Beispiele flr aktuelle Studien zum deutschen Strommarktdesign werden in (Nicolosi 2012a) und (Graichen
2013) zusammenfassend dargestellt.
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2.1 Das ,Missing-Money-Problem*

Die Theorie des ,Missing-Money*“ wird im Kern'" damit begrindet, dass durch eine nicht aus-
reichende Preiselastizitdt der Nachfrage einerseits und durch regulatorisch gesetzte Preis-
obergrenzen (price cap) andererseits der EOM zu wenig Preissignale oberhalb der Grenz-
kosten der letzten produzierenden Einheit setzt. Das Ausbleiben dieser sogenannten
~Knappheitspreise“ flhrt schliellich dazu, dass insbesondere Spitzenlastkraftwerke keine
ausreichenden Deckungsbeitrage erwirtschaften kénnen, um ihre Fixkosten zu decken. In
der Folge ist ein Marktaustritt von Erzeugungskapazitat zu erwarten, wahrend keine Anreize
fur Neuinvestitionen bestehen. Eine solche Konstellation wiirde mittelfristig zum Marktversa-
gen des EOM flhren, da aufgrund der fehlenden langfristigen Effizienz die Versorgungssi-
cherheit nicht gewahrleistet werden kann.

Die Darstellung der geordneten Preisdauerlinie in Abbildung 2-1 zeigt schematisch die Kap-
pung der Knappheitsrenten aufgrund einer Preisobergrenze mit Auswirkung auf alle Kraft-
werkstypen.

Rente fiir

... Grundlast-KW:  A+B+C+D+E+F

... Mittellast-KW: ~ D+E+F
... Spitzenlast-KW: F

Entgangene Rente durch Preisobergrenze
(,missing money”)

Preis/Grenzkosten
[EUR/MWh]

Regulatorische Preisobergrenze

Spitzenlast-KW

Mittellast-KW

C

Grundlast-KW

T
|
|
|
| _
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
_____'.______

Betriebsstunden [h/a]

Abbildung 2-1: Geordnete Preisdauerlinie mit Preisobergrenze

(Quelle: eigene Darstellung nach Siegmeier und von Hirschhausen (2011) und Hogan (2005))

Im Falle einer unelastischen Nachfrage setzt stets das Grenzkraftwerk den Preis, so dass
keine nachfrageinduzierten Knappheitsrenten entstehen kdnnen (Abbildung 2-2). Ubersteigt
die unelastische Nachfrage jedoch das Angebot, so kommt keine Marktraumung zustande
(Abbildung 2-3) und es werden zur Gewahrleistung der Systemstabilitat indifferente Rationie-
rungen notwendig. Da in dieser Situation kein Marktpreis zustande kommt, der dem Wert der
des sogenannten ,value of lost load* (VOLL)'? entspricht, spiegelt sich die tatsichliche

" Eine Beschreibung weiterer Griinde, die die Missing-Money-Theorie stltzen findet sich u.a. in Hogan (2005)
und Joskow (2006).

2 Als VOLL wird der Wert der néchsten zu produzierenden Einheit verstanden, der dem Wert gleicht, den ein
Verbraucher, der von einer unfreiwilligen Rationierung betroffen ist, bereit ist dafiir zu bezahlen. Eine ausfiihrliche
Diskussion zu VOLL findet sich in Stoft (2002). GemaR der Bundesnetzagentur (BNetzA 2010) wird der VOLL fur
Deutschland im Rahmen der Anreizregulierung im gewichteten Mittelwert Gber alle Sektoren mit 8.000 EUR/MWh
kalkuliert. Weitergehende quantitative Untersuchungen zu VOLL wurden durch das Energiewirtschaftliche Institut
der Universitat zu Koéln (EWI) angestellt (Growitsch et al. 2013).
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Knappheit nicht im Preis wider. Ein Marktpreis in der Héhe des VOLL ware jedoch erforder-
lich, damit Investitionen in Spitzenlastkraftwerke angereizt werden.

£
o T Nachfrage
E —
e
] Angebot
(Grenzkosten)
Inframarginale Rente
o - \ ................................
Preis = Kosten des
Grenzkraftwerkes
a Menge [MWh]

Abbildung 2-2: Marktraumung zu Grenzkosten bei unelastischer Nachfrage

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 2-3: Fehlende Marktrdumung bei unelastischer Nachfrage

(Quelle: eigene Darstellung)
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2.2 Die ,Peak-Load-Pricing-Theorie*

Im Gegensatz zur “Missing-Money-Theorie” sind nach der “Peak-Load-Pricing-Theorie
Strommarkte grundsatzlich in der Lage, bei Knappheit ausreichend hohe und viele Preisspit-
zen (price spikes) zu erzeugen, damit sich auch Spitzenlastkraftwerke refinanzieren kénnen.
Der Theorie zufolge kdnnen diese Preisspitzen (auch als ,Knappheitspreise® bezeichnet)
deutlich Uber den Grenzkosten der letzten produzierenden Einheit liegen.

»13

Abbildung 2-4 zeigt schematisch die Preissetzung durch die elastische Nachfrage oberhalb
der Grenzkosten der letzten produzierenden Einheit. Die dadurch zusatzlich generierte inf-
ramarginale Rente wird in der Okonomie auch als ,Knappheitsrente bezeichnet.

4

=
o g
E I Nachfrage
]
Angebot
Knappheitsrente
p* \ ____________________________________________ Preis # Kosten des
Grenzkraftwerkes

9 Menge [MWh]
Abbildung 2-4: Preisbildung bei Knappheit mit elastischer Nachfrage

(Quelle: eigene Darstellung)

Knappheitspreise werden damit begriindet, dass in den Geboten der Marktteilnehmer Oppor-
tunitdtskosten durch entgangene Gewinne auf anderen Markten, Opportunitaten durch Re-
duktion oder Verlagerung der Nachfrage oder Preisaufschlage (Mark-ups) enthalten sind
(Nicolosi 2012a). Theoretisch kénnen Knappheitspreise auch durch Austbung von Markt-
macht (physische Kapazitatszurtickhaltung) entstehen, was bisher jedoch flr den deutschen
Markt nicht eindeutig nachgewiesen werden konnte (Ockenfels 2007; Siegmeier und von
Hirschhausen 2011).

Hinsichtlich der Opportunitaten durch eine Reduktion oder Verlagerung der Nachfrage zeigt
Stoft (2002), dass sich bereits bei einer geringen Nachfrageelastizitat' ein langfristiges
Marktgleichgewicht einstellen kann, sofern keine regulatorisch gesetzten Preisobergrenzen
den Marktpreis unterhalb des VOLL begrenzen.

Die Preisobergrenze fir das deutsche Marktgebiet liegt mit 3.000 EUR/MWh (day-ahead)
und 10.000 EUR/MWh (intraday) an der Strombodrse EPEX Spot und mit 15.000 EUR/MWh
fur Ausgleichsenergie in einer ahnlichen Groflenordnung wie der von der BNetzA genannte
VOLL mit 8.000 EUR/MWh, wodurch theoretisch ausreichend Spielraum fiir die Entstehung

'® Eine ausfuhrliche Diskussion der Theorie findet sich in den folgenden Quellen: (Stoft 2002; Ockenfels et al.
2008; Siegmeier and von Hirschhausen 2011; Nicolosi 2012a; Winkler et al. 2013)

14 »Result: A small amount of elastic demand can make the market efficient. Even if demand can be reduced less
than 2% by a price increase, this could produce a long-run market equilibrium.” (Stoft 2002)
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von Knappheitspreisen vorhanden ist. Daher kann nicht zwangslaufig gefolgert werden, dass
durch diese Preisobergrenze zu viele Preisspitzen unterbunden werden und damit Investiti-
onsanreize ausbleiben. Eine genauere Beurteilung dieses Zusammenhangs bedarf einer
quantitativen Analyse und ist Bestandteil der vorliegenden Arbeit.

2.3 Der ,Merit-Order-Effekt"

Der Merit-Order-Effekt (MOE) (Sensfuld et al. 2007) beschreibt die Preiswirkung von erneu-
erbarer Stromerzeugung, sofern der erzeugte Strom Grenzkosten nahe Null aufweist oder
aufgrund einer separaten Vergltung (EEG) ohne Preislimit iber den Spotmarkt vermarktet
wird. Durch die zusatzliche Erzeugung von erneuerbarem Strom verschiebt sich die Ange-
botskurve nach rechts, was bei gleichbleibender Nachfrage und einer Angebotskurve mit
positiver Steigung zu einer Preisreduktion fuhrt. Dieser Zusammenhang ist fiir einen Zeit-
punkt schematisch in Abbildung 2-5 dargestellt. In der Literatur wird der MOE auch haufig
durch eine Reduzierung der Nachfrage um die erneuerbare Strommenge zur residualen
Nachfrage abgebildet.

Nachfrage

Merit-Order-Effekt = (P, - P,)*N /

<1+ Marktwert EEG-Strom

Menge [MWh]
Abbildung 2-5: Wirkungsweise des Merit-Order-Effekts

(Quelle: eigene Darstellung)

Durch die wachsenden Anteile erneuerbarer Stromerzeugung aus dargebotsabhangigen
Quellen im deutschen Marktgebiet verstarkt sich der MOE zunehmend. Bei einem in der kur-
zen Frist unelastischen Angebot fuhrt der MOE zu einer sinkenden Auslastung konventionel-
ler Kraftwerke bei gleichzeitig niedrigerem Preisniveau. In dieser Kombination verscharft der
MOE das Missing-Money-Problem, da in einer geringeren Anzahl von Betriebsstunden ten-
denziell hdhere Erlése durch haufiger auftretende Preisspitzen erzielt werden missten, um
Fixkostendeckung zu erreichen (Winkler et al. 2013).

In Abhangigkeit der Elastizitdt des Angebots und der Nachfrage fallt der MOE jedoch unter-
schiedlich stark aus. Ein Versagen des EOM hinsichtlich langfristiger Effizienz kann auch bei
einer Kombination aus Missing-Money-Problem und Merit-Order-Effekt nicht grundsatzlich
aus der Theorie abgeleitet werden.
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2.4 Effekte der Anpassung des Kraftwerksparks

Nach Stoft (2002) ist ein grenzkostenbasierter EOM grundsatzlich in der Lage, langfristig
nicht nur ausreichend Erzeugungskapazitat bereitzustellen, sondern auch den kostenoptima-
len Mix an Erzeugungstechnologien anzureizen. Aufgrund der unterschiedlichen Kosten-
struktur der jeweiligen Erzeugungstechnologien eignet sich ein bestimmter Kraftwerkspark
am besten zur Bereitstellung einer bestimmten Laststruktur. Verandert sich nun die Last-
struktur mit wachsenden Anteilen erneuerbarer Stromerzeugung, so passt sich der Kraft-
werkspark im Laufe der Zeit an die Jahresdauerlinie der Residuallast an (Nabe 2006; Wissen
and Nicolosi 2007). Tendenziell fihren die Eigenschaften der fluktuierenden erneuerbaren
Stromerzeugung zu einer geringeren Auslastung konventioneller Kraftwerke und damit zu
einem Kostenvorteil von Mittel- und Spitzenlastkraftwerken gegeniber Grundlastkraftwerken,
weshalb sich der Kraftwerkspark erwartbar in diese Richtung entwickelt.

Dieser Effekt tritt jedoch nur ein, wenn in der Kostenstruktur auch die Investitionskosten der
Kraftwerke Berlcksichtigung finden. Da bei Bestandskraftwerken die Investitionen jedoch als
,Sunk costs“ betrachtet werden, haben diese bei der Einsatzentscheidung keine Relevanz.
Die Geschwindigkeit des Umbaus des Kraftwerksparks ist daher abhangig von Investitions-
zyklen und kann fir die Ubergangsphase der Energiewende in zwei Phasen eingeteilt wer-
den.

o0 In der kurzfristigen Perspektive ist der deutsche Kraftwerksbestand noch gepragt
durch zahlreiche Grundlastkraftwerke mit niedrigen Grenzkosten. Der MOE kann auf-
grund der flachen Merit-Order eine starke Wirkung auf das Preisniveau entfalten. In
der Folge werden zunachst Mittel- und Spitzenlastkraftwerke mit hohen Grenzkosten
am oberen Ende der Merit-Order verdrangt. Dies betrifft vor allem flexible Gaskraft-
werke, obwohl diese langfristig als optimale Ergdnzung zu der Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien zahlen. Deshalb ist in der ersten Phase mit einer Absenkung
des Preisniveaus und einer Verscharfung des Missing-Money-Problems zu rechnen.
Die beschriebenen Wirkungen dieser Phase sind bereits heute zu beobachten.

o In der mittel- bis langfristigen Perspektive werden jedoch Uberwiegend Investitionen
in Mittel- und Spitzenlastkraftwerke wirtschaftlich sein. Nach Erreichen der techni-
schen Lebensdauer und nach Ausschdpfung des Potenzials von Retrofit-MalRnahmen
werden grundlastfahige Bestandsanlagen aus dem Markt ausscheiden und durch Mit-
tel- und Spitzenlastkraftwerke mit hdheren Grenzkosten und niedrigeren Investitions-
kosten ersetzt. Durch die steilere Merit-Order-Kurve stellen sich dann tendenziell
mehr Spitzenpreise ein, die den MOE teilweise oder vollstandig kompensieren, so
dass das Preisniveau wieder ansteigt. Es erhéhen sich grundsatzlich die Deckungs-
beitrage flr alle Erzeugungstechnologien, die starksten Anreize werden jedoch fiir
flexible Technologien gesetzt.

Die Veranderung der Merit-Order durch die Anpassung des Kraftwerksparks von der kurzfris-
tigen hin zur langfristigen Perspektive wird schematisch in Abbildung 2-6 dargestellt. Aus
dieser Entwicklung der Angebotskurve kann eine Veranderung der Preisstruktur abgeleitet
werden. Durch den wachsenden Anteil erneuerbarer Stromerzeugung zu sehr niedrigen
Grenzkosten einerseits und durch den erhoéhten Anteil des Spitzenlaststroms zu hohen
Grenzkosten andererseits wird sich langfristig eine Preisstruktur ergeben, wie sie in
Abbildung 2-7 gezeigt wird.
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Abbildung 2-6: Veranderung der Merit-Order bei EE-Zubau

(Quelle: eigene Darstellung nach Nicolosi (2012a))

Preis
[EUR/MWHh]

langfristige Entwicklung

Status quo

kurzfristige Entwicklung

Betriebsstunden [h/a]

Abbildung 2-7: Verdnderung der Preisdauerlinie bei EE-Zubau

(Quelle: eigene Darstellung nach Siegmeier und von Hirschhausen (2011))

2.5 Effekte der Anpassung der Nachfrage

Die Nachfrageelastizitdt nimmt eine zentrale Stellung bei der Beurteilung der langfristigen
Effizienz von EOM ein. Durch eine zunehmende Flexibilisierung der heute in der kurzen Frist
als weitgehend unelastisch angenommenen Stromnachfrage wird nicht nur das Missing-
Money-Problem sondern auch der Merit-Order-Effekt entscharft.

Wie bereits in Kapitel 2.2 diskutiert, ist die elastische Nachfrage ein elementarer Baustein zur
Begrindung der Peak-Load-Pricing-Theorie. Abbildung 2-4 zeigt, wie durch eine preiselasti-
sche Nachfrage eine Marktraumung garantiert wird und au3erdem bei Knappheit ausrei-
chend Preisspitzen entstehen, damit neue Erzeugungskapazitat angereizt wird.
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AuRerdem hat die Flexibilisierung der Nachfrage, neben der Anpassung des Kraftwerks-
parks, einen starken Einfluss auf die Preiswirkung des MOE. Da bei wachsenden Anteilen
erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung und damit einhergehenden haufiger auftre-
tenden Niedrigpreisen am Spotmarkt damit zu rechnen ist, dass neue Nachfrager' auf den
Markt drangen, kann langfristig von einer Stabilisierung der Niedrigpreise ausgegangen wer-
den. Die Wirkung der elastischen Nachfrage auf den MOE ist schematisch in Abbildung 2-8
dargestellt.

Nachfrage Nachfrage

Preis
[EUR/MWh]

Ay

A, A— A,

Merit-Order-Effekt Merit-Order-Effekt

P

Menge [MWh] Menge [MWh]
Abbildung 2-8: Merit-Order-Effekt bei elastischer Nachfrage

(Quelle: eigene Darstellung)

2.6 Effekte des grenziberschreitenden Stromhandels

Im Rahmen der EU-Binnenmarktintegration haben sich die Mitgliedsstaaten auf gemeinsame
Vorschriften fir die Erzeugung, Ubertragung und Verteilung von Elektrizitat, sowie fir die
Erhaltung der Versorgungssicherheit geeinigt (European Commission 2012). Die Schaffung
des Elektrizitatsbinnenmarktes hat zum Ziel, den grenziiberschreitenden Handel zu férdern
und auf diese Weise Effizienzgewinne und wettbewerbsfahige Preise zu bewirken. Gleichzei-
tig soll zu mehr Versorgungssicherheit und Nachhaltigkeit beigetragen werden (EU-Richtlinie
2009/72/EG 2009). Die Bemuhungen auf europaischer Ebene haben dazu gefihrt, dass heu-
te bereits die meisten Marktgebiete der Mitgliedsstaaten entweder explizit oder implizit ge-
koppelt sind (,Market Coupling“) oder bereits Uber eine zentrale Auktion (,Market Splitting®),
wie in der NordPool Region, verfugen (EPEX Spot 2013; Ockenfels et al. 2008).

Die Verbesserung des grenziberschreitenden Handels fuhrt grundsatzlich zu Effizienzge-
winnen im EOM und zwar in der kurzfristigen und in der langfristigen Perspektive.

Die kurzfristige Effizienz wird gesteigert, da durch die VergroRerung des Marktgebietes sto-
chastische Ausgleichseffekte zu einer Verringerung der residualen Last'® fiihren. Dies fiihrt

10 Beispielsweise ist bereits heute der Betrieb eines Elektrodenheizkessels der Stadtwerke Flensburg zur War-
mebereitstellung im Fernwarmenetz bei einem Bdrsenstrompreis von 10 EUR/MWh wirtschaftlich (ZfK 2013).

'® Stochastische Ausgleichseffekte bei einer Vergrofierung des Marktgebietes verringern einerseits die gleichzei-
tige Last und andererseits erhdhen sie die gleichzeitige Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerbaren Ener-
giequellen. In Summe ergibt sich fiir das Gesamtgebiet eine niedrigere Residuallast als in Summe Uber die nicht
vernetzten Einzelgebiete.
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wiederum zu einer kostengunstigeren Ausnutzung des im Gesamtgebiet vorhandenen Kraft-
werksparks und damit zu operativen Effizienzgewinnen (Nicolosi 2012a).

Der gleiche Effekt hat jedoch auch eine Wirkung auf die langfristige Effizienz. Da sich durch
die VergroRerung des Marktgebietes auch die maximale Residuallast verringert, wird auch
ein kleinerer Kraftwerkspark benétigt, um die Versorgungssicherheit zu gewahrleisten
(Nicolosi 2012a). In der Folge wird dadurch der Effekt des Missing-Money-Problems ver-
starkt, da eine Ausweitung des Market Coupling durch eine Verringerung der gesamten Re-
siduallast bei gleichbleibendem Erzeugungspark eine preisdampfende Wirkung hat und da-
mit die Deckungsbeitrage fir Erzeugungskapazitat zunachst verringert. In der langeren Frist
ist jedoch eine Anpassung des Kraftwerksparks zu erwarten aufgrund derer sich die Effekte,
wie in Kapitel 2.4 beschrieben, einstellen.

Durch die stochastischen Ausgleichseffekte eines groReren Marktgebietes wird nicht nur die
Summe der residualen Lastspitzen verkleinert, sondern es wird auch die Volatilitat der dar-
gebotsabhangigen erneuerbaren Stromerzeugung einerseits und die Volatilitat der Last an-
dererseits verringert. In Summe ergibt sich eine Abschwachung des MOE und damit bei
sonst gleichen Bedingungen eine geringere Anzahl von Stunden mit Niedrigpreisen.

2.7 Empirische Argumentation

Von Kritikern des EOM wird in manchen Untersuchungen (z.B. Schlemmermeier and Dier-
mann 2011; Matthes et al. 2012) versucht, das Missing-Money-Problem empirisch zu unter-
mauern, indem die pro Marktgebiet verfligbare dargebotsunabhangige Erzeugungskapazitat
geplante Neubauten und Stilllegungen historischen Spitzenlasten gegeniber gestellt werden
und daraus eine Versorgungslicke abgeleitet wird. Eine solche Analyse erfasst jedoch aus
mehreren Grinden nur einen Teil des Zusammenhangs. Diese Grinde sollen nachfolgend
naher erlautert werden.

0 Betrachtung autarker Marktgebiete: In Abhangigkeit von der Definition der Versor-
gungssicherheit ergeben sich hinsichtlich der Analyse des Kapazitatsbedarfs sehr un-
terschiedliche Ergebnisse. Grundsatzlich ist das Ziel von Versorgungssicherheit, dass
sich zu jeder Zeit das Angebot und die Nachfrage nach Strom entsprechen missen
und unfreiwillige Rationierungen vermieden werden. Dabei ist jedoch zunachst un-
klar, fur welche Systemgrenze diese Bedingung gelten muss. Aus technischer Per-
spektive gibt der europaische Netzverbund der ENTSO-E die Systemgrenze'” vor.
Folglich muss jeweils im gesamten Netzverbund die Last jederzeit durch die vorhan-
dene Erzeugungskapazitat (oder durch preiselastische Nachfragereduzierung) ge-
deckt werden kdnnen. Aus politischer Motivation heraus kann jedoch auch eine nati-
onale oder sogar eine regionale Systemgrenze fir Versorgungssicherheit definiert
werden. Aus einer solchen regionalen/nationalen Perspektive folgt zwangsweise eine
Notwendigkeit fir Uberkapazitaten innerhalb der gesetzten Systemgrenzen, da per
Definition bei der Kapazitatsbestimmung die Effizienzgewinne durch den Stromaus-
tausch mit den Nachbarregionen ignoriert werden.

Der zunehmende Stromaustausch zwischen den Marktgebieten und die damit ver-
bundenen Effizienzgewinne sind jedoch ausdrickliches Ziel der EU-
Binnenmarktintegration im Rahmen des Liberalisierungsprozesses und fihrt im Er-
gebnis zu einer Verkleinerung des bendtigten Kraftwerksparks (Kapitel 2.6).

' Die Systemgrenze kann jedoch durch Ubertragungsengpésse an den Interkonnektoren eingeschrénkt werden.
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o Annahme statischer Spitzenlasten: Eine weitere Herausforderung bei der Bestim-
mung des Kapazitatsbedarfs liegt in der Abschatzung der zukinftigen (residualen)
Stromnachfrage. Da diese Entwicklung erfahrungsgemafy sehr starken konjunkturel-
len und meteorologischen Schwankungen unterliegt und aulerdem von zahlreichen
weiteren unbekannten Einflussparametern abhangig ist (z.B. Ausbau EE), ist eine
fundierte, langerfristige Prognose mit groRen Unsicherheiten behaftet. Aus diesem
Grund orientieren sich viele Studien, die eine Kapazitdtsabschatzung flr ein definier-
tes Marktgebiet vornehmen (z.B. Matthes et al. 2012) an historischen Spitzenlasten
(UNB 2012). Dabei wird jedoch unterstellt, dass die zukiinftige Spitzenlast eine un-
veranderliche GroRe ist, die von ausreichend Kapazitat im definierten Marktgebiet
gedeckt werden muss. Faktisch ist die zuklnftige Spitzenlast jedoch ein Ergebnis von
Angebot und Nachfrage und daher keineswegs eine unveranderliche Grolte, sondern
vielmehr eine Frage des Preises. Auch wenn die Preiselastizitat der Nachfrage im
Stromsektor zurzeit noch als relativ gering eingeschatzt werden muss, kann eine
Ausschopfung vorhandener Potenziale von ,Demand Response® (insbesondere des
Lastabwurfs'®) zukiinftige Spitzenlasten signifikant reduzieren. Aus diesem Grund ist
die Annahme statischer Spitzenlasten voraussichtlich ineffizient.

o0 Fortschreibung historischer Spread-Betrachtungen: Als weitere Argumentation zur
Begriindung der langfristigen Ineffizienz von EOM wird zuweilen aus dem aktuellen
Markttrend der Spotmarkt- und Terminmarktpreise die Margensituation von Be-
standskraftwerken berechnet (z.B. Schlemmermeier and Diermann 2011) und daraus
die Schlussfolgerung gezogen, dass die Investitionsanreize flir neue Erzeugungska-
pazitat nicht nur heute, sondern auch in Zukunft (aufgrund des Missing-Money-
Problems und des Merit-Order-Effekts) unzureichend sind und daher Marktversagen
vorliegt.

Das aktuell niedrige Preisniveau am Spotmarkt und die fehlenden Preissignale fur In-
vestitionsanreize sind jedoch auf eine Vielzahl von Faktoren (Binnenmarktintegration,
niedrige CO,-Preise, niedrige Stromnachfrage in der EU, etc.) zuriickzufihren und
kénnen nicht nur dem Merit-Order-Effekt oder dem Missing-Money-Problem zuge-
schrieben werden. Vielmehr deuten die aktuellen Preissignale auf Uberkapazitaten im
europaischen Netzverbund hin (Winkler et al. 2013). Eine Interpretation dieses Markit-
trends als langfristiges Marktversagen des EOM ist daher nicht schlissig, da mittel-
fristig gegenlaufige Effekte zu erwarten sind (Kapitel 2).

2.8 Ableitung des Untersuchungsgegenstands

Die vorangegangene Diskussion der Argumente, die fir oder gegen die langfristige Funkti-
onsfahigkeit von EOM sprechen, zeigt, dass weder aus der Theorie noch aus der Praxis'
eine eindeutige Aussage getroffen werden kann. Vielmehr besteht weiterer Forschungsbe-
darf (Winkler et al. 2013) fir fundierte Untersuchungen, die einzelne Effekte und mogliche
Uberlagerungen nicht nur statisch sondern auch dynamisch analysieren.

'® Eine ErschlieBung des Potenzials fiir Lastabwurf wird bereits in der zum 01. Januar 2013 in Kraft getretenen
,Verordnung zu abschaltbaren Lasten” (AbLaV 2013) adressiert.

'® Auch aus der historischen Entwicklung des EOM kein nicht eindeutig auf die investive Wirkung des EOM ge-
schlossen werden, da der Markt seit der Liberalisierung durch zahlreiche politische Markteingriffe (z.B. kostenlose
Zuteilung von Emissionszertifikaten) verzerrt wurde (Ecke et al. 2013).
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Die vorliegende Arbeit soll daher auf quantitativer Basis einen Beitrag zur Fragestellung leis-
ten, ob EOM langfristig in der Lage sind, ausreichend Investitionsanreize flir neue Erzeu-
gungskapazitat zu setzen. Der Fokus der Untersuchung liegt dabei auf den investiven Wir-
kungen zentraler Einflisse auf das zukilinftige Stromversorgungssystem. Im Gegensatz zu
einigen bereits veroffentlichten Studien?®, soll hierbei neben dem Einfluss erneuerbarer
Energien explizit auf die Wirkung einer teilelastischen Nachfrage, auf die Entstehung von
Knappheitspreisen, auf Versorgungssicherheit im Rahmen der EU-Binnenmarktintegration
und auf die Anpassungsfahigkeit des Kraftwerksparks eingegangen werden.

Die methodische Vorgehensweise zur Untersuchung der Fragestellung wird detailliert in Ka-
pitel 3 vorgestellt. Die Beschreibung der ausgewahlten sensitiven Einflussparameter auf das
zukinftige Strommarktsystem ist Bestandteil der Szenariobeschreibung in Kapitel 4.

20 (BET 2011; Bockers et al. 2012; Consentec 2012; Ecke et al. 2013; Elberg et al. 2012; Frontier Economics
2011; Kopp et al. 2012; Matthes et al. 2012; Schlemmermeier and Diermann 2011)
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3 Methode

3.1 Untersuchungsdesign

Die quantitative Untersuchung der langfristigen Effizienz des EOM unter Berucksichtigung
der in Kapitel 2 beschriebenen Effekte erfordert eine fir diesen Zweck geeignete Modellie-
rung des Strommarktes (Kapitel 3.2), eine Methode zur Messung von Investitionsanreizen
und eine Definition von mdglichen zukunftigen Rahmenbedingungen.

Mégliche Entwicklungen der Rahmenparameter des zuklnftigen Stromsystems werden Gber
eine Szenarioanalyse abgebildet. Die definierten Szenarien enthalten aufeinander abge-
stimmte Entwicklungspfade zahlreicher Eingangsdaten wie beispielsweise die installierte
Leistung der jeweiligen erneuerbaren Erzeugungstechnologien oder die Entwicklung der
Stromnachfrage etc. Neben den fixierten Rahmenbedingungen wurden auf Basis einer Fun-
damentalbetrachtung einzelne Eingangsparameter identifiziert, die einen starken Einfluss auf
die Wirtschaftlichkeit bestimmter Erzeugungstechnologien haben kénnen. Beispiele hierflr
werden in Abbildung 3-1 aufgefiihrt und in ihrer Wirkung der Angebotskurve, der Nachfrage-
kurve oder der Interaktion zwischen den Markten zugeordnet.

Future trends concerning the Future trends concerning Future trends concerning
structure of generation capacity electricity consumption interrelation between markets
® Growing RES penetration e Decrease in net consumption e Increase in transfer capacity
¢ Dynamic effects of RES e Consumption of other sectors e Affecting demand and supply
¢ Decreasing fossil capacity ¢ Increasing price elasticity e Balancing effects

e Less base load/more peaker
e Growing storage capacity

¢ Increasing fuel/EUA prices

Abbildung 3-1: Relevante zukiinftige Entwicklungen des Strommarktes mit Auswirkung auf
Investitionsanreize in neue Erzeugungstechnologie

(Quelle: eigene Darstellung)
Damit die Wirkung einzelner Einflisse besser untersucht werden kann, wurden in Erganzung
zum gewahlten Basisszenario mehrere Sensitivitatsszenarien definiert, in denen nur der

ausgewahlte Eingangsparameter variiert. Ein Uberblick sowie die ausfiihrliche Beschreibung
der Szenarien befindet sich in Kapitel 4.

Zur Messung von Investitionsanreizen durch die Beurteilung der Wirtschaftlichkeit einer In-
vestition in neue Erzeugungskapazitat wurden die folgenden Technologietypen ausgewahlt
und als exemplarische Anlagen im Modell implementiert:

Braunkohlekraftwerk (lignite)
Steinkohlekraftwerk (coal)

Gas- und Dampfkraftwerk (gas CCGT)
Gasturbine (gas GT)

Windpark See (wind offshore)

o O O O o o

Windpark Kiste (wind coastal)
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0 Windpark Binnenland (wind inland)

o0 Photovoltaikanlage (pv)

Mit Hilfe des hierfiir entwickelten Strommarktmodells kann fir alle Szenarien das operative
Betriebsergebnis der Anlagen auf Basis des Kraftwerkseinsatzes, der Stromerzeugung, der
operativen Kosten und des Strompreises berechnet werden. Demgegeniiber stehen die jahr-
lichen Fixkosten der Anlagen, die sich aus Literaturwerten zu Investitionskosten, gewichteten
Kapitalkosten (WACC), Kosten fiir Personal und Wartung sowie der 6konomischen Lebens-
dauer der Anlagen zusammensetzen.

Wenn das operative Betriebsergebnis ausreicht, die jahrlichen Fixkosten zu decken, oder
diese sogar Ubersteigt, ware ein Betrieb dieser Anlage wirtschaftlich. Eine Neuinvestition in
diesen Technologietyp kann unter diesen Umstanden als lohnenswert beurteilt werden. Da-
mit die Investitionsanreize besser unter den untersuchten Technologietypen verglichen wer-
den koénnen, wird das Ergebnis in Form einer ,Fixkostendeckungsrate® (fix cost recovery ra-
te) ausgedrickt, die den Anteil des operativen Ergebnisses an den jahrlichen Fixkosten wi-
derspiegelt. Das Schema der Berechnungsmethode wird in Abbildung 3-2 dargestellt.

Model output Exogenous parameters
Plant utilisation [h/a] Investment costs [EUR/kW]
Electricity generation [MWAh] Capital costs (WACC) [%]
Operational costs [EUR/MWHh] Fix labour & maintenance costs [EUR/a]
Electricity price [EUR/MWHh] Economic lifetime (amortisation period) [a]
EBITDA (earnings before interest, taxation, Annual fix costs (annuity including interest,
depreciation and amortisation) [EUR/a] depreciation and amortisation) [EUR/a]

Interpretation

Energy-only-market incentivises new capacity, if profit margin is adequate

Earnings from operations Annual fix costs
= = Profitability
Fix costs recovery rate [%] X.% 100 %

Abbildung 3-2 Schema zur Berechnung der Fixkostendeckung von Erzeugungseinheiten

(Quelle: eigene Darstellung)
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3.2 Modellbeschreibung

Das Strommarktmodell REMO (Renewable Electricity Market Optimisation) ist ein Kraft-
werkseinsatzmodell zur kostenoptimalen Deckung einer zeitlich variierenden und teilweise
elastischen Stromnachfrage. Das Modell bildet blockscharf den konventionellen Kraftwerks-
park (inkl. stationarer Speicher) von Deutschland und dessen Nachbarstaaten (Abbildung
3-4) im ENTSO-E Netzverbund ab. Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien wird flr
jede Technologie in stindlicher Auflésung abhangig von meteorologischen Einflissen model-
liert. Die Stromnachfrage wird auf Basis von historischen Lastprofilen einerseits und mit
preiselastischen Nachfragelementen andererseits abgebildet. Eine Modellvariante beinhaltet
zudem eine Aufteilung des deutschen Marktgebietes in 20 Netzknoten (Regionenmodell der
Ubertragungsnetzbetreiber) und damit eine aggregierte Abbildung des deutschen Ubertra-
gungsnetzes inkl. Grenzkuppelstellen. REMO wurde in der Modellierungssprache GAMS
(General Algebraic Modeling System) entwickelt und basiert methodisch auf linearer bzw.
gemischt-ganzzahliger Optimierung. Zur Lésung des Optimierungsproblems wird der kom-
merzielle und weit verbreitete Solver CPLEX verwendet.

Primares Ziel des Modells ist es, den stiindlichen Strompreis und den Einsatzfahrplan aller
Kraftwerke, Speicher und flexibler Nachfrager unter unterschiedlichen Ausbauszenarien er-
neuerbarer Energien fur einen vorgegebenen Zeitraum (z.B. ein Jahr) zu simulieren. Aus den
Simulationsergebnissen kénnen dann weitere Erkenntnisse abgeleitet werden. Dazu gehd-
ren beispielsweise die CO2-Emissionen der Stromerzeugung bzw. die CO2-Einsparungen
eines veranderten Erzeugungsmix sowie Aussagen Uber die Wirtschaftlichkeit einzelner An-
lagen, Uber die Auslastung von Grenzkuppelstellen und Ubertragungsnetzen oder den Ver-
lauf bzw. den Saldo des Stromaufienhandels.

Eine schematische Darstellung des Aufbaus und der Funktionalitdt des REMO Modells findet
sich in Abbildung 3-3. Die mathematische Formulierung der Basismodellversion von REMO
wird nachfolgend erlautert.

Szenarien
Erzeugung Verbrauch
il m il L
EE, fossile KW, Speicher Ubertragungsnetz, Interkonnektoren Flexible & unflexible Lasten, Speicher
Optimierung

Berechnung des kostenoptimalen ,Dispatch® unter Beriicksichtigung von Nebenbedingungen

= Lineare (LP/MIP) Formulierung des Optimierungsproblems (UCP) in GAMS mit CPLEX als Lésungsalgorithmus
= Optimierungshorizont von einem Jahr (geschlossen oder rollierend) mit einer zeitlichen Auflésung von einer Stunde

= Raumliche Auflésung: Deutschland (20 Regionenmodell der UNB) und Nachbarstaaten im Netzverbund

Simulationsergebnisse

Strompreise pro Kraftwerks- / Wirtschaftlichkeit Emissionen der Netzauslastung
Marktgebiet Anlageneinsatz des Betriebs Stromerzeugung & Import/Export

Abbildung 3-3: Aufbau und Funktionalitat des Strommarktmodells REMO

(Quelle: eigene Darstellung)
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3.2.1 Regionale und zeitliche Auflésung

Da die Untersuchung des Energy-Only-Marktes im Mittelpunkt steht und die aktuellen Markt-
regeln des Day-Ahead Spotmarktes (EPEX Spot 2010) einen stlindlichen Handel vorsehen,
wurde die zeitliche Aufldsung des REMO Modells auf eine Stunde eingestellt. Dartuber hin-
aus ist die Verfugbarkeit von konsistenten Eingangsdaten (Lastprofile, Einspeisezeitreihen
aus erneuerbarer Stromerzeugung, etc.) mit kleineren Zeitschritten als einer Stunde bisher
noch sehr begrenzt. Die Optimierungsperiode, fur die die exogenen Eingangsdaten aufberei-
tet wurden, umfasst jeweils ein Jahr.

Da der grof¥flachige Ausgleich der fluktuierenden erneuerbaren Stromerzeugung einerseits
und der Ausgleich des stochastischen Verbraucherverhaltens andererseits durch die zuneh-
mende VerknlUpfung der Marktgebiete eine wichtige Rolle fiir die Untersuchung der EOM
darstellt, wurde nicht nur das deutsche Marktgebiet, sondern auch alle im ENTSO-E Netz-
verbund gekoppelten Marktgebiete im Modell abgebildet. Die héchste raumliche Auflésung
innerhalb Deutschlands umfasst das 20-Regionenmodell der Ubertragungsnetzbetreiber
(UNB), was gleichzeitig eine vereinfachte Abbildung des deutschen Ubertragungsnetzes
darstellt. Die Modellregionen sind in Abbildung 3-4 veranschaulicht.
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Abbildung 3-4:Systemgrenze und Modellregionen des REMO Modells
(Quelle: eigene Darstellung)
Die Aufteilung der Modellregioq_en (dispatch region: dpr) innerhalb Deutschlands entspricht
den folgenden Regelzonen der Ubertragungsnetzbetreiber:
o Tennet: 20-26
0 Amprion: 71-76
o 50 Hertz: 80-84
o Transnet BW: 41-42
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3.2.2 Thermische Kraftwerke

Die mathematische Formulierung des Strommarktmodells REMO basiert im Kern auf dem in
der Literatur seit den 70er Jahren unter dem Namen ,unit commitment problem® (UCP) be-
kannten Optimierungsproblem (Day 1971; Dillon et al. 1978). Das UCP beschreibt den sys-
temkostenoptimalen Kraftwerkseinsatz flir einen bestimmten Zeitraum unter Berlcksichti-
gung von technischen und 6konomischen Nebenbedingungen des Kraftwerksbetriebs und
der Elektrizitatsibertragung (Wood and Wollenberg 1996).

Neben der Zielfunktion zur Minimierung der Systemkosten (Kapitel 3.2.7) ist die Bilanzglei-
chung zum Ausgleich von Stromerzeugung und Stromverbrauch (Formel 3-1) fir jeden Zeit-
schritt in jedem Marktgebiet eine elementare Gleichung des Kraftwerkseinsatzproblems. Die
Bilanzgleichung bildet in Verbindung mit der Kostengleichung (Zielfunktion) aus dkonomi-
scher Sicht die Angebots- und Nachfragekurve des Marktes ab und ist damit relevant fur die
Bestimmung des Marktpreises, welcher aus den Systemgrenzkosten abgeleitet werden
kann.

ppl(n) spl(n) dpri(n
out import wind pv
p%‘” P(pplydpr,t)+spzl(:1) (sp!, dpr, ) t+ z P (dprl,dpr,t) P (dpr, t+P (dpr.1)
spl(n dprl(n

fl
_ export out
- dpr t+ Z F)spl dpr,t) + Z P (dpr, dpri,t) + Z P (dr,dpr,t) Z P (dr, dpr,t)+%:) P(fl,dpr,t)

P(ppl dpr.1) Electricity output variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at time t [MW]
Pg;tl “dpr.t) Electricity output variable of storage unit spl in region dpr at time t [MW]
P(ig:f’rirytdpr't) Electricity import variable from region dprl into region dpr at time t [MW]
P‘('(Vj';rdt) Electricity output of wind turbines in region dpr at time t [MW]
pv L . . . .
P (dpr .1 Electricity output of photowoltaic systems in region dpr at time t [MW)]
L(dpr,t) Electricity demand of region dpr at time t [MW]
('zpl dpr.1) Electricity consumption variable of storage unit spl in region dpr at time t [MW]
aﬁ?gprlvt) Electricity export variable from region dpr into region dprl at time t [MW]
P(Zlit'dpr’ 9 Electricity demand reduction variable of DR (load shift) unit dr in region dpr at timet [MW]
P(igr,dpr, 9 Electricity consumption variable of DR (load shift) unit dr in region dpr at timet [MW)]
P(fl dpr.1) Electricity demand reduction variable of flexible load unit fl in region dpr at timet [MW]

Formel 3-1: Bilanzgleichung fir Erzeugung und Verbrauch von Elektrizitat

Eine weitere Nebenbedingung zur Abbildung von Stromerzeugungsanlagen ist die Leis-
tungsbeschrankungsgleichung. Diese Gleichung (Formel 3-2) beschreibt die obere und unte-
re Grenze der Leistungsabgabe eines Kraftwerks. Dabei ist das Leistungsmaximum be-
schrankt durch die installierte Bruttoleistung bzw. die Nennleistung. Die Bruttoleistung redu-
ziert sich fur die maximale Einspeisung in das Netz der 6ffentlichen Versorgung um den Ei-
genverbrauch (z.B. durch Hilfsaggregate) auf die Nettoleistung. Die untere Grenze der Leis-
tungsabgabe oder auch Mindestleistung variiert sehr stark (bis zu 60% der Nennleistung) in
Abhangigkeit des Kraftwerkstyps. Unterhalb der Mindestlast befindet sich das Kraftwerk ent-
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weder im Ruhezustand oder im Anfahr- bzw. Abschaltvorgang. Damit im Modell fir jeden
Zeitschritt identifiziert werden kann, ob das Kraftwerk einen Beitrag zur Lastdeckung leistet
oder nicht, wird eine binare Zustandsvariable (Stromerzeugung: wahr=1, falsch=0)) einge-
fuhrt (Ellersdorfer et al. 2008).

Zusatzlich wird die Leistungsabgabe durch die Verflugbarkeit des Kraftwerks bestimmt. Zur
vereinfachten Berlcksichtigung dieses teilweise stochastischen Einflusses (bei ungeplanten
Kraftwerksausfallen) wird ein technologiespezifischer Verfligbarkeitsfaktor verwendet. Diese
Vorgehensweise tragt jedoch dazu bei, dass tendenziell Spitzenpreise unterreprasentiert
werden, da in diesem Ansatz die Verfligbarkeit Giber die gesamte Optimierungsperiode gleich
verteilt ist.

min max
P o Stoptapr.t S Proptapr.t < Pippi ™ Sipptapr.o

Pmax (PQFOSS _ Paux ) AF

(pp1) =\ (ppl) (pp!) (ppl)

P(ppl,dpr,t) Electricity output variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at time t [MW]
S(ppl,dpr,t) State variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at time t []
P(mpigl) Minimum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
F;Z’I() Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
Pg;gls)s Gross electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
prupxl) Aucxiliary power requirements of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
AF Availability factor of hydro-thermal generating unit ppl [%]

(ppl)

Formel 3-2: Leistungsbeschrankung von Kraftwerken

Der Kraftwerksbetrieb wird technisch nicht nur durch die Leistungsgrenzen sondern auch
durch die Leistungsanderungsgeschwindigkeit oder Mindeststillstandszeit bzw. Anfahrzeit
beschrankt. Diese Nebenbedingungen werden mit den folgenden Gleichungen (Formel 3-3
und Formel 3-4) beschrieben.

RRneg < I:)(ppl,dpr,t) _P(ppl,dpr,t 1) RRpos

(pp!) max max (pp!)
(ppl) P(ppl)
P(ppl,dpr,t) Electricity output variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at timet [MW]
P{BT;I() Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
RR ';‘:j’ Maximum positive ramp rate of thermal generating unit ppl [%]
RRneg Maximum negative ramp rate of thermal generating unit ppl [%]

(ppl)

Formel 3-3: Leistungsédnderungsgeschwindigkeit
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t+T

(ppl)

—1

_ LT up
S(ppl,dpr,t)>(S(ppl,dpr,t) S(ppl,dpr,tfﬂ) T(ppl)

TR, 1

dow
Z (1 - S(pplvdpr,t)) > (S(ppl,dpr,t—ﬂ a S(ppl,dpr,t)) ' T(popl)n

t

S( State variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]

(ppl, dpr,t)
T(uppp,) Minimum up time of thermal generating unit ppl [h]
T(dpopvlv)n Minimum down and start-up time of thermal generating unit ppl [h]

Formel 3-4: Mindeststillstand und Anfahrzeiten

Da die Bereitstellung von Kraftwerksleistung fiir den Regelleistungsmarkt Riickwirkungen auf
den Kraftwerksdispatch und damit auf die Preisbildung am Spotmarkt hat, miissen auch Ne-
benbedingungen fir den Regelleistungsmarkt im Modell beriicksichtigt werden. Diese wer-
den mit den folgenden Gleichungen (Martinez Diaz 2008) modelliert (Formel 3-5).

ppl (spin)
max spin, pos
z (P(ppl)' S(pplvdpr,t) - P(ppl,dpr t) Res (dpr, 1)

ppl (spin) _
_ min . spln neg
(P(ppl,dpr,t) P(ppl) S(ppl,dprt) Res (dpr, t)
ppl (spin) ppl (nonspin)

max max
z (P(ppl)' S(ppl,dpr,t) a P(ppl,dpr,t)) + z (P(ppl) a P(ppl,dpr,t))

spl
turb max turb spin, pos nonspin, pos
+ Z (spl,dpr,t) I:)(spl,dpr t) Res (dpr,t) + Res (dpr, t)
ppl (spin) spl
_ pmn pump max o pump
(P(ppl,dpr,t) P(ppl) S(ppl,dpr,t)) + Z ( (spl,dpr,t) P (spl,dpr, t))

spin,neg nonspin,neg
>Res " + Res %

o

Electricity output variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at time t [MW]

ppl, dpr,t
Sippl,dpr,tz State variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]
P(mpigl) Minimum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]

ET;:) Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
Reszpr;? tgms Positive spinning resene in region dpr at timet [MW]
Ress(jp;? Seg Negative spinning reserve in region dpr at timet [MW]
Res&%’:sgi"' POS " Positive non-spinning resene in region dpr at time t [MW]
Res%%?sf)m nes Negative non-spinning resenve in region dpr at time t [MW]

Formel 3-5:; Bereitstellung von Regelleistung
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Eine Besonderheit im Strommarkt stellen Kraftwerke mit Kraft-Warme-Kopplung (KWK) dar,
da sie zusatzlichen Anforderungen zur Deckung einer Warmelast unterliegen und damit
ebenfalls Riuckwirkungen auf den Strommarkt verursachen. Eine ausflihrliche Darstellung
maoglicher Modellierung von KWK-Anlagen findet sich in (Ellersdorfer et al. 2008; von Oeh-
sen 2012). Im REMO Modell wird nicht zwischen Gegendruck- und Entnahmekondensati-
onsanlagen unterschieden. Die KWK Nebenbedingung wird hingegen mit einem exogenen
stiindlich aufgelosten Warmeparameter auf Basis der Gradtagszahlen flir das Basisjahr 2011
modelliert. Dieser Parameter stellt eine must-run-Anforderung flir die Stromerzeugung dar.
Zusatzlich muss durch die KWK-Anlagen eine warmeinduzierte Mindeststrommenge pro Pe-
riode erzeugt werden (Formel 3-6).

max min
P<ppl,dpr,t) > (P(ppl) - P(ppl)>' heat(dpr,t)

ppl(n) dpr(n)t(n)

r(
heat
Z Zr;' P<ppl,dpr,t) > P(dpr)

ppl(1) dpr(1) t(1)

P(ppl dpr.t) Electricity output variable of cogenaration unit ppl in region dpr at timet [MW]
P(”;SI) Minimum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
heat(dpr't) Heat supply parameter in region dpr at time t [%]

P(Tpe:; Heat induced electricity production of all chp plants per region per year [MW]

Formel 3-6: Kraft-Warme-Kopplung

Die Beziehung zwischen den technischen Beschrankungen der Leistungsabgabe und den
Kosten des Betriebs von thermischen Kraftwerken wird Gber die Input-Output-Charakteristik
hergestellt (Wood and Wollenberg 1996). Eine idealisierte Darstellung des Zusammenhangs
illustriert Abbildung 3-5 in Abhangigkeit der Optimierungsmethode.

Fuel Linear el Mixed-Integer Fuel Non-Linear

costs Approximation costs  Approximation costs Approximation

te/h] [€/h] [€/h]

1 4
Cfmax r Cfmax r Cfmax r
Cfmin Cfmin
— Power

Pmax Pmin Pmax Pmin pmax  Outeut
Mw] [Mw] Mw]

Abbildung 3-5: Input-Output-Charakteristik thermischer Kraftwerke

(Quelle: eigene Darstellung)

Da der Wirkungsgrad eines thermischen Kraftwerks Ublicherweise mit zunehmender Leis-
tungsabgabe bis zur Nennleistung ansteigt, sind der spezifische Brennstoffverbrauch und
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damit auch die Brennstoffkosten an einem Betriebspunkt unterhalb der Nennleistung propor-
tional hdéher. Am besten kann dieser Zusammenhang mit nicht-linearer Programmierung
(NLP) abgebildet werden. In einem linearen Optimierungsmodell hingegen muss die Input-
Output-Charakteristik entweder durch den Einsatz der binaren Statusvariable mit gemischt-
ganzzahliger Optimierung (MIP) oder durch die Annahme eines konstanten Wirkungsgrades
Uber die gesamte Leistungsbandbreite mit linearer Programmierung (LP) umgesetzt werden.
Eine mogliche nicht-lineare Formulierung des Problems findet sich in Formel 3-7
(Karthikeyan et al. 2009; Padhy 2004; Ruzic et al. 1998), eine gemischt-ganzzahlige verein-
fachte Abbildung der Brennstoffkosten in Abhangigkeit der Leistungsabgabe wird in Formel
3-8 (Ellersdorfer et al. 2008; Martinez 2008) dargestellt.

fuel _ . X 2 .
C(ppl,dpr,t) - S(ppl,dpr,t) (a(ppl) (P(ppl,dpr,t)) + B(ppl) P(pplvdpr,t) + y(ppl))
P(ppl dpr.) Electricity output variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [MW]
S(ppl dpr.1) State variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [-]
C(f:z: dpr.1) Fuel costs of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]

R

(opl) ’ﬁ(ppl) Y ppi) Fuel-cost-curve coefficients of thermal generating unit ppl [EUR/MW, EUR]

Formel 3-7: Polynomische Brennstoffkostenkurve

min fuel, max fuel, min
cfue! _-s [ cfuet,min <P(ppl,dpr,t) B P(ppl))' (C(ppl) B C(ppl) )
(ppl,dpr,t) — “(ppl,dpr,t) (ppl) pmex _ pmn
(ppl) (ppl)
max
cfuel.mx _ ep . P(ppl)
(ppl) 7 " 7 (pPlY  max
(ppl)
_ P
fuel, min __ . (ppl)
C(ppl) - FP(ppl,t) min
(ppl)
P(pp| dpr.t) Electricity output variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [MW)]
S(pp| dpr.t) State variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]
P(n;i;” Minimum electricity output of thermal generating unit ppl [MW]
PF;)T) Maximum electricity output of thermal generating unit ppl [MW]
C(f;’e): dpr.1) Fuel cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
C(f;g:)’mx Fuel costs at maximum electricity output of thermal generating unit ppl [EUR]
C(f;z:)’mm Fuel costs at minimum electricity output of thermal generating unit ppl [EUR]
Yﬂ;apxl) Efficiency at maximum electricity output of thermal generating unit ppl [-]
Yﬂ;” Efficiency at minimum electricity output of thermal generating unit ppl [-]
FP(ppl y  Fuel price of thermal generating unit ppl at time t [EUR/MWh]

Formel 3-8: Lineare Brennstoffkostenkurve
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Zusatzlich zu den Brennstoffkosten missen die Kosten fir Emissionszertifikate bertcksich-
tigt werden. Da diese ebenfalls vom Wirkungsgrad abhangig sind, werden sie ahnlich model-
liert wie die Brennstoffkosten (Formel 3-9).

min em, max em, min
cem =S | cemmn (P op1,apr,t = Plopn)” Clopi) -~ Clonn )
(ppl.dpr.t) — “(ppl.dpr.t) | ~(ppl) pmax _ Pmln
(ppl) (ppl)
Pmax
em, max (ppl)
C(ppl EP EF (PP max

ppl)

min
em, mn (pp!)
C(ppl EP EF (ppl) " _min
ppl)

P(ppl,dpr,t) Electricity output variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [MW]

S(ppl,dpr,t) State variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]

P(n;;l) Minimum electricity output of thermal generating unit ppl [MW]

P('ET) )|() Maximum electricity output of thermal generating unit ppl [MW]

C(epn;Ldpr,t) Emission costs variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
fpn;’lgmx Emission costs at maximum electricity output of thermal generating unit ppl [EUR]

Cfprz’l;nm Emission costs at minimum electricity output of thermal generating unit ppl [EUR]

n";pxl) Efficiency at maximum electricity output of thermal generating unit ppl []

1{2;” Efficiency at minimum electricity output of thermal generating unit ppl [-]

EP(t) EUA price at time t [EUR/t CO2]

EF(pp|) Specific emissions of thermal generating unit ppl [t CO2/MWAh]

Formel 3-9: Kosten fir Emissionszertifikate

AuRer den Brennstoffkosten und den Kosten fiir CO,-Zertifikate werden Ublicherweise in
Kraftwerkseinsatzmodellen und in REMO noch weitere variable Kosten berlicksichtigt, wel-
che beispielsweise auf anteilig angerechnete Personalkosten, Kosten fiir Hilfs- und Betriebs-
stoffe, Kosten flir Abfallentsorgung oder Risikopramien zur Absicherung gegen unerwtiinsch-
te Entwicklungen der Brennstoffpreise oder ungeplante Kraftwerksausfalle zurlickgehen
(Mirbach 2009). Beispielwerte fur aggregierte Parameter von zusatzlichen variablen Kosten
kénnen aus den Arbeiten von Kramer (2002) oder Rosen (2008) enthommen werden.

Wahrend des Anfahrprozesses entstehen Kosten fur Brennstoff und Abnutzung, die nicht
direkt einer erzeugten Einheit an Elektrizitat zugeordnet werden kénnen (dieser Betriebs-
punkt wird in Abbildung 3-5 unterhalb der Mindestlast dargestellt). Die entstehenden Kosten
sind zudem abhangig von der jeweiligen Betriebstemperatur des Kraftwerks (Kaltstart,
Warmstart, etc.), die wiederum von der Stillstandszeit des Kraftwerks abhangt. Eine expo-
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nentielle Funktion die diesen Zusammenhang abbildet (Formel 3-10) wird bereits in der Ar-
beit von Dillon et al. (1978) vorgestellt.

Cstart — Y

(ppl,dpr,t)

_tﬁnp‘f’,()
. Cstart,turb +Cstart,boi| i 1 —e O (opl)

(ppl.dpr,t) (ppl) (ppl)

Y(pplvdpr,t) S(ppl,dpr,t) - S(ppl,dpr,tfﬂ

Y(ppl,dpr,t) Positive start-up variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]
S(ppl,dpr,t) State variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]

C(S;‘;T dpr.t) Start-up cost variable of thermal generating unit ppl in regiondpr at timet [EUR]
C(S;Z;T)’turb Cold start cost of turbine in thermal generating unit ppl [EUR]

Cf;iﬁ’bon Cold start cost of boiler in thermal generating unit ppl [EUR]

t(dpog ’nt) Down time of boiler in thermal generating unit ppl [h]

% ppi) Cooling time constant of boiler in thermal generating unit ppl [h]

Formel 3-10: Anfahrkosten von thermischen Kraftwerken

Um diesen nicht-linearen Zusammenhang zu umgehen, wurden im REMO Modell technolo-
giespezifische Anfahrkosten in Abhangigkeit der Brennstoffkosten implementiert, die sich an
die Kosten fur Warmstarts aus den Quellen Kramer (2002) und Ehlers (2011) anlehnen.

In Summe ergeben die voran diskutierten Kostenkomponenten die Betriebskosten von ther-
mischen Kraftwerken, welche in Formel 3-11 dargestellt sind.

Claor.cor.t = Clont.aor.0) + Clontapr. + Cloptaprs ~ Clot aony

C(Opppl,dpr,t) Operating cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C{;ﬁ:‘dpr,t) Fuel cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C(epn;I,dpr,t) Emission cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C\(Isprn,dpr,t) Other variable cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
C(s;ZT dpr.t) Start-up cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]

Formel 3-11: Betriebskosten von thermischen Kraftwerken

3.2.3 Erneuerbare Stromerzeugung

Damit die dynamischen Effekte der erneuerbaren Energien untersucht werden kénnen, wur-
den insbesondere die dargebotsabhangigen Ressourcen Windenergie und Photovoltaik mit
stiindlich aufgeldsten Einspeiseprofilen modelliert. Daflr wurden historische Erzeugungsda-
ten der Ubertragungsnetzbetreiber (EEX 2012a; EEX 2012b) fiir gesamt Deutschland aufbe-
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reitet und auf die installierte Leistung zu Beginn des jeweiligen Jahres normiert. Stromerzeu-
gung aus PV und Wind geht mit Grenzkosten von Null in die Optimierung ein. Eine modell-
endogene Abregelung der Einspeisung wird zugelassen, sofern die dargebotsabhangige
erneuerbare Erzeugung die maximale Last abzlglich der must-run Erzeugung Uberschreitet.

Die regelbaren Ressourcen Wasserkraft, Biomasse und Geothermie werden wie thermische
Kraftwerke modelliert, wobei die Verfugbarkeit der Wasserkraft durch hinterlegte meteorolo-
gische Daten fiir das Basisjahr begrenzt wird. Fir Zukunftsszenarien wird angenommen,
dass die Stromerzeugungsanlagen aus Wasserkraft, Biomasse und Geothermie teilweise flir
Lastfolgebetrieb ausgelegt sind und damit einen Flexibilitatsbeitrag zur Integration der dar-
gebotsabhangigen Ressourcen leisten. Die Generierung und Aufbereitung der exogenen
Parameter fir die erneuerbare Stromerzeugung wird in Kapitel 4.4 und Anhang 9.1 ausfihr-
lich beschrieben.

3.2.4 Energiespeicher

Energiespeicher sind gepragt durch zahlreiche Technologien mit unterschiedlichen techni-
schen und 6konomischen Eigenschaften. Mogliche Formen der Modellierung finden sich in
Martinez (2008) oder Mirbach (2009). Damit jedoch die Komplexitat beherrschbar bleibt, wur-
den die im REMO Modell implementierten Technologien auf ihre elementaren Eigenschaften
reduziert. Spezielle Nebenbedingungen wie beispielsweise Wasserzufluss bei Pumpspei-
chern oder Verluste Uber die Speicherdauer wurden vernachlassigt. Formel 3-12 zeigt die
gewahlte Formulierung.

Der Speichereinsatz erfolgt bei diesem Ansatz immer dann, wenn eine zeitliche Verschie-
bung der Energiemenge die Systemkosten in der gesamten Optimierungsperiode verringern
kann. Dabei wird die zeitliche Verschiebung fir jede Anlage durch maximale Ein- und Aus-
speicherleistungen, den jeweiligen Wirkungsgraden fir Ein- und Ausspeicherung und durch
das maximale Speichervolumen begrenzt. Die Bilanzierung der Energiemengen fir Ein- und
Ausspeicherung unter Berlcksichtigung des jeweiligen Wirkungsgrades gibt die Verande-
rung des Speicherflllstandes in jedem Zeitschritt an.
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Pout out, max
(spl.dpr,t) =" (spl)

Pin Pin,max

(spl.dpr,t) " (spl)

max
Vispt.apr. < Vispi
POU'[
(spl,dpr,t)
out <V(spl,dpr,t—ﬂ
Nspi)
in max
P (spl,dpr,t) 1/}spl V (spl) V(spl ,dpr,t-1)
POUl
_ in (spl, dpr,t)
V(spl,dpr,t) _V(spl,dpr,tf'l) + I:)spl dpr, t) nspl out
(spl)
P(c:;tl dpr.t) Electricity output variable of storage unit spl in region dpr at timet [MW]
P(igpl dpr.t) Electricity consumption variable of storage unit spl in region dpr at time t [MW]
V(Spl dpr 1 Stored energy variable of storage unit spl in region dpr at timet [MWh]
P(i;'lr)nax Maximum electricity input parameter of storage unit spl [MW]
P(c:;tl‘)mx Maximum electricity output parameter of storage unit spl [MW]
V{:ZT) Maximum storage capacity parameter of storage unit spl [MWh]
Tlirs]pl) Electricity input efficiency of storage unit spl [%]

out

spl) Electricity output efficiency of storage unit spl [%]

Formel 3-12: Energiespeicher

3.2.5 Elektrizitatstubertragung

Die Lastflisse in einem mit Wechselstrom (AC) betriebenen Ubertragungsnetz kénnen nur
durch ein nicht-lineares Gleichungssystem abgebildet werden. Eine mdgliche Vereinfachung
ist die Unterstellung eines Gleichstromsystems (DC), was zu einer vollstandig linearen Dar-
stellung des Lastflussproblems flihrt (Wood and Wollenberg 1996). Dieses DC-
Lastflussmodell wurde mit den Gleichungen in Formel 3-13 im REMO Modell implementiert
und reprasentiert die Handelsflisse zwischen den Modellregionen bzw. den Netzknoten.
Durch die Implementierung einer PTDF-Matrix”' (power transfer distribution factor) kénnen
zu den Handelstransaktionen die zugehérigen physikalischen Stromfllisse zwischen den
Netzknoten linear angenahert werden (BNetzA 2009; Duthaler 2007).

2! Da fir die vorliegende Untersuchung die physikalischen Lastflisse eine untergeordnete Rolle spielen, wurde
bisher auf die Umsetzung einer PTDF-Matrix verzichtet.
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Pex Pex, max

(dprl,dpr,t) ' (dprl,dpr)

Pex > Pex,max
> —

(dpr1,dpr,t) (dpr,dpr1)
ex _ __pES&Xx
P(dprl,dpr,t) - P(dpr,dprlyt)

ex
(dpr1, dpr,t)
ex, max
(dpr,dpr1)

Electricity exchange variable from region dprl into region dpr at time t [MW]

Electricity exchange capacity parameter from region dpr into region dprl [MW]

Formel 3-13: DC-Lastfluss

Zur vereinfachten Modellierung des Ubertragungsnetzes von Deutschland und den Interkon-
nektoren zwischen den Landern im Netzverbund wurden alle Ubertragungsnetzknoten inner-
halb der abgebildeten Modellregionen (Abbildung 3-4) jeweils zu einem sogenannten ,Hub*
zusammengefasst. Die vorhandenen Ubertragungsleitungen zwischen den Modellregionen
wurden zu sogenannten ,Flowgates® aggregiert (Duthaler 2007). Abbildung 3-6 zeigt das
vereinfachte Netzmodell mit den implementierten Hubs und Flowgates fiir die reprasentierten
Regionen (dpr).
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Abbildung 3-6: Netzknoten und Leitungen im REMO Modell

(Quelle: eigene Darstellung)
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3.2.6 Stromnachfrage

Wie bereits in Kapitel 2 diskutiert, nimmt bei der Untersuchung der langfristigen Effizienz von
EOM die Stromnachfrage eine wichtige Stellung ein. Dabei ist nicht nur das Niveau und das
Profil des tatsachlichen Verbrauchs sondern auch die Preiselastizitat der Nachfrage relevant.
Daher wurde im REMO Modell ein hybrider Ansatz mit einer teilelastischen Nachfrage ge-
wahlt. Dieser beinhaltet einerseits einen unelastischen exogenen Lastparameter, der auf
stiindlich aufgeldste historische Lastprofile (z.B. der ENTSO-E) basiert, und andererseits
endogen modellierte Nachfrager wie Speicher und flexible Lasten, die einen preiselastischen
Verbrauch aufweisen.

Die nachfrageseitigen Mallnahmen (demand response — DR) beinhalten die Moglichkeit zur
Lastverschiebung, zur Lastreduktion bei hohen Strompreisen oder zur Lasterweiterung bei
niedrigen Strompreisen (Gatzen 2008).

Eine Lastverschiebung wirkt auf das Stromsystem wie der Betrieb eines Stromspeichers und
wird daher im Modell wie ein Stromspeicher mit einer Verschiebedauer von bis zu 4 Stunden
und mit einem Wirkungsgrad von 100% modelliert. Eine Lastreduktion bei hohen Stromprei-
sen (auch Lastabwurf) verringert den Bedarf an Spitzenlastkraftwerken und fuhrt zu nachfra-
geinduzierten Spitzenpreisen bei Knappheit. Insbesondere die bessere Anbindung der Sek-
toren Warme und Verkehr wird zukunftig zu zusatzlichen flexiblen Lasten bei niedrigen Prei-
sen im Stromsektor fihren und damit die Integration der dargebotsabhdngigen erneuerbaren
Energien unterstitzen. Sowohl der Lastabwurf als auch die zusatzlichen Lasten werden im
Modell als preiselastische Nachfragekurve abgebildet. Die Modellierung der Nachfrage wird
schematisch in Abbildung 3-7 dargestellt.

Price
[EUR/MWHh]
Strategic power reserve
(trigger price: 1000 EUR/MWh)
1000 3 d Load shedding
k k (endogenous)
Demand curve .":. . Inelastic part of load curve
B 5 (exogenous time series)
100+ \'-
Supply curve / Valley filling
\ / (endogenous)
.............. \ ‘-._.....i_... Load

[GW]

Abbildung 3-7: Teilelastische Nachfragekurve im REMO Modell

(Quelle: eigene Darstellung)

Die preiselastischen Elemente der Nachfrage kénnen im Modell zu- oder abgeschaltet wer-
den. Dadurch ist es mdglich, die Wirkungen einer elastischen Nachfrage in der Szenarioana-
lyse zu untersuchen. In manchen Szenarien wird auch eine strategische Stromreserve imp-
lementiert, die mit einem Auslésepreis von 1000 EUR/MWh (bzw. 500 EUR/MWh) eine
Preisobergrenze darstellt.
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3.2.7 Optimierungsproblem

Das Optimierungsproblem der Kraftwerkseinsatzoptimierung besteht darin, den kostenopti-
malen Einsatz des Kraftwerksparks bei gegebener Last und unter Einhaltung technischer
und dkonomischer Nebenbedingungen fir einen bestimmten Zeitraum zu berechnen. Folg-
lich beinhaltet die Zielfunktion (Formel 3-14) alle im Zeitraum und innerhalb der Systemgren-
zen anfallenden Kosten abzlglich der Ertrage aus der Bereitstellung von Kraftstoff oder
Warme fur andere Sektoren. Das Ziel ist die Systemkostenminimierung.

tot ppl(n) dpr(n fi(n) dpr(n) t(n) ! .
B p%(:ﬂ der: Z C (PPl dpr.y ﬂ%:) dpzr(:w% = 1.dpr,g | = MIN
c* Total electricity production cost variable [EUR]
C(Oppplydpr’t) Operating cost variable of generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
E(S;;f’dpr’t) Earnings variable of flexible load unit fl in region dpr at time t [EUR]

Formel 3-14: Zielfunktion

Damit das Optimierungsproblem fiir eine stiindlich aufgeléste Optimierungsperiode von ei-
nem Jahr unter Abbildung des blockscharfen Kraftwerksparks innerhalb der Systemgrenzen
mit den vorhandenen Rechenkapazitaten beherrschbar bleibt, wurde ein mehrstufiges Opti-
mierungsverfahren mit rollierendem Planungshorizont (Ellersdorfer et al. 2008) implemen-
tiert. Dabei wird zunachst der Kraftwerkseinsatz fiir eine Periode von zwei Monaten ge-
schlossen optimiert. AnschlieRend werden dann die Zustandsvariablen vom Ende des ersten
Monats an die nachste Optimierungsperiode (bergeben und es folgt der zweite Optimie-
rungsschritt. Dieses Verfahren lauft so lange, bis ein Simulationsjahr berechnet wurde. Das
Prinzip ist schematisch in Abbildung 3-8 dargestellt.

Optimisation Period 01
Month 01 Month 02
1 State Variables
Optimisation Period 02
Month 02 Month 03
1 State Variables
Optimisation Period 03
Month 03 = Month 04
1 State Variables

Optimisation Period 12

Month 12 Month 01

Abbildung 3-8: Mehrstufige Optimierungsmethode mit rollierendem Planungshorizont

(Quelle: eigene Darstellung nach Ellersdorfer et al. (2008))
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3.2.8 Strompreismodellierung

In einem vollkommenen Wettbewerbsmarkt entspricht der Marktpreis den Systemgrenzkos-
ten (Stoft 2002). Dabei setzt sich die Systemgrenzkostenkurve aus den individuellen Grenz-
kostenkurven aller Marktteilnehmer auf Erzeugungsseite zusammen und enthalt nicht nur die
kurzfristigen variablen Kosten, sondern auch Anfahrkosten, Opportunitatskosten und teilwei-
se Preisaufschlage (mark-ups).

Da im REMO Modell vollkommener Wettbewerb unterstellt wird, entspricht auch hier der
Marktpreis fur Elektrizitdt den Systemgrenzkosten. Die Bestimmung erfolgt mit dem einge-
setzten Ldsungsalgorithmus Uber die Berechnung der Schattenvariablen der Lastbilanzglei-
chung aus Formel 3-1 (Ellersdorfer et al. 2008; Kramer 2002; Martinez Diaz 2008; Schwarz
and Lang 2006). Bei einer gemischt-ganzzahligen Formulierung des Optimierungsproblems
flieRen jedoch die Uber ganzzahlige Variablen definierten Anfahrkosten nicht in die Berech-
nung der Systemgrenzkosten ein. Die Systemgrenzkosten weichen damit stark von realen
Marktpreisen ab. Zur Integration von Anfahrkosten in die Marktpreissimulation wurden daher
verschiedene Ansatze entwickelt, die der Literatur enthommen werden konnen (Martinez
2008; Mirbach and Schuetze 2009; Schwarz and Lang 2006; Sensfull and Genoese 2006).

Das im REMO Modell implementierte Verfahren zur Marktpreissimulation orientiert sich am
Ansatz von Schwarz und Lang (2006) und vernachlassigt die bindre Statusvariable beim
Kraftwerkseinsatz (Abbildung 3-5), wodurch das Optimierungsproblem linear (LP) wird und
dadurch die Anfahrkosten bereits bei der Optimierung in die Systemgrenzkosten integriert
werden.

Das Modell beriicksichtigt die Entstehung von sogenannten Knappheitspreisen durch Oppor-
tunitaten auf der Angebots- und auf der Nachfrageseite. Durch die Modellierung einer teil-
elastischen Nachfrage (Abbildung 3-7) einerseits und durch die Abbildung von Preisauf-
schlagen andererseits kbnnen somit die Wirkungen der ,Peak-Load-Pricing-Theorie* (Kapitel
2.2) untersucht werden.

Preisaufschlage, die zur Fixkostendeckung von Spitzenlastkraftwerken auf die kurzfristigen
variablen Kosten in Knappheitssituationen aufgeschlagen werden (Sensfuly 2007), kénnen
empirisch nur schwer von Opportunitatskosten durch entgangene Gewinne auf anderen
Markten oder von Preisaufschlagen durch die Austibung von Marktmacht bzw. durch strate-
gisches Bietverhalten unterschieden werden. Daher werden im REMO Modell Preisaufschla-
ge als aggregierte GrofRe zur Abbildung dieser Effekte modelliert.

In der Literatur finden sich verschiedene Ansatze, die strategisches Bietverhalten und des-
sen Wirkung auf den Strompreis nachbilden. Dabei werden insbesondere spieltheoretische
Equilibriummodelle verwendet (Diaz et al. 2011; Holmberg and Newbery 2010; Willems et al.
2009). Fir Optimierungsmodelle eignen sich hingegen vor allem Ansatze, die empirisch ab-
geleitete Preisaufschlage in Abhangigkeit von Knappheitsindikatoren simulieren (Gatzen
2008; Sensful® 2007). Als Knappheitssignal kann in diesem Zusammenhang beispielsweise
der Anteil der im System verfiigbaren Erzeugungskapazitat an der zu deckenden residualen
Last genutzt werden.

Die durch Preisaufschlage zusatzlich erzielten Knappheitsrenten sind gemal Gatzen (2008)
nach oben durch die Kosten flr den Markteintritt eines neuen Kraftwerks begrenzt. Zudem
fuhren bei einer elastischen Stromnachfrage zu hohe mark-ups zu einer Reduktion der Last
und damit zur Verringerung des Potenzials zur Auslibung von Marktmacht.

Einen empirischen Nachweis fir strategisches Bietverhalten fiihren Holmberg und Newbery
(2010) fur die Preise an einer europaischen Strombdrse. Sie analysieren daflr die Differenz
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zwischen den Marktpreisen und den marginalen Kosten in Abhangigkeit der relativen verfug-
baren Erzeugungsleistung (reserve margin). Das beobachtete Phdnomen wird als ,hockey-
stick-bidding“ bezeichnet, da die Preise nur signifikant von den Systemgrenzkosten (ohne
mark-ups) abweichen, wenn die reserve margin unter 10% fallt. Das Ergebnis der Untersu-
chung wird in Abbildung 3-9 dargestellt.

Im Rahmen der vorliegenden Arbeit wird eine ahnliche Untersuchung fiir das deutsche
Marktgebiet fir das Basisjahr 2011 durchgefiihrt. Da jedoch an der EPEX Spot keine Aukti-
onsdaten veroffentlicht werden, missen fir die Analyse die Marktpreise mit den modellierten
Systemgrenzkosten (ohne mark-ups) verglichen werden. Die Differenz der auf das Markt-
preisniveau normierten Preis- und Kostenzeitreihen wird in Abhangigkeit der reserve margin
graphisch dargestellt. Aus der entstehenden Punktewolke wird eine Funktion (hockey-stick-
function) abgeleitet, welche die Preisaufschlage bei Knappheit fir das Basisjahr widerspie-
gelt. Die Funktion fuhrt zu einem Preisaufschlag von ca. 20% auf die kurzfristigen variablen
Kosten bei einer Ausnutzung von mehr als 90% der verfugbaren Kapazitat, und zu einem
Preisaufschlag von ca. 50% auf die kurzfristigen variablen Kosten bei einer Vollauslastung
des vorhandenen Kraftwerksparks. Aufgrund der fortschreitenden Marktkopplung flir zukiinf-
tige Szenariojahre wird die hockey-stick-function so implementiert, dass sie in Abhangigkeit
von Kapazitatsknappheit im gesamten System ausgel6st wird.
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Abbildung 3-9: Beobachtete Preis-Kosten mark-ups an einer européaischen Stromborse
(Quelle: Holmberg und Newbery (2010))

Da aulier durch strategisches Bietverhalten von Marktteilnehmern in Knappheitssituationen
Preisspitzen auch durch stochastische Effekte, wie beispielsweise durch Kraftwerksausfalle,
entstehen konnen, erfasst die Methodik zur Modellierung von mark-ups nur einen Teil der
Abweichungen der modellierten Systemgrenzkosten zu den Marktpreisen. Zur deterministi-
schen Abbildung dieser stochastischen Effekte wird ein ahnlicher Ansatz gewahlt wie bereits
bei der Modellierung der Stromerzeugung aus dargebotsabhangigen erneuerbaren Energien
oder den Lastprofilen flr Elektrizitat oder Warme. Im Gegensatz zu den bereits im Modell
hinterlegten dynamischen Parametern (fir Wind, PV, Last, Warme, etc.) liegen jedoch fir die
stiindliche Verfiigbarkeit von Kraftwerken und fiir andere stochastische Einfliisse keine histo-
rischen Daten vor. Die einzige historische Informationsquelle fir diese Effekte ist der Markt-
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preis selbst. Daher wird fir die vorliegende Untersuchung ein Korrekturfaktor eingefihrt, der
aus den normierten stiindlichen Differenzen zwischen dem Marktpreis und den mit mark-ups
simulierten Systemgrenzkosten abgeleitet wird. Der Korrekturfaktor wird so skaliert, dass mit
einer Standardabweichung von weniger als 10% lediglich die signifikanten Spitzen und Taler
ins Gewicht fallen und der Faktor aufgrund der Normierung keine Auswirkung auf das Preis-
niveau hat.

Die Formulierung der hockey-stick-function in Abhangigkeit des Knappheitsindikators zur
Integration von mark-ups in die Systemgrenzkostenkurve, sowie der Korrekturfaktor zur Ab-
bildung von stochastischen Effekten wird in Formel 3-15 beschrieben.

c®

o dpry) = (Cf“e' +cem +C™ ) markup,,, , - correct . +Coo!

(ppl, dpr, 1) (ppl, dpr, t) (ppl, dpr, t) (dpr. 1) (ppl,dpr,t)

16 15 14 13 12 .
markup,, = 8.4 - util ;, — 19 - util ; +16.7 - util;, — 6.8 - util, + 1.3 - util, — 0.1 - util  + 1

dpr(n)
wind pv
2, ('-wpr,t) - P(dpr,n - P(dpr,w)
util — dpr(t)
ppl(n
Z P ppl
ppI(1
Cfppp,qdpr't) Operating cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C{:S: dpr, 1) Fuel cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
Ceprgl dpr.{) Emission cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C\(IS;; dpr.1) Other variable cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C(S;ZT dpr,1) Start-up cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]

marku pm hockey-stick-function at time t [-]

COI’I’eCt< dpr 1) stochastic effects factor in region dpr at timet [-]

utilm utilisation of total available generation capacity at timet [-]

L(dpr’t) Electricity demand of region dpr at timet [MW]

P‘(':'j';rdt) Electricity output of wind turbines in region dpr at timet [MW]

P Z\;r 9 Electricity output of photowoltaic systems in region dpr at timet [MW]
Pm’f) Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]

Formel 3-15: Integration von Preisaufschlagen in die Systemgrenzkosten

Mit der vorgestellten Methode kénnen nach der Kalibrierung des Modells zufriedenstellende
Ergebnisse bei der Simulation historischer Strompreise erzielt werden, auch wenn ein gewis-
ses Mal} an Abweichungen nicht zu vermeiden ist. Insbesondere die Preisspitzen werden
tendenziell unterschatzt und die extremen Niedrigpreise Uberschatzt. Zudem kann die Ver-
nachlassigung von negativen Preisen zu einer Verzerrung der Ergebnisse fur zukinftige
Szenarien fuhren.

In Abbildung 3-10 und Abbildung 3-11 werden beispielhaft der Kraftwerkseinsatz, sortiert
nach Energietrager, der simulierte Strompreis und der reale Strompreis an der EPEX Spot
fur eine Woche im Marz 2011 dargestellt. Aus der geordneten Preisdauerlinie (Abbildung
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3-12) ist einerseits die oben erwadhnte tendenzielle Unterschatzung von Preisspitzen und die
tendenzielle Uberschatzung von Niedrigpreisen aber auch andererseits die gute Annaherung
der Strompreise im mittleren Bereich zu erkennen. Abbildung 3-13 zeigt in einer Punktewolke
den Zusammenhang zwischen dem simulierten und dem realen Strompreis und vermittelt
einen Eindruck von der Korrelation und der Streuung der beiden Zeitreihen.
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Abbildung 3-10: Simulierter Kraftwerkseinsatz nach Energietrdger (Mérz 2011)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 3-11: Simulierter Strompreis vs. Strompreis der EPEX Spot (Méarz 2011)
(Quelle: eigene Darstellung; EPEX Spot 2012)
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Abbildung 3-12: Geordnete Preisdauerlinie fir das Jahr 2011 (simuliert und EPEX Spot)
(Quelle: eigene Darstellung; EPEX Spot 2012)
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Abbildung 3-13: Korrelation der simulierten und der realen Strompreise fir das Jahr 2011

(Quelle: eigene Darstellung; EPEX Spot 2012)

Die Anpassungsglte kann mit dem in Formel 3-16 beschriebenen ,normalised root mean
squared error (NRMSE) gemessen werden, welcher nach der Kalibrierung flir die simulier-
ten Strompreise im Basisjahr 2011 einen Wert von etwa 3% annimmt. Der Korrelationskoeffi-
zient (Formel 3-17) ergibt eine Ubereinstimmung der simulierten und der historischen Strom-

preise flr 2011 von ca. 90%.

n

Z (Xi _Yi)2

RMSE = |2
n

NRMSE = —RMSE__

Y=Y,
RMSE Root mean squared error
NRMSE Normalised root mean squared error
Xi Forecasted time series
Y. Actual time series
Y™ Maximum observed value
Y imn Minimum observed value

Formel 3-16: Berechnung der Anpassungsgite RMSE
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(Xi - >_()(Yi _?)

1

3%, %P, 97

i=1 i=1

n

r =

r Pearson's correlation coefficient applied to a sample
Xi , Yi Sample variables

X , Y Sample mean

Formel 3-17: Berechnung des Korrelationskoeffizienten nach Pearson

3.2.9 Modellendogener Kraftwerkszubau

Zusatzlich zur Basisvariante von REMO wurde eine Modellversion (REMO-Invest) entwickelt,
die den kostenoptimalen Zubau an Kraftwerken bzw. den optimalen Kraftwerksmix fir ein
bestimmtes Szenariojahr berechnet. Fir diesen heuristischen Ansatz werden die Kraftwerke
im Gegensatz zu REMO (Basis) nur typspezifisch und nicht blockscharf abgebildet. Ebenfalls
in Abweichung zu REMO (Basis) wird in REMO-Invest die maximale Leistung je Kraftwerks-
typ nicht mit einem exogenen Parameter begrenzt, sondern als modellendogene Variable
optimiert. Zur Bestimmung der maximalen Leistung je Kraftwerkstyp wird dann der Kraft-
werkseinsatz in Abhangigkeit der Betriebs- und Investitionskosten simuliert. Alle weiteren
Nebenbedingungen bleiben sonst unverandert.
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4 Szenarienbeschreibung

Die Eingangsdaten fir das Modell bestehen aus Basisdaten (hier: Basisjahr 2011) und ei-
nem Szenariorahmen, der die Entwicklung dieser Basisdaten Uber die nachsten Dekaden
beschreibt. Nachfolgend werden alle fur die Untersuchung relevanten Eingangsparameter fur
das Basisjahr und deren Variationen uber die verschiedenen Szenarien vorgestellit.

4.1 Szenarienlbersicht

Wie bereits in Kapitel 3.1 diskutiert, werden fiir die vorliegende Untersuchung mogliche Ent-
wicklungen der Rahmenparameter des zukiinftigen Stromsystems Uber Szenarien abgebil-
det. Die Szenarien wurden dabei so gewahlt, dass sie zuklinftige Trends mit starker Auswir-
kung auf die Wirtschaftlichkeit bestimmter Erzeugungstechnologien beinhalten und damit die
Bandbreite moglicher Entwicklungen hinsichtlich der langfristigen Effizienz von EOM wider-
spiegeln.

Eine Ubersicht (iber die ausgewahlten Szenarien und die betrachteten Szenariojahre bietet
Tabelle 4-1. Die ausfiihrliche Beschreibung der Basisdaten und Entwicklungspfade erfolgt ab
Kapitel 4.2.

key name key parameters 2011 | 2020 | 2030 | 2040 | 2050
A Base Scenario RES, fossil, storage, demand, etc.
X | X | X | X | X
A-F Fuel Price Scenario strong increase in fossil fuel prices
X | X | X | X
A-E Emission Price Scenario no emission prices
(failure of ETS) X X X X
A-N National Autonomy Sceanrio |massive cross-boarder
transmission constraints X X X X
A-D Demand Scenario increasing consumption & v
back-up capacity X
A-S Supply Scenario decreasing fossil capacity & v
adequate demand elasticity X
B Climate Policy Scenario strong RES increase, fossil fade
out, flexible demand X X X
A* Base Scenario system marginal cost without mark v
(no mark-ups) ups
A-E* |Emissions price scenario EUA price according to IEA WEO v
(strong increase) 450ppm
A-S*  |Supply Scenario cost optimal power plant fleet v
(optimal)
B* Climate Policy Scenario cost optimal power plant fleet v
(optimal)
B** Climate Policy Scenario strong incerease in storage v
(optimal + storage) capacity in NO and SE

Tabelle 4-1: Szenariolbersicht
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Das Szenario A (Base Scenario) baut fir das deutsche Marktgebiet im Wesentlichen auf
dem Szenariorahmen der BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012) (Basisszenario A) auf. Der
Entwicklungspfad der Brennstoffpreise entstammt jedoch dem World Energy Outlook 2012
(IEA 2012). Die Rahmendaten fliir den Ausbau erneuerbarer Energien in den europaischen
Marktgebieten wurden den National Renewable Action Plans (NREAP) (Beurskens and Hek-
kenberg 2011) entnommen und bis zum Jahr 2050 in Abhangigkeit von Potenzialdaten fort-
geschrieben. Die Entwicklung der Stromnachfrage flr die europaischen Nachbarlander im
Netzverbund wurde als konstant angenommen.

Das Szenario A-F (Fuel Price Scenario) beschreibt eine Sensitivitatsvariante fir das Szena-
rio A mit einem veranderten Pfad der Brennstoffpreisentwicklung. Diese Variation flihrt bei
unveranderten Emissionspreisen bereits vor dem Jahr 2030 zu einem “fuel-switch”®* von
Steinkohle zu Gas und damit zu einer Veranderung der Wirtschaftlichkeit von Gaskraftwer-
ken.

Das Szenario A-E (Emission Price Scenario) beschreibt eine Sensitivitatsvariante fir das
Szenario A mit der Annahme, dass das bestehende Emissionshandelssystem scheitert und
ab dem Jahr 2020 keine Kosten flir Emissionszertifikate mehr in die Grenzkosten zur Stro-
merzeugung einkalkuliert werden.

Das Szenario A-N (National Autonomy Scenario) beschreibt eine Sensitivitatsvariante fiir
das Szenario A mit der Annahme, dass die Binnenmarktintegration des europaischen Elekt-
rizitatsmarktes nicht weiter voranschreitet und die Ubertragungskapazitaten fir grenziber-
schreitenden Stromhandel auf dem heutigen Niveau begrenzt bleiben.

Das Szenario A-D (Demand Scenario) beschreibt eine Sensitivitatsvariante flr das Szenario
A mit der Annahme, dass die Mallnahmen zur Steigerung der Energieeffizienz im Stromsek-
tor scheitern und bei gleichbleibendem Kraftwerkspark die Stromnachfrage Uber die nachs-
ten Jahre leicht ansteigt.

Das Szenario A-S (Supply Scenario) beschreibt eine Sensitivitatsvariante flir das Szenario A
mit der Annahme, dass das aktuell niedrige Preisniveau zu einer Konsolidierung des Kraft-
werksparks bei gleichbleibender Nachfrage fuhrt.

Das Szenario B (Climate Policy Scenario) ist ein Zielszenario, dass eine 100% erneuerbare
Stromversorgung fur alle modellierten Marktgebiete im Jahr 2050 abbildet. Der Szenario-
rahmen fir Deutschland orientiert sich an der BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012) (95% THG
Szenario).

Neben den Hauptszenarien wurden fir die Untersuchung noch weitere Sensitivitdten be-
rechnet, die einzelne Aspekte betrachten.

Das Szenario A* 2050 untersucht flr das Szenario A im Jahr 2050 den Einfluss der Model-
lierung von mark-ups auf den simulierten Marktpreis und die Wirtschaftlichkeit von Erzeu-
gungsanlagen.

Das Szenario A-E* 2030 untersucht fur das Szenario A einen starken Anstieg der Emissi-
onspreise bis zum Jahr 2030 nach dem Pfad des IEA WEO (450 ppm scenario).

2 Unter ,fuel-switch* wird hier die Veranderung der Rangfolge von Gas- und Steinkohlekraftwerken in der Merit-
Order-Kurve verstanden. Wahrend heute die Grenzkosten (hauptsachlich bestimmt durch Brennstoffkosten und
CO2-Kosten) von Steinkohlekraftwerken unter denen von Gaskraftwerken liegen, kann sich diese Reihenfolge
durch eine unterschiedliche Entwicklung der Brennstoffkosten umkehren.
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Das Szenario A-S* 2050 untersucht fir das Szenario A-S das Jahr 2050 unter der Annah-
me, dass der EOM eine optimale Struktur des Kraftwerksparks anreizt. Daflir wird mit einer
erweiterten Modellvariante fir 2050 der kostenoptimale Erzeugungsmix fiir konventionelle
Kraftwerke bei sonst festem Szenariorahmen berechnet. Mit diesem optimalen Kraftwerks-
park werden dann erneut die Strompreise und die Investitionsanreize flir Erzeugungsanlagen
untersucht.

Das Szenario B* 2050 untersucht fiir das Szenario B das Jahr 2050 mit optimalem Kraft-
werkspark analog dem Szenario A-S* 2050.

Das Szenario B** 2050 untersucht das Szenario B* 2050 mit deutlichem Ausbau der Spei-
cherkapazitaten in Norwegen und Schweden und einem erganzenden Ausbau der Interkon-
nektoren, damit die Speicherkapazitaten in ausreichendem MafRe von allen modellierten
Marktregionen genutzt werden kénnen.

4.2 Brennstoffe und Emissionszertifikate

Die Annahmen fiir die Brennstoffpreisentwicklung orientieren sich an dem ,New Policy Sce-
nario“ Pfad des WEO (IEA 2012) fur das vorliegende Szenario A und an dem Pfad B der
BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012) fiir das vorliegende Szenario A-F. Die jeweiligen Pfade
zu den Brennstoffpreisannahmen werden in Abbildung 4-1 dargestellt. Fir den Transport
werden pauschale Aufschlage nach den Annahmen von Ellersdorfer et al. (2008) verwendet.
Auf eine regionale Differenzierung der Brennstofftransportkosten wird auf Grund schlechter
Datenlage verzichtet.
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Abbildung 4-1: Brennstoffpreispfade
(Quelle: eigene Darstellung nach (IEA 2012; Nitsch et al. 2012))

Fur die Entwicklung der CO,-Zertifikatspreise wird der Pfad B der BMU Leitstudie (Nitsch et
al. 2012) angenommen. Eine Ausnahme bildet hier das Sensitivitatsszenario A-E (emission
price scenario) in dem ein Scheitern des Emissionshandelssystem unterstellt wird und keine
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Emissionspreise zustande kommen. Eine weitere Sensitivitat wird fur das Jahr 2030 mit dem
CO.-Preis des 450 ppm Scenario des WEO (IEA 2012) untersucht. Die diskutierten Emissi-
onspreispfade werden in Abbildung 4-2 dargestellt.
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Abbildung 4-2: Emissionspreispfade
(Quelle: eigene Darstellung nach (IEA 2012; Nitsch et al. 2012))

Bei der Unterstellung eines gleichbleibenden Emissionspreispfades ergibt sich bei der Varia-
tion der Brennstoffpreispfade eine Veranderung® der marginalen Kosten des effizientesten
Kohlekraftwerks im Verhaltnis zum effizientesten GuD-Kraftwerk. Der Verlauf der Grenzkos-
ten der beiden Kraftwerkstypen Uber die Szenariojahre sind in Abbildung 4-3 veranschau-
licht. In dieser Darstellung fallt auf, dass flr das Szenario A-F (fuel price scenario) bereits vor
dem Jahr 2030 GuD-Kraftwerke niedrigere Grenzkosten als Kohlekraftwerke aufweisen und
damit ein haufigerer Einsatz sowie niedrigere Emissionen der Stromerzeugung zu erwarten
sind. Bei unterstelltem Brennstoffpreispfad des WEO (IEA 2012) findet jedoch in keinem der
untersuchten Szenariojahre ein fuel-switch statt.

% In diesem Zusammenhang wird bei einer Veranderung des Primarenergietragereinsatzes von Gas zu Kohle
auch von ,fuel-switch® gesprochen.
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Abbildung 4-3: Entwicklung der Grenzkosten von Kohle- und Gaskraftwerken

(Quelle: eigene Darstellung nach (IEA 2012; Nitsch et al. 2012))

4.3 Konventionelle Stromerzeugung

Heute sind sowohl kommerzielle als auch 6ffentliche Kraftwerksdatenbanken flr den ther-
misch-hydraulischen Kraftwerksbestand in Deutschland und Europa verfugbar (BNetzA
2013; PLATTS 2013; Schneider and Kuhs 2011; UBA 2013). Fir die Modellierung missen
diese Basisdaten jedoch haufig noch um zahlreiche Parameter erganzt werden. Diese wur-
den fiir die Untersuchung aus Literaturangaben®, Recherchen zu einzelnen Kraftwerken
oder durch Expertenschatzungen zusammengestellt. Fir das deutsche Marktgebiet werden
Kraftwerksblocke mit einer Bruttoleistung von mehr als 50 MW einzeln und Erzeugungsein-
heiten, die eine geringere Leistung aufweisen, aggregiert abgebildet. Die angrenzenden
Marktgebiete (Abbildung 3-4) werden zur Verringerung der Komplexitat in groReren Leis-
tungseinheiten zusammengefasst. Insgesamt wird im Modell flir das Basisjahr der Einsatz
von etwa 700 hydro-thermischen Erzeugungsanlagen und Speichern in stlindlicher Aufl6-
sung fur ein Jahr optimiert.

Fur die Analyse der Investitionsanreize in neue fossile Erzeugungskapazitat (Abbildung 3-2)
wurden vier exemplarische Kraftwerkstypen mit den entsprechenden charakteristischen Pa-
rametern definiert und fir alle Szenarien im Modell implementiert. Ausgewahlte Annahmen
zu diesen Beispielkraftwerken werden in Tabelle 4-2 dargestellt.

2 Beispiele fur Kraftwerksparameter finden sich in vielen veréffentlichten Arbeiten zur Modellierung des Kraft-
werksparks sowie in Grundlagenblchern zur Kraftwerkstechnik (Ellersdorfer et al. 2008; Flosdorff and Hilgarth
2003; Kramer 2002; von Oehsen 2012; Rosen 2008; Steck and Mauch 2008).
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lignite hard-coal gas (CCGT) gas (GT)
gross capacity MW 675 911 578 94
efficiency % 43.90% 46.40% 60.40% 41.00%
availability % 86.00% 84.00% 88.00% 88.00%
start-up cost factor - 3.158 1.563 0.653 0.187
additional variable costs |EUR/MWh 2.20 1.95 1.41 0.70
additional fix costs EUR/MW*a | 37000-38600 25000-34600| 19300-20000| 11700-18000
investment costs EUR/KW 1500-1900 1400-1800 750-1000 400-450
depreciation period a 20-45 20-45 17-40 10-40
WACC % 6.00%-7.80%| 6.00%-7.80%| 6.00%-7.80%| 6.00%-7.80%

Tabelle 4-2: Ausgewahlte Parameter von Beispielkraftwerken®

Bei den ausgewanhlten fossilen Beispielkraftwerken wird angenommen, dass die Technologie
weitgehend ausgereift ist und daher die Entwicklung der Investitionskosten real Uber den
Betrachtungszeitraum konstant bleibt.

Die Entwicklung der konventionellen Erzeugungskapazitaten im deutschen Marktgebiet wird
fur das Szenario A (base scenario) an den Annahmen der BMU Leitstudie (Nitsch et al.
2012) angelehnt (Abbildung 4-4). In den Szenarien A-D 2030 (demand scenario) und A-N
2050 (national autonomy scenario) kommen zudem Back-up Kraftwerke zur Deckung der
Jahresspitzenlast zum Einsatz, fir welche ein Knappheit signalisierender Arbeitspreis von
500 EUR/MWh angesetzt wird.
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Abbildung 4-4: Entwicklung der konventionellen Erzeugungskapazitat DE (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung nach BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012))

% Die Kostenangaben entsprechen Realpreisen mit Bezugsjahr 2011.
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FUr das Szenario A-S (supply scenario) wird abweichend vom Szenario A angenommen,
dass in den nachsten Jahren eine starkere Konsolidierung des Kraftwerksparks stattfindet
und bis zum Jahr 2020 vor allem Gaskraftwerke, aber auch Kohlekraftwerke vom Netz gehen
und nur ein Zubau von bereits im Bau befindlichen neuen Kraftwerken erfolgt. Zwischen den
Jahren 2020 und 2030 werden im Szenario A-S deutlich weniger Kraftwerke zugebaut als im
Szenario A. Die angenommene Kapazitatsentwicklung bis zum Jahr 2030 wird in Abbildung
4-5 dargestellt.

Der Ubrige konventionelle Kraftwerkspark der modellierten europaischen Marktgebiete wurde
mit einer zu dem Szenario A bzw. A-S passenden Dynamik und einer Tendenz zu emissi-
onsarmeren Technologien fortentwickelt. Dabei wird angenommen, dass keine Renaissance
der Kernkraft in Europa stattfindet und nach den in Tschechien bereits geplanten Kernkraft-
werkserweiterungen keine weiteren mehr zugebaut werden.
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Abbildung 4-5: Entwicklung der konventionellen Erzeugungskapazitat DE (Szenario A-S)
(Quelle: eigene Darstellung nach BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012))

Fir Szenario A-S 2050 wird untersucht, wie sich die Investitionsanreize darstellen, wenn
eine langfristige Anpassung des Kraftwerksparks an hohe Anteile erneuerbarer Energien
erfolgt ist. Daflr wurde eine zusatzliche Modellvariante (REMO-Invest) entwickelt, die den
(vollkosten-)optimalen konventionellen Kraftwerksmix fir alle Modellregionen bei sonst un-
veranderten Annahmen berechnet. Fir diese optimal installierten Leistungen je Kraftwerks-
typ wurde anschlieRend ein Kraftwerkspark mit typischen GroRenklassen und einer Band-
breite typischer Wirkungsgrade je Kraftwerkstyp entwickelt. Dieser fiktive, blockscharf aufge-
I6ste neue Kraftwerkspark dient dann zur Berechung des optimalen Kraftwerkseinsatzes und
der Untersuchung von Investitionsanreizen mit dem REMO Modell nach der bereits diskutier-
ten Methode (Abbildung 3-2).
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Nach derselben Vorgehensweise wird auch fur die Sensitivitatsszenarien B* 2050 (climate
policy scenario — optimised fossil capacity) und B** 2050 (climate policy scenario — optimised
fossil capacity — storage) mit REMO-Invest ein optimaler fossiler Kraftwerkspark ermittelt und
mit dem REMO-Modell auf Investitionsanreize untersucht. Zum Vergleich wird in Abbildung
4-6 fur alle Szenarien mit optimiertem fossilem Kraftwerkspark die regelbare Kraftwerksleis-
tung gegentber gestellt.
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Abbildung 4-6: Regelbare Erzeugungskapazitat 2050 (Szenario A-S, B*, B**)

4.4 Erneuerbare Stromerzeugung

Damit die dynamischen Effekte der dargebotsabhangigen erneuerbaren Energien im Modell
abgebildet werden kdnnen, werden flir das deutsche Marktgebiet stlindlich aufgeldste histo-
rische Einspeiseprofile der UNB eingesetzt. Fiir die vorliegende Untersuchung wurde das
Basisjahr 2011 ausgewahlt, da in Deutschland bereits eine signifikante Leistung an Wind-
energie und Photovoltaik installiert ist und der relative Jahresertrag beider Ressourcen sich
in der Bandbreite des langjahrigen Mittels bewegt.

Fur die modellierten Marktgebiete auferhalb Deutschlands sowie flr die Windenergie auf
See liegen jedoch keine oder nur unzureichende historische Einspeisedaten vor. Daher wur-
de sowohl fir Wind (Abbildung 4-7) als auch fiir Photovoltaik (Abbildung 4-8) eine Methodik
entwickelt, mit der auf Basis von meteorologischen und geografischen Daten fir das Jahr
2011 stundlich aufgeléste Einspeiseprofile berechnet wurden. Die ausfuhrliche Beschreibung
der Vorgehensweise wird im Anhang (Kapitel 9.1 und 9.2) dargestellt.
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Abbildung 4-7: Modellierung einer stiindlich aufgeldsten Wind-Einspeisezeitreihe
(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 4-8: Modellierung einer stiindlich aufgeldsten PV-Einspeisezeitreihe

(Quelle: eigene Darstellung)

Die installierten Leistungen fur den Ausbau der erneuerbaren Energien orientieren sich fur
Deutschland an den Entwicklungspfaden der BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012) mit einem
Ausbauziel von etwa 80% Anteil am Stromverbrauch fur das Szenario A (base scenario) und
mit einem Ausbauziel von etwa 100% Anteil am Stromverbrauch fiir das Szenario B (climate
policy scenario). Beide Ausbaupfade sind in Abbildung 4-9 und Abbildung 4-10 mit der instal-
lierten Leistung und Abbildung 4-11 und Abbildung 4-12 mit der Stromerzeugung je Szena-
riojahr dargestellt.
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Der Ausbaupfad fur die modellierten Marktgebiete auf3erhalb Deutschlands baut je nach
Szenario auf den Daten®® des nationalen erneuerbaren Aktionsplans (NREAP) der EU, auf
der Energy Roadmap 2050 der Europaischen Kommission und auf weitere verfligbare Ener-
gieszenarien und Potenzialdaten der jeweiligen Lander auf. Fir das Szenario A (base scena-
rio) wird im Jahr 2050 (ber das gesamte modellierte Marktgebiet ein erneuerbarer Anteil am
unelastischen Stromverbrauch von etwa 70% und fir das Szenario B (climate policy scena-
rio) ein Anteil von etwa 100% erreicht.

Die Annahmen zur Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien werden fiir die modellierten
Marktgebiete im Anhang (Kapitel 9.6 und 9.7) dargestellt.

RES capacity (Scenario A)

260,000 ~
Solar photovoltaic
240,000 1 ® Wind energy (onshore) Assumptions according to BMU Leitstudie 2011
220,000 - ’ (Scenario A)
’ B Wind energy (offshore)
200,000 - H Biomass
W Hydropower
180,000 +
g H Geothermal
g 160,000 ~
8 140,000
g ’ 1 67,210
c 63,100
= 120,000 -
= 61,015
S 100,000 -
3 53,500
© 80,000 -
60,000 -
24,875
40,000 +
20,000 +
0 i
2011 2020 2030 2040 2050
years

Abbildung 4-9: Entwicklung der erneuerbaren Erzeugungskapazitat DE (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung nach BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012))

% Fir die gewahlten Ausbauszenarien der modellierten Marktgebiete wurden die folgenden Quellen ausgewertet:
(ADEME 2010; Beurskens and Hekkenberg 2011; Bundesamt fir Energie BFE 2011; E-Control 2011; ENTSO-E
2010; European Commission 2011a; European Commission 2011b; Karlsson, et al. 2009; Kjell Olav Skjglsvik and
ENOVA 2008; Marie Lindberg 2012; Ministry of Economic Affairs NL 2011; Ministry of Economiy PL 2010; Mi-
nistry of the Environment SE 2009; NégaWatt 2009; Nitsch et al. 2012; Peter Biermayr et al. 2007; Prognos 2011;
RTE 2011a; RTE 2011b; SER 2012; The Danish Government 2011; Tomas Bajer 2012; Wolfgang Streicher et al.
2010)
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Abbildung 4-10: Entwicklung der erneuerbaren Erzeugungskapazitat DE (Szenario B)

(Quelle: eigene Darstellung nach BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012))
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Abbildung 4-11: Entwicklung der erneuerbaren Stromerzeugung DE (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 4-12: Entwicklung der erneuerbaren Stromerzeugung DE (Szenario B)

(Quelle: eigene Darstellung)

Zur Untersuchung der Investitionsanreize fir Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerba-
ren Energien wurden insgesamt funf original Einspeiseprofile aus dem Basisjahr 2011 ver-
wendet. Darunter befinden sich ein offshore Windpark, zwei kiistennahe und zwei Windparks
im Binnenland, sowie ein PV-System mit Standort in Suddeutschland. Die Bandbreiten der
Kostenannahmen fiir diese exemplarischen erneuerbaren Ressourcen werden in Tabelle 4-3
gezeigt. Die Mittelwerte fiir die Annahmen zur Entwicklung der Investitionskosten fir Wind-
parks und PV-Systeme werden in Abbildung 4-13 dargestellt.

offshore wind  onshore wind photovoltaic
investment costs EUR/kKW 3100-3500 1180-1400 1900-2600
additional fix costs EUR/KW*a 193-171 56-47 26-19
depreciation period a 18-20 18-20 20-22
WACC % 6.00%-7.80% 6.00%-7.80% 6.00%-7.80%

Tabelle 4-3: Ausgewédhlte Parameter von erneuerbaren Beispielanlagen (2011)
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Investment Costs of Renewable Generation Technologies
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Abbildung 4-13: Entwicklung der gemittelten Investitionskosten fir Windenergie und PV
(Quelle: eigene Darstellung nach (Nitsch et al. 2012; Pfluger et al. 2011))

4.5 Energiespeicher

Die meisten Eingangsdaten fur den Anlagenbestand und den bereits geplanten Zubau an
Stromspeichern fir die modellierten Marktgebiete sind in den verwendeten Kraftwerksdaten-
banken (Kapitel 4.3) bereits enthalten. Fehlende Parameter wurden durch Literaturrecherche
und Expertenschatzungen erganzt.

Fur den Anlagenbestand im Basisjahr wird unterstellt, dass dieser nur mit einem Teil der
Speicherleistung zum Energiehandel zur Verfugung steht, wahrend der Rest fir den Regel-
leistungsmarkt reserviert ist. Es wird jedoch angenommen, dass der flr den Spotmarkt zur
Verfugung stehende Anteil Uber die Jahre ansteigt, da durch den wachsenden Anteil erneu-
erbarer Energien an der Stromversorgung eine steigende Preisvolatilitdt und dadurch gene-
rell grolRere Ertrage fir Speicher erwartet werden. Da fur Pumpspeicher von begrenztem
Potenzial in Deutschland ausgegangen wird, werden Uber die bereits geplanten Vorhaben
keine weiteren Anlagen zugebaut.

Neben den Pumpspeichern wird ein moderater Zubau an Druckluftspeichern (CAES bzw.
AA-CAES) und Batteriespeichersystemen unterstellt.

Im Rahmen der Nachfragesteuerung (DR bzw. DSM) wird die Moglichkeit zur Lastverschie-
bung (load shift) ebenfalls als Speicher mit einer maximalen Verschiebedauer von bis zu 2
Stunden modelliert. Da hier die Potenziale vor allem unter langfristiger Perspektive sehr un-
klar sind, wurden hier eigene Annahmen Uber die Entwicklung getroffen.

Die Annahmen Uber die Entwicklung der Speichererzeugungsleistung und die kumulierte
Speicherkapazitat fir das deutsche Marktgebiet sind in Abbildung 4-14 zusammengefasst
dargestellt und beziehen sich auf die Szenarien A und B.
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Storage power output & storage capacity (Scenario A)
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Abbildung 4-14: Entwicklung der Speicherleistung und Speicherkapazitat (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)

Im Szenario B** 2050 wird zuséatzlich der Effekt untersucht, den ein deutlicher Zubau an
Speicherleistung in Skandinavien bezliglich des Einflusses auf die langfristige Effizienz des
EOM hatte. Hier wird fir das Jahr 2050 von einer erweiterten Pump- und Turbinenleistung
von etwa 30 GW in Norwegen und Schweden ausgegangen.

Zusatzliche Flexibilititen im Stromsystem, die sich aus der Integration der Energiesektoren
Warme und Verkehr ergeben, werden nicht als Speicher sondern als Verbrauchsprofile oder
als flexible Lasten abgebildet.

4.6 Stromnachfrage

Der unelastische Teil der Stromnachfrage wird auf Basis von historischen (Basisjahr 2011),
stundlich aufgeldsten Lastprofilen der ENTSO-E je Marktgebiet modelliert und fur zukinftige
Szenarien um typische Verbrauchsprofile der Elektromobilitat (Abbildung 4-15) und des In-
dustrieeigenverbrauchs erganzt.
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Abbildung 4-15: Simuliertes Verbrauchsprofil von Elektrofahrzeugen (2020)
(Quelle: (Richter and Lindenberger 2010))

Die Modellierung von Stromspeichern und MalRnahmen zur kurzfristigen Lastverschiebung
(DSM load shift), wie in Kapitel 4.5 beschrieben, flihrt zu einer Lastflexibilisierung in allen
Szenarien, da tendenziell bei niedrigen Strompreisen eine zusatzliche Nachfrage durch Ein-
speicherung und bei hohen Strompreisen eine zusatzliche Erzeugung (vergleichbar mit
Nachfragereduktion) ausgel6st wird.

Zusatzlich zur Flexibilisierung der Last durch Stromspeicher wird fir die Szenarien A-S
(supply scenario) und B (climate policy scenario) ein Teil der Stromnachfrage als preiselas-
tisch modelliert. Dabei wird angenommen, dass insbesondere durch die starkere Integration
der Sektoren Verkehr und Warme einerseits, aber auch durch MaRnhahmen wie beispielswei-
se der Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV 2013) preislimitierte Gebote der Nach-
frage in der Auktion Berucksichtigung finden.

Fir die Integration des Warmesektors ist es denkbar, dass zukinftig eine hybride Warmebe-
reitstellung erfolgt, die beispielsweise bei Nahwarmenetzen neben einem strompreisgeflihr-
ten Blockheizkraftwerk mit einem Warmespeicher, einer Warmepumpe und einem Elektro-
denheizkessel ausgestattet sind. Ebenso kann die Energiebereitstellung flir Fernwarmenetze
durch Wéarmespeicher und Elektrodenheizkessel ergénzt werden.

Fir die Integration des Verkehrssektors ist es denkbar, dass zukinftig Kraftstoffe Gber Elekt-
rolyse und Methanisierung (Power to Gas) hergestellt werden, oder dass beispielsweise eine
starkere Elektrifizierung des StralRenguterverkehrs (SRU 2012) erfolgt.

Die langfristigen Potenziale zur Lastflexibilisierung im Stromsektor durch die Integration des
Warme- und Verkehrssektors sind bis heute nur sehr unzureichend quantifiziert und bedr-
fen noch weitreichender Forschungsarbeiten. Fur die vorliegende Arbeit wurden daher die
Flexibilisierungspotenziale abgeschatzt und in einer aggregierten Gebotskurve im Modell
abgebildet. Im Szenario A-S werden fur das Jahr 2050 Lastabwurfleistungen (load shedding)
von maximal 10 GW mit limitierten Geboten zwischen 100 und 1000 EUR/MWh und zusatzli-
che Nachfrageleistung von maximal 10 GW mit limitierten Geboten zwischen 50 und
0 EUR/MWh simuliert. Fur das Szenario B 2050 erhéhen sich die angenommenen Leistun-
gen zur Nachfrageflexibilisierung jeweils auf 15 GW. Die im Modell hinterlegte Gebotskurve
fur das Szenario B 2050 ist in Abbildung 4-16 grafisch dargestellt.
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Abbildung 4-16: Aggregierte Gebotskurve preiselastischer Nachfrager (Szenario B 2050)

(Quelle: eigene Darstellung)

Die Entwicklung der Stromnachfrage (Nettostromverbrauch inkl. nationaler Netzverluste und
anteiliger Eigenverbrauch der Industrie) wird im Marktgebiet Deutschland?’ fiir Szenario A an
den Annahmen der BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012) angelehnt (Abbildung 4-17). Fir das
Szenario A-D (demand scenario) wird unterstellt, dass die Effizienzbemiihungen scheitern
und in den nachsten Dekaden mit einer steigenden Stromnachfrage zu rechnen ist
(Abbildung 4-18). Im Szenario B (climate policy scenario) wird von einer starkeren Integration
der Sektoren Warme und Verkehr ausgegangen. Die angenommene Nachfrageentwicklung
fur Deutschland wird in Abbildung 4-19 dargestellt. Fir die modellierten Marktgebiete im
Netzverbund wurde eine konstante Stromnachfrage in der Hohe des Basisjahres 2011 nach
den Zahlen von Eurostat unterstellt.

2" Fir die simulierten Marktgebiete der europaischen Nachbarlander wird von einer konstanten Nachfrageentwick-
lung uber alle Szenariojahre ausgegangen.
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Abbildung 4-17: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)

Electricity consumption (Scenario A-D)

700
[ Storage consumption
1 Flexible loads
M Inelastic consumption
600 ~
500
)
.é 400 -
=
=
@ 300 -
c
(0]
200
100 -
0
2011 2020 2030 2040 2050
years

Abbildung 4-18: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario A-D)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Electricity consumption (Scenario B)
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Abbildung 4-19: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario B)

(Quelle: eigene Darstellung)

4.7 Elektrizitatsibertragung

Im Rahmen der vorliegenden Untersuchung wurden nationale Netzengpasse vernachlassigt.
Fir die Ubertragungskapazitaten der Interkonnektoren wurden hingegen die NTC (net trans-
fer capacities) Werte der ENTSO-E und die Entwicklung dieser nach dem aktuellen Ten Year
Network Development Plan (ENTSO-E 2012) angenommen. Es wird jedoch davon ausge-
gangen, dass nicht die vollstéandige Ubertragungsleistung zum grenziiberschreitenden Han-
del zur Verfiigung steht und dass mit einer leichten Verzdgerung des Ausbaus zu rechnen
ist. Die angenommenen aggregierten Ubertragungsleistungen an den deutschen Interkon-
nektoren und die jeweilige Ausnutzung fir das Szenario A werden in Abbildung 4-20 darge-
stellt.

Im Szenario A-N (national autonomy scenario) wird abweichend vom Szenario A und B kein
weiterer Ausbau und auch keine organisatorische Verbesserung der Integration der Strom-
markte unterstellt. Die Interkonnektorkapazitaten verbleiben flr alle Szenariojahre auf dem
Niveau des Basisjahres 2011.

Fir jeden Grenziibergang werden endogen modellierte Ubertragungsverluste von 4% ange-
nommen.
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Abbildung 4-20: Entwicklung der deutschen Interkonnektorkapazitaten (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)
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5 Simulationsergebnisse

Wie bereits in Kapitel 3.1 diskutiert, sollen mit Hilfe einer modellbasierten Szenarioanalyse
unterschiedliche Einfliisse im zuklnftigen Stromsystem auf die Wirtschaftlichkeit ausgewahl-
ter Erzeugungstechnologien untersucht werden. Durch die Veranderung einzelner Eingangs-
parameter ist es damit mdglich, einzelne Effekte zu quantifizieren und daraus Trends zukinf-
tiger Entwicklungen abzuleiten.

Zur Beurteilung der langfristigen Effizienz von EOM sind dabei insbesondere die Sensitivi-
tatsrechnungen von Interesse, bei denen im Szenariorahmen Kapazitatsknappheit herrscht,
aber trotzdem fur jeden simulierten Zeitschritt die Versorgung sichergestellt werden kann.
Dieser Effekt wird im Szenario A-D (demand scenario) mit wachsender Nachfrage bei kon-
stantem Kraftwerkspark und im Szenario A-S (supply scenario) mit konsolidiertem Kraft-
werkspark®® bei unverénderter Nachfrage untersucht. Eine signifikante Kapazititsknappheit
entsteht in beiden Szenarien erst nach dem Jahr 2020 und ist im Szenariojahr 2030 deutlich
ersichtlich.

Erganzend wird im Szenario A-S, B* und B** jeweils flur das Jahr 2050 untersucht, welchen
Effekt eine optimale langfristige Anpassung des konventionellen Kraftwerksparks auf die
Investitionsanreize flir neue Erzeugungskapazitat hat. Da hier mit einer separaten Modellva-
riante (REMO Invest) jeweils die optimal installierte Leistung konventioneller Kraftwerkstypen
berechnet wurde, herrscht in diesen Szenarien ebenfalls Kapazitatsknappheit bei gleichzeiti-
ger Versorgungssicherheit.

In allen anderen Szenarien kdnnen zwar die Einflussparameter auf ihre Wirkung hin unter-
sucht werden, eine Schlussfolgerung hinsichtlich Marktversagens des EOM aufgrund zu ge-
ringer Deckungsbeitrage der untersuchten Erzeugungstechnologien, ist hingegen nicht zu-
lassig. Der Theorie zufolge sendet der EOM bei ausreichenden Erzeugungskapazitaten im
System auch keine Preissignale zur Anreizung neuer Kapazitaten.

Die Auswertung der Simulationsergebnisse flr alle Szenarien wird nachfolgend in den Kapi-
teln 5.1 bis 5.3 nach der Wirkung auf den Strompreis, nach der Wirkung auf die Wirtschaft-
lichkeit von konventionellen Kraftwerken und nach der Wirkung auf die Wirtschaftlichkeit fluk-
tuierender erneuerbarer Energien getrennt vorgestellt.

5.1 Strompreisentwicklung

Der Verlauf der simulierten durchschnittlichen Strompreise flir alle Szenarien wird in
Abbildung 5-1 dargestellt und weist eine groRe Bandbreite méglicher zukiinftiger Entwicklun-
gen auf. Der szenarioilibergreifende Trend ansteigender Strompreise kann vor allem auf die
angenommene Entwicklung der Brennstoffkosten (Abbildung 4-1) und Emissionspreise
(Abbildung 4-2) zurickgefuhrt werden. Eine Ausnahme bildet dabei der Strompreisverlauf
des Szenarios A-E (emission price scenario), bei dem keine Emissionskosten unterstellt
werden und sich daher ausgehend vom Basisjahr 2011 zunachst ein sinkendes Strompreis-
niveau einstellt. Eine weitere Ausnahme stellt das Szenario B (climate policy scenario) dar,
bei dem ab dem Szenariojahr 2040 der Merit-Order-Effekt (MOE) aufgrund zunehmender

% Die Konsolidierung des Kraftwerksparks basiert auf altersbedingtem Rickbau und wirtschaftlich getriebenem
Marktaustritt verschiedener Kraftwerkstypen.
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Anteile erneuerbarer Energien an der Stromversorgung (> 80%) tUberwiegt und das Preisni-
veau senkt.

Aulerdem ist gut zu erkennen, dass bei steigender Kapazitatsknappheit aufgrund hoher
Nachfrage (demand scenario) oder weniger Erzeugungskapazitat (supply scenario) das
Strompreisniveau deutlich starker ansteigt als in den lbrigen Szenarien. Das Szenario A-S
2050 zeigt das simulierte Strompreisniveau, das sich bei einer optimalen Anpassung des
Kraftwerksparks unter den gegebenen Annahmen bis zum Jahr 2050 ergeben wiirde.
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Abbildung 5-1: Entwicklung des Strompreisniveaus (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

Die tendenzielle Seitwartsbewegung des simulierten Strompreisniveaus vom Basisjahr 2011
bis zum Szenariojahr 2020 unterscheidet sich substanziell von der aktuellen Marktentwick-
lung an der EPEX Spot fir das deutsche Marktgebiet. Das dort zu beobachtende niedrige
Preisniveau (42,62 EUR/MWh im Jahr 2012) ist jedoch nicht nur auf den MOE zurtickzufiih-
ren, sondern wird auch durch den Verfall des CO.-Preises im europaischen Emissionshan-
del, durch gefallende Kohlepreise und durch die krisenbedingte niedrige Stromnachfrage im
europaischen Ausland hervorgerufen.

In Abbildung 5-2 wird exemplarisch die Wirkung unterschiedlicher Emissionspreispfade ge-
genubergestellt. FUr das Szenariojahr 2030 ergibt sich fur das ambitionierte 450 ppm Szena-
rio des World Energy Outlook (IEA 2012) ein um etwa 30 EUR/MWh héheres Strompreisni-
veau als bei einem Scheitern des europaischen Emissionshandels. Eine vergleichsweise
grolie Preisschwankung ergab sich beispielsweise aufgrund einer krisenbedingten Nachfra-
geanderung zwischen den Jahren 2008 und 2009 an der EPEX Spot flr das deutsche Markt-
gebiet.
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Abbildung 5-2: Entwicklung des Strompreisniveaus (Szenario A-E)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 5-3: Entwicklung des Strompreisniveaus (Szenario B, B*, B**)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Fir das Szenario B 2050 wurden zwei Sensitivitatsszenarien erstellt und auf ihre Wirkung hin
untersucht. Zum einen das Szenario B* 2050 mit optimalem konventionellem Kraftwerkspark
und zum anderen das Szenario B** 2050 mit optimalem konventionellem Kraftwerkspark und
zusatzlich einem deutlichen Ausbau der Speicherleistungen in Norwegen und Schweden (ca.
45 GW). In Abbildung 5-3 ist die Wirkung dieser beiden Sensitivitaten auf das Strompreisni-
veau ersichtlich. Wahrend im Szenario B 2050 der MOE aufgrund der sehr hohen Anteile
erneuerbarer Energien eine starke preisdampfende Wirkung entfaltet, entsteht mit einer An-
passung des konventionellen Kraftwerksparks (im Szenario B* 2050) ein deutlich héheres
Preisniveau. Durch zusatzliche Speichermdglichkeiten (im Szenario B** 2050) im System
kann eine deutlich gréRere Strommenge aus fluktuierender erneuerbarer Erzeugung im Sys-
tem integriert werden, wodurch weniger Niedrigpreisstunden auftreten. In der Folge kann die
Wirkung des MOE starker kompensiert werden und das Strompreisniveau wird gestitzt. Die
beschriebenen Wirkungen der Szenarien B* und B** kdnnen auch aus dem Verlauf der ge-
ordneten Preisdauerlinien abgelesen werden (Abbildung 5-4). Zunachst sind bei einem an-
gepassten Kraftwerkspark (B zu B*) mehr Knappheitspreise zu verzeichnen und es entsteht
ein Anstieg der Preisdauerlinie im oberen Preissegment. Werden dann mehr Speicher im
System implementiert (B* zu B**) wird dadurch vor allem der MOE kompensiert und das
Preisniveau in den Niedrigpreisstunden steigt an.
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Abbildung 5-4: Simulierte Preisdauerlinien (Szenario B, B*, B**)

(Quelle: eigene Darstellung)

Der Verlauf der simulierten Preisdauerlinie von Szenario B* und B** 2050 zeigt deutlich die
Veranderung der Preisstruktur, die eine Anpassung des Kraftwerksparks (vgl. Abbildung 4-6)
nach sich zieht. Mit diesem Simulationsergebnis wird die in Kapitel 2.4 theoretisch hergelei-
tete langfristige Entwicklung der Preisstruktur in Abhangigkeit der veranderten Angebotskur-
ve (Abbildung 2-7) durch die Modellrechnungen bestatigt.
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5.2 Investitionsanreize fur fossile Erzeugungskapazitat

Fur die Analyse der Wirtschaftlichkeit einer Investition in neue fossile Erzeugungskapazitat
wurden die folgenden exemplarischen Technologietypen, mit den in Tabelle 4-2 aufgelisteten
Kennzahlen, im Modell implementiert und ihr Einsatz in allen Szenarien simuliert.

o0 Braunkohlekraftwerk (lignite)

o0 Steinkohlekraftwerk (coal)

0 Gas- und Dampfkraftwerk (gas CCGT)
o0 Gasturbine (gas GT)

Zur Auswertung wird das simulierte operative Betriebsergebnis je Anlage (gemal dem in
Abbildung 3-2 dargestellten Schema) ins Verhaltnis zu den jahrlichen Fixkosten gesetzt. Dar-
aus ergibt sich die Kennzahl ,Fixkostendeckungsrate®, die mit einem Wert =100 % Wirt-
schaftlichkeit (Vollkostendeckung) des Kraftwerksbetriebs im jeweiligen Szenariojahr signali-
siert. Da die ermittelten jahrlichen Fixkosten je Anlagentyp projektspezifisch variieren kon-
nen, werden diese in Bandbreiten berlcksichtigt. Entsprechend ergibt sich fir die Fixkosten-
deckungsrate eine Bandbreite, die mit einem oberen (optimistic), einem unteren (realistic),
und einem mittleren Wert (mean) angegeben wird.

Die Bandbreiten der fir das Basisjahr 2011 simulierten Fixkostendeckungsrate der exempla-
rischen Kraftwerkstypen werden in Abbildung 5-5 veranschaulicht.
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Abbildung 5-5: Simulierte Fixkostendeckung fossiler Kraftwerke (Szenario A 2011)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Aus dem Simulationsergebnis fir das Jahr 2011 wird ersichtlich, dass unter den aktuellen
Rahmenbedingungen der Neubau von Steinkohle- oder Gaskraftwerken mit hoher Wahr-
scheinlichkeit nicht rentabel ware. Lediglich ein neues Braunkohlekraftwerk konnte ggf. (ab-
hangig von der tatsachlichen Hohe der Investitionskosten, der erwarteten Eigenkapitalrendi-
te, etc.) wirtschaftlich betrieben werden.

Die Tatsache, dass moderne Gasturbinen im Jahr 2011 sehr wenig Einsatzstunden durch
den Energiehandel verbuchen konnten, spiegelt sich tendenziell auch im Simulationsergeb-
nis wider, auch wenn in der Realitat ein haufigerer Einsatz vermutet wird. Nach Expertenein-
schatzung refinanziert sich der Betrieb von Gasturbinen grotenteils tiber Ertrdge aus dem
Regelleistungsmarkt, was geringere Ertrage aus dem Energiehandel teilweise kompensieren
kann. Die sehr wenigen simulierten Einsatzstunden (<100 h im Jahr 2011) der exemplari-
schen Gasturbine sind jedoch nicht nur auf Uberkapazitaten im System, sondern auch auf
Vereinfachungen im Modell zurtickzufiihren. Beispielsweise kdnnen ein nicht perfekter Wett-
bewerb, RedispatchmalRnahmen aufgrund von nationalen Netzengpassen, stochastische
Kraftwerksausfalle oder nicht optimal ausgenutzte Grenzkuppelstellen in der Realitat zu einer
deutlich besseren Auslastung von Gasturbinen flihren.

Die Wirtschaftlichkeit aller exemplarischen Kraftwerkstypen verbessert sich deutlich, wenn
eine Konsolidierung des Kraftwerksparks unterstellt wird und dadurch tatsachliche Knappheit
im simulierten System vorhanden ist. Die Ergebnisse fir die berechnete Fixkostendeckungs-
rate in Szenario A-S 2030 (supply scenario) werden in Abbildung 5-6 dargestellt.
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Abbildung 5-6: Simulierte Fixkostendeckung fossiler Kraftwerke (Szenario A-S 2030)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Durch die knappe Erzeugungskapazitat im Szenario A-S 2030 werden einerseits die vorhan-
denen Erzeugungsanlagen besser ausgelastet und andererseits entstehen durch die steilere
Merit-Order-Kurve und durch die haufigere Preissetzung der Nachfrage mehr Knappheits-
preise. Beide Effekte erhohen den Ertrag aus dem Betrieb der untersuchten exemplarischen
Kraftwerke soweit, dass Vollkostendeckung erreicht wird. Allerdings entstehen die gréflten
Investitionsanreize flir GuD-Kraftwerke (CCGT), da dieser Technologietyp am meisten von
den unterstellten Rahmenbedingungen in diesem Szenario profitiert. Insbesondere der ge-
stiegene Anteil erneuerbarer Stromerzeugung (>60%) fuhrt tendenziell zu einer geringeren
Auslastung von konventionellen Kraftwerken und damit zu einer besseren Ertragssituation
fur Mittellasttechnologien. Verstarkt wird dieser Effekt im Szenario durch die gestiegenen
Preise fir Emissionszertifikate (34 EUR/tCO,), wodurch sich die Differenz der Grenzkosten
der Stromerzeugung zwischen Kohle und Gas verringert (Kapitel 4.2).

Mit Szenario A-S 2030 kann der in der Theorie beschriebene Anreiz zur Umstrukturierung
des Kraftwerksparks, verursacht durch wachsende Anteile erneuerbarer Energien (Kapitel
2.4), in der modellgestiitzten Simulation bestatigt?® werden. Dieses Ergebnis lasst die
Schlussfolgerung zu, dass sich der Kraftwerkspark mit hoher Wahrscheinlichkeit tatsachlich
an eine Erzeugungsstruktur mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien anpassen wird.

In den nachfolgenden Grafiken (Abbildung 5-7 bis Abbildung 5-10) wird firr die untersuchten
Kraftwerke die Entwicklung der Wirtschaftlichkeit (Mittelwert der Fixkostendeckungsrate)
Uber alle Szenarien dargestellt.
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Abbildung 5-7: Simulierte Fixkostendeckung Braunkohlekraftwerk (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

% Der Anreiz zur Umstrukturierung des Kraftwerksparks wird in den Modellergebnissen zum Szenario A-S 2030
vor allem durch die nachweisbar starksten Investitionsanreize fiir flexible GuD-Kraftwerke untermauert, wahrend
im Jahr 2011 noch Investitionen in Grundlasttechnologien (Braunkohle) lohnenswert sind.
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Abbildung 5-8: Simulierte Fixkostendeckung Steinkohlekraftwerk (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

Profitability of Gas (CCGT) Power Plant Operation
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Abbildung 5-9: Simulierte Fixkostendeckung GuD-Kraftwerk (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Profitability of Gas (GT) Power Plant Operation
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Abbildung 5-10: Simulierte Fixkostendeckung Gasturbine (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

Im Szenario A (base scenario) signalisieren die simulierten Marktpreise des EOM, wie erwar-
tet, Uber alle Szenariojahre keine Anreize fir Investitionen in die untersuchten Kraftwerks-
technologien. Diese Entwicklung kann vor allem damit begriindet werden, dass in den An-
nahmen der BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012) die Erzeugungskapazitaten zur Deckung der
nationalen Spitzenlast ausgelegt wurden, ohne den Kapazitatseffekt der verbundenen
Marktgebiete zu berticksichtigen und deshalb keine Kapazitatsknappheit vorliegt. Trotzdem
zeigt der Verlauf der Fixkostendeckungsrate in Szenario A fir die Untersuchung relevante
Effekte. Aus der relativen Entwicklung der Fixkostendeckung der exemplarischen Kraftwerke
im Vergleich zum Basisjahr 2011 in Szenario A (Abbildung 5-11) wird beispielsweise ersicht-
lich, dass die Wirtschaftlichkeit von GuD-Kraftwerken Uberproportional unter dem Einfluss
von Uberkapazitaten bis zum Jahr 2020 leidet. Diese Entwicklung wird zundchst durch den
MOE verstarkt und spiegelt die aktuelle Marktentwicklung® wider. Bei abnehmender Uber-
kapazitdt ab dem Jahr 2020 (z.B. durch den Marktaustritt der Kernkraftwerke) entsteht je-
doch eine sich selbst verstarkende Wirkung der Umstrukturierung des Kraftwerksparks zu
mehr Mittel- und Spitzenlasttechnologien, welche in diesem Fall durch den MOE und die
steigenden Preise fur Emissionszertifikate unterstitzt wird. GuD-Kraftwerke profitieren am
meisten von dieser Entwicklung, wodurch langfristig wiederum mehr flexible und CO,-arme
Technologien angereizt werden.

% Namhafte Kraftwerksbetreiber haben unlangst die AuBerbetriebnahme mehrerer groRer GuD-Anlagen ange-
kindigt.
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Relative Change in Profitability of Power Plant Types compared to 2011 (Scenario A)
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Abbildung 5-11: Index der Fixkostendeckungsrate pro Kraftwerkstyp (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)

Relative Change in Profitability of Power Plant Types compared to 2011 (Scenario A-S)
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Abbildung 5-12: Index der Fixkostendeckungsrate pro Kraftwerkstyp (Szenario A-S)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Findet jedoch eine Konsolidierung des Kraftwerksparks bereits vor dem Jahr 2030 statt und
signalisieren die Preise des EOM Kapazitatsknappheit, so profitieren GuD-Kraftwerke Uber-
proportional von den haufiger auftretenden Knappheitspreisen, so dass deutlich friiher mit
einem Umbau des Kraftwerksparks gerechnet werden kann. Die relative Entwicklung der
Fixkostendeckungsrate aus Szenario A-S (supply scenario) in Abbildung 5-12 verdeutlicht
diesen Effekt im Vergleich zu Szenario A. Eine vergleichbare Entwicklung ergibt sich bei Ka-
pazitatsknappheit, die durch ansteigende Stromnachfrage verursacht wird und in Szenario A-
D (demand scenario) simuliert wird.

Die Entwicklung der Fixkostendeckungsrate der exemplarischen Kraftwerke verandert sich
gegeniiber Szenario A, wenn flr den angenommenen Brennstoffpreispfad des World Energy
Outlook 2012 der des BMU Leitszenarios unterstellt wird. Diese Sensitivitat wird in Szena-
rio A-F (fuel price scenario) untersucht. Durch den in Kapitel 4.2 beschriebenen ,fuel-switch*
(Abbildung 4-3) von Steinkohle zu Gas wiirde insbesondere die Wirtschaftlichkeit von Stein-
kohlekraftwerken (blaue Linie in Abbildung 5-8) leiden und die von GuD-Kraftwerken (blaue
Linie in Abbildung 5-9) wirde sich verbessern.

Eine weitere Sensitivitat wird in Szenario A-E (emissions price scenario) untersucht, indem
keine Kosten flir CO,-Emissionen unterstellt werden. Aus einer solchen Entwicklung wirde
dauerhaft die Stromerzeugung aus Kohle (fliederfarbene Linie in Abbildung 5-7 und
Abbildung 5-8) profitieren. So entstiinden Investitionsanreize fir Braunkohlekraftwerke, wah-
rend bereits vorhandene GuD-Kraftwerke den Markt verlieRen. Demgegeniber wiirde eine
Reform des europaischen Emissionshandels und eine massive Verknappung der Zertifikate
gemal dem 450 ppm Szenario des WEO (Abbildung 4-2) zu einem umgekehrten Effekt fuh-
ren. Diese Rahmenbedingungen wurden exemplarisch fir das Jahr 2030 im Szenario A-E
450 untersucht. In diesem Fall erreichen moderne GuD-Kraftwerke sogar ohne Kapazitats-
knappheit nahezu Fixkostendeckung. Unter optimalen Bedingungen (z.B. niedrige Kapital-
kosten, etc.) entstlinden sogar Anreize zum Bau neuer GuD-Kraftwerke zu Lasten von Koh-
lekraftwerken.

Eine Stagnation der EU-Binnenmarkintegration ohne organisatorische Verbesserung der
Marktkopplung sowie der Erweiterung der Interkonnektorkapazitaten ist Untersuchungsge-
genstand im Szenario A-N (national autonomy scenario). Der Einfluss dieses Szenarios auf
die Wirtschaftlichkeit der exemplarischen fossilen Kraftwerkstypen erweist sich zunachst als
verhaltnismaRig gering (blaue Linie in Abbildung 5-7 bis Abbildung 5-10). Eine deutliche Ab-
weichung zum Szenario A ergibt sich jedoch nach dem Szenariojahr 2040, wenn die vorhan-
denen Ubertragungskapazitaten nicht mehr ausreichen, um das nationale residuale Lastprofil
Uber einen grenzuberschreitenden Ausgleich zu glatten (Kapitel 2.6) und daher nationale
Knappheit auftritt. Da im Szenario A-N aufer den Speichern keine preiselastischen Nachfra-
getechnologien angenommen werden, entsteht sogar in einigen Stunden des Jahres 2050
eine Lastunterdeckung, wodurch Back-up-Kraftwerke mit einem unterstellten Arbeitspreis
von 500 EUR/MWh zum Einsatz kommen. Diese simulierten Knappheitspreise im deutschen
Marktgebiet flhren fiir das Jahr 2050 zu Fixkostendeckung aller untersuchten Kraftwerksty-
pen (sogar Gasturbinen) mit den gréfiten Anreizen zur Investition in GuD-Kraftwerke.

Neben den Sensitivitaten zu Szenario A (base scenario) wurde in Szenario B (climate policy
scenario) untersucht, welchen Einfluss ein sehr hoher erneuerbarer Anteil®" an der Stromer-
zeugung in allen simulierten Marktgebieten auf die Wirtschaftlichkeit von konventionellen
Kraftwerken hat (griine Linie in Abbildung 5-7 bis Abbildung 5-10). Eine signifikante Abwei-

*" Fiir das deutsche Marktgebiet werden die Anteile der erneuerbaren Stromerzeugung an der simulierten Nach-
frage flr das Szenario A und B in Abbildung 4-11 und Abbildung 4-12 grafisch dargestellit.
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chung der Fixkostendeckungsrate aller exemplarischen Kraftwerke ergibt sich gegeniber
Szenario A im Szenario B nach dem Jahr 2040 bei einem EE-Anteil von mehr als 80%. Da
die angenommene fossile Erzeugungskapazitat in Szenario A und B identisch ist, in Szenario
B aber deutlich mehr installierte Leistung an fluktuierenden erneuerbaren Energien unterstellt
wird, Uberwiegt hier die Wirkung des MOE und fiihrt zu einem massiven Einbruch der Wirt-
schaftlichkeit aller Kraftwerkstypen.

In Erganzung zur bisherigen Analyse, die sich am Szenariorahmen der BMU Leitstudie orien-
tiert, wurde fir das Jahr 2050 der Szenarien A-S, B* und B** mit der Modellvariante REMO-
Invest die Zusammensetzung der fossilen Erzeugungskapazitat berechnet, die sich bei einer
optimalen Anpassung des Kraftwerksparks bis 2050 bei einem vorgegebenen Ausbaupfad
fur erneuerbare Energien ergeben wirde. Die so ermittelten Annahmen zu den installierten
Leistungen je Kraftwerkstyp und Marktgebiet wurden dann mit der blockscharfen Kraftwerks-
datenbank (inkl. Bestandsanlagen®?) fiir das Szenariojahr 2050 nachgebildet und fiir die ge-
nannten Szenarien mit dem herkdmmlichen Kraftwerkseinsatzmodell REMO simuliert. Die
jeweilige Zusammensetzung des regelbaren Kraftwerksparks in diesen Szenarien wird in
Abbildung 4-6 dargestellt.

Durch den optimal abgestimmten fossilen Kraftwerksmix, der gerade so viel Erzeugungska-
pazitat im System bereitgestellt, dass die unelastische residuale Spitzenlast gedeckt werden
kann, untersucht dieses Szenario Investitionsanreize unter dem Einfluss von Kapazitats-
knappheit.

Das Ergebnis dieser Analyse zeigt, dass der EOM durch die Anpassungsfahigkeit des Kraft-
werksparks trotz hoher Anteile erneuerbarer Energien®® Investitionsanreize zum Bau neuer
GuD-Kraftwerke setzt (Abbildung 5-9). Wenn der Betrieb von Gasturbinen auch im Jahr 2050
teilweise durch Einklinfte Uber den Regelleistungsmarkt refinanziert werden kann, bestehen
in beiden Szenarien auch Anreize zum Bau neuer Gasturbinen (Abbildung 5-10) oder ande-
rer Spitzenlasttechnologien.

In Szenario B** 2050 wird zusatzlich zum optimalen fossilen Kraftwerkspark die Wirkung von
mehr Speicherleistung/-kapazitat im System untersucht. Hierfir wurden eine maRige Erwei-
terung der Grenzkuppelstellen und ein Zubau von Speicherleistung bei vorhandenen grof3en
Speicherkapazitaten in Norwegen und Schweden (Kapitel 4.5) unterstellt. Die zusatzlichen
Stromspeicher ermdglichen eine bessere Integration von erneuerbaren Erzeugungsspitzen
(welche ohne Speicherung abgeregelt werden muissten) einerseits und eine zusatzliche Er-
zeugung in Stunden mit niedrigem erneuerbarem Dargebot andererseits. In der Folge sinkt
der Bedarf fUr fossile Erzeugungskapazitat im simulierten deutschen Marktgebiet von etwa
23 GW (Szenario B* 2050) auf 10 GW (Szenario B** 2050), was zu einer weiteren Reduktion
der CO,-Emissionen der Stromerzeugung von ca. 19 Mio. t CO, auf ca. 9 Mio. t CO; fuhrt.

%2 Da in der Modellvariante REMO-Invest nur Kraftwerkstypen simuliert werden, ergibt sich je Kraftwerkstyp auch
nur ein Arbeitspreis (Grenzkosten der Stromerzeugung). Bei der Nachbildung der optimal installierten Leistungen
je Kraftwerkstyp im Kraftwerkseinsatzmodell REMO ergibt sich jedoch unter Berlicksichtigung von Bestandskraft-
werken eine gewisse Anzahl von Kraftwerksbldcken je Kraftwerkstyp mit unterschiedlichen Arbeitspreisen. Die in
diesem Modell implementierten exemplarischen Kraftwerke gehéren dabei jeweils zu den effizientesten ihres
Typs mit den jeweils niedrigsten Arbeitspreisen, da mit ihnen die Rentabilitdt einer Neuinvestition untersucht wer-
den soll. Wahrend die Fixkostendeckungsrate in einem Vollkostenoptimierungsmodell ohne Kapazitatsgrenze
100% nicht Uberschreiten wiirde, da sonst ein weiterer Zubau rentabel ware, kann in der hier gewahlten Methode
der untersuchte exemplarische Kraftwerkstyp mehr als 100% Vollkostendeckung erreichen. Grund hierfir ist die
im Verhaltnis zu den weniger effizienten Bestandskraftwerken gleichen Typs bessere Auslastung.

% Fur das deutsche Marktgebiet belauft sich der Anteil der erneuerbaren Energien auf etwa 80% im Szenario A-S
2050 und etwa 100% im Szenario B* 2050.
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Durch die erneute Optimierung des Kraftwerksparks mit REMO Invest entsteht ein auf die
neue Situation angepasster Mix an fossilen Erzeugungstechnologien, der weiterhin flr
Knappheitspreise im System sorgt. Auf der anderen Seite wird durch die zusatzliche preis-
elastische Nachfrage der Speicher die Anzahl der Stunden mit sehr niedrigen Strompreisen
deutlich verringert. Beide Effekte fiihren zu einem Anstieg des Preisniveaus und kdnnen aus
den Preisdauerlinien flr die Szenarien B* und B** 2050 (Abbildung 5-4) entnommen werden.
Die Wirkung der zusatzlichen Speicher flihrt damit auch zu einer weiteren Verbesserung der
Wirtschaftlichkeit von GuD-Kraftwerken und Gasturbinen (Abbildung 5-9 und Abbildung 5-10)
gegeniiber dem Szenario B* 2050.

5.3 Investitionsanreize fir Windenergie und Photovoltaik

Fur die Analyse der Wirtschaftlichkeit einer Investition in neue Windparks oder Photovoltaik-
Systeme wurden die folgenden exemplarischen Anlagentypen, mit den in Tabelle 4-3 und
Abbildung 4-13 aufgelisteten Kennzahlen, im Modell implementiert und ihr Einsatz in allen
Szenarien simuliert. Die daflir verwendeten historischen Erzeugungsprofile aus dem Basis-
jahr 2011 stammen aus fiinf real existierenden Windparks und einem PV-System.**

o Windpark See (wind offshore)

o Windpark Kuste (wind coastal)

o Windpark Binnenland (wind inland)
o]

Photovoltaikanlage (pv)

Zur Auswertung wird der absolute Marktwert des erzeugten Stroms je Anlage (gemaf} dem in
Abbildung 3-2 dargestellten Schema) ins Verhaltnis zu den jahrlichen Fixkosten gesetzt. Dar-
aus ergibt sich die Kennzahl ,Fixkostendeckungsrate*®, die mit einem Wert =100 % Wirt-
schaftlichkeit (Vollkostendeckung) des Anlagenbetriebs im jeweiligen Szenariojahr signali-
siert. Da die ermittelten jahrlichen Fixkosten je Anlagentyp projektspezifisch variieren kon-
nen, werden diese in Bandbreiten bertcksichtigt. Dadurch ergibt sich jedoch fir die Fixkos-
tendeckungsrate ebenfalls eine Bandbreite, die mit einem oberen (optimistic), einem unteren
(realistic) und einem mittleren Wert (mean) angegeben wird.

Die Bandbreiten der flr das Basisjahr 2011 simulierten Fixkostendeckungsraten der exem-
plarischen Anlagentypen werden in Abbildung 5-13 veranschaulicht. Das Simulationsergeb-
nis verdeutlicht, dass Windparks an guten Standorten bereits im Jahr 2011 ohne Férderung
wirtschaftlich betrieben werden konnten. Windparks an weniger ertragreichen Binnen-
landstandorten oder Offshore Windparks mit deutlich héheren Investitionskosten hatten je-
doch teilweise weniger als die Halfte ihrer jahrlichen Fixkosten mit den Einnahmen aus der
Vermarktung ihres erzeugten Stroms decken kénnen. Nur etwa 30% Fixkostendeckung®®
hatte in 2011 mit dem untersuchten PV-System erwirtschaftet werden konnen.

% Da stiindlich aufgeldste Erzeugungsdaten fir einzelne Windparks und PV-Systeme nicht 6ffentlich zuganglich
sind, konnten fiir die vorliegende Untersuchung der Wirtschaftlichkeit lediglich die dem Institut vorliegenden Ein-
speisezeitreihen verwendet werden.

% Die Berechnung erfolgt analog zur Methode, die bereits fiir die Untersuchung der Investitionsanreize bei kon-
ventionellen Kraftwerken angewendet wurde.

% Die vorliegende Analyse bewertet ausschliel3lich Ertrage, die Uber den Stromgrof3handel erzielt werden kon-
nen. Durch Eigenverbrauch vermiedene Abgaben (EEG-Umlage, Netznutzungsentgelte, etc.) werden hier nicht
berlicksichtigt, kdnnen jedoch zu einer deutlichen Verbesserung der Wirtschaftlichkeit fuhren.
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Fix Cost Coverage of RES Systems (Scenario A 2011)
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Abbildung 5-13: Simulierte Fixkostendeckung erneuerbarer Anlagen (Szenario A 2011)

(Quelle: eigene Darstellung)

Fix Cost Coverage of RES Systems (Scenario A-S 2030)
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Abbildung 5-14: Simulierte Fixkostendeckung erneuerbarer Anlagen (Szenario A-S 2030)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Die Wirtschaftlichkeit der exemplarischen Anlagen verbessert sich deutlich, wenn eine Kon-
solidierung des Kraftwerksparks und ein Anstieg der Emissionszertifikatspreise unterstellt
werden und dadurch das Strompreisniveau ansteigt. Die Ergebnisse flir die berechnete Fix-
kostendeckungsrate in Szenario A-S 2030 (supply scenario) werden in Abbildung 5-14 dar-
gestellt. Der Anstieg der Wirtschaftlichkeit in diesem Szenario wird durch die angenommene
Kostendegression der untersuchten Technologien unterstitzt. Unter diesen Rahmenbedin-
gungen wiurden bereits 2030 (bei Kapazitatsknappheit) Investitionsanreize zum Bau neuer
Windparks auf See, Windparks an Kistenstandorten und PV-Systemen (Freiflache) beste-
hen, ohne dass eine zusatzliche Forderung erforderlich ware.

In den nachfolgenden Grafiken (Abbildung 5-15 bis Abbildung 5-17) wird fir die untersuchten
erneuerbaren Anlagentypen die Entwicklung der Wirtschaftlichkeit (Mittelwert der Fixkosten-
deckungsrate) Uber alle Szenarien dargestellt.
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Abbildung 5-15: Simulierte Fixkostendeckung Windpark auf See (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Profitability of Onshore Wind Park Operation
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Abbildung 5-16: Simulierte Fixkostendeckung Windpark an Land (alle Szenarien)
(Quelle: eigene Darstellung)
Profitability of Solar Photovoltaic System Operation
170% -
o | ——+——scenario A
160% scenario A-F
150% | scenario A-E
140% | A-E450
o ———scenario A-N e ¢
130% | scenario A-D e
120% | —e—scenarioA-S e
o 110% scenar?o B* ..........
= - - - &-- - scenario B** /‘
o 100% -&
) ST
g 90% -
>
S 80% |
2 70% |
o
Z  60% |
50% |
40% |
30% | 4
20% |
10% |
0% ‘ : ‘ ‘
2010 2020 2030 2040 2050
years

Abbildung 5-17: Simulierte Fixkostendeckung PV-System (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Fir die untersuchten erneuerbaren Anlagen ergibt sich in allen Szenarien (mit Ausnahme
des Szenarios B) ein kontinuierlicher Anstieg der Wirtschaftlichkeit Gber die Szenariojahre.
Die Haupteinflussfaktoren flir diese Entwicklung liegen in dem angenommenen Pfad der
Kostendegression fiir Wind- und PV-Technologien und in den Preisannahmen fir CO.-
Emissionen und Brennstoffe. Die dampfende Wirkung des MOE auf die Wirtschaftlichkeit
wird in diesen Szenarien hingegen weitgehend kompensiert.

Mit Szenario A-E (emission price scenario) kann gezeigt werden, dass ohne eine Internalisie-
rung der externen Kosten fiir die CO.-Emissionen der Stromversorgung der durch den EOM
signalisierte Anreiz zur Investition in emissionsarme erneuerbare Technologien langfristig
ausbleibt. Andererseits kann bei hohen Emissionspreisen die Lenkungswirkung des europai-
schen Emissionshandels zu Gunsten des Klimaschutzes mit dem Szenario A-E 450 (2030)
verdeutlicht werden. Hier entstehen durch Marktsignale sogar ohne Kapazitatsknappheit
starke Anreize in erneuerbare Technologien zu investieren. In der Folge ist eine Umstruktu-
rierung des Kraftwerksparks wahrscheinlich, auch wenn eine Férderung der dargebotsab-
hangigen erneuerbaren Energien auf niedrigem Niveau stattfindet.

Wahrend bei den untersuchten Szenarien mit einem erneuerbaren Anteil von weniger als
80% am nationalen Stromverbrauch die Wirkung des MOE durch die preissteigernden Effek-
te kompensiert wird, zeigen die Ergebnisse des Szenarios B, dass bei EE-Anteilen mit mehr
als 80% der MOE uberwiegt und der Marktwert des dargebotsabhangigen erneuerbaren
Stroms einbricht. Eine Fixkostendeckung flir Wind- und PV-Technologien ist unter diesen
Rahmenbedingungen (mit konventionellen Uberkapazitaten im System) nicht méglich. Die
wirtschaftliche Situation fur die EE-Technologien verbessert sich jedoch deutlich, sobald eine
Anpassung des konventionellen Kraftwerksparks und ein Zubau von Speichern in Szenario
B** unterstellt werden. In diesem Fall fiihren die Kapazitatsknappheit und die Integration von
erneuerbaren Erzeugungsspitzen zu einer Stabilisierung der Strompreise und damit zu einer
Verbesserung des Marktwertes des Wind- und PV-Stroms. Bei ausreichender Elastizitat der
Nachfrage (inkl. Speicher) ist es sogar bei nationalen EE-Anteilen von etwa 100% wahr-
scheinlich, dass bei Kapazitatsknappheit marktgetriebene Investitionsanreize®” zum Bau
neuer EE-Anlagen an guten und mittleren Standorten entstehen.

5.4 Marktwert von Windenergie und Photovoltaik

In Erganzung zur Untersuchung der Wirtschaftlichkeit (Fixkostendeckung) von ausgewahlten
Windparks und PV-Systemen soll nachfolgend die Entwicklung des relativen Marktwertes
des gesamten, im deutschen Marktgebiet erzeugten, Wind- und PV-Stroms flir die verschie-
denen Szenarien analysiert werden. Der relative Marktwert®® beschreibt in Prozent den
durchschnittlichen Wert einer dargebotsabhangig erzeugten MWh Strom im Verhaltnis zum
durchschnittlichen Marktpreis eines Jahres (Formel 5-1) und dient damit als Indikator fir die
Wirkung des MOE. Je starker der dargebotsabhangig erzeugte Strom einer Technologie eine
preisdampfende Wirkung auf den Strompreis entfaltet, desto geringer wird sein relativer
Marktwert.

%" Dies gilt jedoch nicht fir weniger ertragreiche Standorte.

% Die hier als relativer Marktwert beschriebene Kennzahl wird in der Literatur auch als Profilfaktor (Sensfufy and
Ragwitz 2009) oder als Marktwertfaktor (Energy Brainpool 2012) bezeichnet.
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Die relativen Marktwerte fur jeweils den gesamten im deutschen Marktgebiet erzeugten
Strom aus Wind (an Land / auf See) und PV in allen simulierten Szenarien werden in
Abbildung 5-18 bis Abbildung 5-20 grafisch dargestellt.

t

n

S
(MCP(t)- P(F:)E )

t=1

RESMVF =

t=n

£ MCP n
R
n t=1

RES MVF Renewable energy sources market value factor [%]

MCP(I) Market clearing price for electricity in hour t [EUR/MWh]
P(;R)ES Renewable electricity generation in hour t [MWh]
n Number of hours per year

Formel 5-1: Berechnung des relativen Marktwertes erneuerbarer Stromerzeugung
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Abbildung 5-18: Simulierter relativer Marktwert Windstrom auf See (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 5-19: Simulierter relativer Marktwert Windstrom an Land (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 5-20: Simulierter relativer Marktwert PV-Strom (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Die simulierten relativen Marktwerte fir Windenergie und PV (Abbildung 5-18 bis Abbildung
5-20) nehmen flr das Basisszenario A und die meisten Sensitivitatsrechnungen einen relativ
flachen, dem Zubau an Wind- und PV-Leistung entsprechenden Verlauf an. Eine Abwei-
chung davon ergibt sich insbesondere durch eine Einschrankung der grenziberschreitenden
Ubertragungskapazitdten im Szenario A-N (national autonomy scenario) und in Szenario B
(climate policy scenario) ab einem EE-Anteil von mehr als 80% im deutschen Marktgebiet.

Auffallig sind die niedrigen Marktwerte in den Szenarien A-D und A-S im Jahr 2030, bei de-
nen Kapazitatsknappheit unterstellt wird, obwohl fiir die exemplarischen Anlagen in densel-
ben Szenarien Fixkostendeckung berechnet wurde (Abbildung 5-15 bis Abbildung 5-17).
Dieser Effekt kann damit begriindet werden, dass Knappheitspreise vor allem dann auftre-
ten, wenn die Erzeugung aus Wind und PV besonders gering ist. In der Folge steigt zwar der
absolute Marktwert der Erzeugung aus fluktuierenden Ressourcen, da diese jedoch unter-
proportional vom Anstieg des Marktpreisniveaus profitieren, sinkt der relative Marktwert, der
sich im Verhaltnis zum Marktpreisniveau ausdruckt.

Durch die optimale Anpassung des Kraftwerksparks und durch die Implementierung von zu-
satzlichen Speichern (Szenario B** 2050) kann der relative Marktwert bei hohen Anteilen
erneuerbarer Erzeugung verbessert werden.

Die flache Entwicklung des relativen Marktwertes im Basisszenario spricht fir die Annahme
von ausreichender Flexibilitat im simulierten System zum weitgehenden Ausgleich der Wir-
kung des MOE. Insbesondere die Flexibilitat, die Uber den grenziiberschreitenden Handel
bereitgestellt werden kann, hat in den vorliegenden Modellrechnungen einen starken Einfluss
auf den relativen Marktwert von PV und Wind. Diese Flexibilitat verringert sich jedoch dras-
tisch, sobald der Marktanteil® fluktuierender erneuerbarer Ressourcen in den Nachbarlan-
dern steigt. Bei ausreichenden Ubertragungskapazitaten zwischen den simulierten Marktge-
bieten ist deshalb weniger der nationale Marktanteil, sondern vielmehr der durchschnittliche
Marktanteil fluktuierender erneuerbarer Energien aller simulierten Marktgebiete fir die Beur-
teilung des relativen Marktwertes relevant. Dieser Effekt kann am Beispiel von Szenario A
und B fir das Jahr 2050 verdeutlicht werden. Fur beide Szenarien werden im Jahr 2050 um-
fangreiche Ubertragungskapazitaten an den Interkonnektoren unterstellt, so dass hier ein
guter Austausch gewahrleistet werden kann. Doch wahrend in Szenario A (B) 2050 Wind
und PV in Summe einen nationalen Marktanteil von etwa 58% (84%) erreichen, sind es im
Schnitt Gber alle simulierten Marktgebiete lediglich 37% (59%).

Eine weitere Untersuchung zur Veranderung der Annahmen hinsichtlich der Systemflexibilitat
und ihrer Wirkung erfolgt in Kapitel 5.5.

5.5 Kritische Wirdigung der Ergebnisse

In diesem Kapitel sollen die bereits vorgestellten Ergebnisse mit denen anderer Studien ver-
glichen und eventuelle Unterschiede untersucht werden. Da jedoch fiir die vorliegende Arbeit
eine Vergleichbarkeit der Ergebnisse nur gegeben ist, wenn in anderen Szenarioanalysen
von ahnlichen Rahmenparametern ausgegangen wird, fokussiert sich die vergleichende Ana-
lyse auf die relativen Marktwerte von Wind und PV, da hierzu bereits mehrere ahnliche Un-
tersuchungen vorliegen.

% Als Marktanteil wird hier der jeweilige Anteil der erneuerbaren Jahresarbeit am jahrlichen Stromverbrauch ver-
standen.
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Darlber hinaus sollen ergédnzend zu den bisher untersuchten Sensitivitaten weitere Annah-
men und Modellvereinfachungen auf ihre Wirkung hin untersucht werden, um die Simulati-
onsergebnisse in ihrer Robustheit besser einschatzen zu kénnen.

Die in Kapitel 5.3 (Abbildung 5-18 bis Abbildung 5-20) vorgestellten Ergebnisse zu den simu-
lierten relativen Marktwerten flir Stromerzeugung aus Wind und Photovoltaik weisen im Ba-
sisjahr 2011 gegeniiber den durch die Ubertragungsnetzbetreiber (TSO) fiir das deutsche
Marktgebiet veroffentlichten Marktwertfaktoren (Energy Brainpool 2012) nur sehr geringe
Differenzen auf (Tabelle 5-1).

relative market value 2011

TSO simulated difference
solar photovoltaic 109.53% 110.08% -0.55%
wind onshore 92.31% 92.54% -0.23%
wind offshore 95.39% 96.07% -0.68%

Tabelle 5-1: Vergleich der relativen Marktwerte fir Wind und PV im Jahr 2011

Die Entwicklung der simulierten relativen Marktwerte bis zum Jahr 2020 liegt in der Bandbrei-
te zwischen den Sensitivitatsszenarien A-F und A-E leicht hoher als die durch die Ubertra-
gungsnetzbetreiber veroffentlichte Prognose der Marktwertfaktoren bis 2017 (Energy Brain-
pool 2012). Die durch Energy Brainpool simulierten Marktwertfaktoren orientieren sich eben-
falls an dem EE-Ausbauszenario der BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012) und sind daher fir
einen Vergleich geeignet (Marktwertentwicklung und entsprechende installierte Leistungen
PV und Wind sind in Abbildung 5-21 und Abbildung 5-22 dargestellt). Allerdings sind zu den
Modellrechnungen von Energy Brainpool keine weiteren Annahmen beispielsweise uber die
Systemflexibilitdt oder die Hohe des Emissionspreises angegeben. Deshalb wird zum Ver-
gleich ein zusatzliches Sensitivitatsszenario A-M (market value scenario) aufgestellt, in dem
mehrere, die Wirkung des MOE verstarkende, Parameterveranderungen gleichzeitig bertick-
sichtigt werden, ohne dass der nationale Marktanteil der erneuerbaren Stromerzeugung ver-
andert wird. Die folgenden Parameter werden in Szenario A-M gegenuber dem Basisszena-
rio variiert und verringern damit die Systemflexibilitdt und das Marktpreisniveau:

o Die vorhandenen Ubertragungskapazitaten an den Interkonnektoren werden fiir den
Energiehandel eingeschrankt (z.B. aufgrund von nationalen Netzengpassen oder or-
ganisatorischen Hemmnissen).

o Es erfolgt kein Speicherzubau und vorhandene Speicherkapazitaten werden flr den
Energiehandel eingeschrankt (z.B. aufgrund der Bereitstellung von Systemdienstleis-
tungen).

o Die must-run Anforderungen werden erhoht (z.B. durch Gberwiegend warmegefuhrte
KWK-Anlagen).

o Der Preis fur Emissionszertifikate wird auf das heutige Niveau (ca. 3 EUR/t CO;) her-
abgesetzt.

Wahrend in den bisher simulierten Szenarien einzelne Parameter verandert wurden, wird in
Szenario A-M (market value scenario) die Sensitivitat einer Kombination von Einflissen un-
tersucht. Im Ergebnis zeigt sich ein relativer Marktwert fur 2020 (Abbildung 5-21 und
Abbildung 5-22), der deutlich unter dem von Energy Brainpool prognostizierten Verlauf der
Marktwertfaktoren liegt.
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Market Value of Solar Photovoltaic in Germany
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Abbildung 5-21: Bandbreite simulierter relativer Marktwerte PV-Strom bis 2020
(Quelle: eigene Darstellung; Energy Brainpool 2012; Nitsch et al. 2012)
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Abbildung 5-22: Bandbreite simulierter relativer Marktwerte Windstrom an Land bis 2020
(Quelle: eigene Darstellung; Energy Brainpool 2012; Nitsch et al. 2012)
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Werden diese Einflisse fir alle Szenariojahre untersucht, ergibt sich ein ,worst case* Szena-
rio fur die Entwicklung des relativen Marktwertes von Wind und PV. In Abbildung 5-23 wird
der Verlauf des Szenarios A-M mit dem des Basisszenarios, dem Szenario B und den Simu-
lationsergebnissen der MVV Energie (Kopp et al. 2012) fir Windenergie an Land verglichen.
Da Kopp seine Untersuchung ebenfalls auf dem EE-Ausbaupfad der BMU Leitstudie aufbaut,
kdénnen diese Zahlen, zumindest teilweise, zum Vergleich der Ergebnisse herangezogen
werden. Allerdings sind auch hier viele Rahmenparameter nicht bekannt oder weichen von
den Annahmen in der vorliegenden Untersuchung ab. Beispielsweise unterstellt Kopp in den
angrenzenden Marktgebieten einen ahnlich progressiven EE-Ausbaupfad wie im deutschen
Marktgebiet, so dass im Jahr 2050 in allen modellierten Marktgebieten ein Anteil der Erneu-
erbaren von ca. 80% erreicht wird. Diese Annahme unterscheidet sich substanziell von der
des Szenarios A in der vorliegenden Untersuchung, in dem ein deutlich weniger ambitionier-
ter EE-Ausbau in den Nachbarregionen unterstellt wird. Vergleichbar sind die Annahmen
hingegen mit Szenario B 2050, in dem ein ahnlich hoher EE-Marktanteil im Schnitt tGber alle
Regionen erreicht wird.
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Abbildung 5-23: Vergleich simulierter relativer Marktwerte Windstrom an Land

(Quelle: eigene Darstellung; Kopp et al. 2012)

Durch Variation der fir den MOE relevanten Eingangsparameter (Anteil fluktuierender er-
neuerbarer Stromerzeugung, Systemflexibilitat, CO,-Preis, etc.) entsteht bis zum Jahr 2050
ein verhaltnismaRig breiter Korridor moéglicher Entwicklungen fur den relativen Marktwert. Die
von Kopp ermittelte Bandbreite zwischen den Pfaden MVV A und MVV B in Abbildung 5-23
entsteht beispielsweise allein durch die Wahl verschiedener Windprofile.

Auch fur den Verlauf des relativen Marktwertes der Photovoltaik stellt das Szenario A-M eine
Untergrenze dar. Die Simulationsergebnisse sind in Abbildung 5-24 dargestellt.



Kapitel 5 Seite 82 SW

=\
Market Value of Solar Photovoltaic
115.00%
110.00%
105.00%
100.00%
95.00%
90.00%
85.00%

80.00%

relative market value

75.00%

70.00%

65.00%

—4—scenario A

—— scenario A-M

60.00% )
scenario B

55.00%
2010 2020 2030 2040 2050
years

Abbildung 5-24: Vergleich simulierter relativer Marktwerte PV-Strom
(Quelle: eigene Darstellung)

Um eine bessere Vergleichbarkeit der Ergebnisse zu erreichen, werden nachfolgend die
Szenarioergebnisse fur den relativen Marktwert fluktuierender erneuerbarer Ressourcen in
Abhangigkeit des Marktanteils (Jahresarbeit der Erzeugung / Jahresstromverbrauch) unter-
sucht. Dabei wird der Marktanteil von Windenergie auf See und an Land gemeinsam be-
trachtet, da hier eine starke Korrelation vorliegt. Fir das Szenario A und B ist fir den Ver-
gleich, aufgrund der Annahme von ausreichenden grenziiberschreitenden Ubertragungska-
pazitaten, der durchschnittliche Marktanteil von Wind und PV aller simulierten Marktgebiete
reprasentativ. Im Szenario A-M ist hingegen der Marktanteil von Wind und PV im deutschen
Marktgebiet relevant, da hier die Interkonnektoren nur sehr eingeschrankt den supranationa-
len Ausgleich zulassen.

Das Ergebnis der Auswertung (Abbildung 5-25 und Abbildung 5-26) zeigt, dass sich ver-
meintlich starke Differenzen fiir die Marktwerte erneuerbarer Erzeugung relativieren, sobald
die Marktdurchdringung der jeweiligen Ressource als Vergleichsmalistab angesetzt wird. Die
in dieser Arbeit simulierten Werte finden sich auch in einem Vergleich mit Literaturwerten
wieder, welche in Abbildung 5-27 fir Wind und PV von Hirth (2013) ausgewertet wurden.

Fur die PV-Erzeugung ist in den Simulationsergebnissen ein starker Einbruch des relativen
Marktwertes ab einer Marktdurchdringung von mehr als 10% zu erkennen. Diese wird darauf
zuriickgefihrt, dass bei einer Uberschreitung einer installierten PV-Kapazitat im deutschen
Marktgebiet von mehr als 60 GW, bei gleichzeitig eingeschrankten supranationalen Aus-
gleichsmoglichkeiten und hohen must-run Anforderungen, massive erneuerbare Erzeu-
gungsuberschisse auftreten, die abgeregelt werden missen, um die Systemstabilitat nicht
zu gefahrden. Dieser Effekt flhrt zu einem rapide sinkenden Marktwert. Einige Literaturwerte
(z.B. Nicolosi 2012b) kommen bei einem PV-Marktanteil von etwa 10% im deutschen Markt-
gebiet zu einem ahnlich steilen Abfall des Marktwertes.
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Abbildung 5-25: Relativer Marktwert von Windstrom in Abhangigkeit des Marktanteils

(Quelle: eigene Darstellung)
solar photovoltaic market value
115%
110%
105%
100%
95%
90%
85%
80%
75%
70%
65%
60%
55% scenario A
50% —e—scenario A-M

relative market value

45%, scenario B
40%
0% 1% 2% 3% 4% 5% 6% 7% 8% 9% 10% 11% 12%
market share

Abbildung 5-26: Relativer Marktwert von PV-Strom in Abhéngigkeit des Marktanteils

(Quelle: eigene Darstellung)



Kapitel 5 Seite 84 SW

1.25
€ ’ LA\l
1.00 - B
na SReses =
TR, .
4% e 100 =
$
0.75 &
£ 0.75
0.50
Market Prices © 0.50 W Market Prices
3 g_nspa:c: ;:hladel e & ¢  Dispatch Model
ispatch & Investmen i
: A h
Mills & Wiser (2012) E,:;?:;f wai‘s::\.;;;t?;;nt
Nicolosi (20
oy ico C:SI (2012) | : X 025 Nicolosi (2012) )
0% 10% 20% 30% 40% 0% 10% 20% 30%
Wind market share Solar Market Share

Abbildung 5-27: Vergleich relativer Marktwerte von Wind und PV-Strom in Abhangigkeit des
Marktanteils

(Quelle: Hirth 2013)

Obwohl der MOE im ,worst-case“ Szenario A-M, aufgrund der unterstellten geringen System-
flexibilitat und den niedrigen CO,-Preisen, eine sehr starke Wirkung entfaltet, entstehen ab
dem Szenariojahr 2030 deutliche Investitionsanreize fur konventionelle Erzeugungskapazitat
(insbesondere fir Kohlekraftwerke). Begrindet werden kann diese Entwicklung mit der
wachsenden Kapazitatsknappheit, die durch die Einschrankung der Ubertragungskapazita-
ten hervorgerufen wird und durch die geringen Emissionspreise, die die Anreize zu Gunsten
von Kohlekraftwerken und zu Lasten von Gaskraftwerken verandern.

Das Extremszenario A-M zeigt jedoch auch, dass mangelnde Flexibilitat (durch schlechte
Marktkopplung, wenig Speicher im Energiehandel, geringe Flexibilitdt von KWK-Anlagen
durch Warmefiihrung, etc.) und ein niedriger CO,-Preis in den nachsten Jahren zu einer zu-
satzlichen Verschlechterung der Wirtschaftlichkeit von dargebotsabhangigen erneuerbaren
Erzeugungsanlagen (PV und Wind) fiihren kann. Auch wenn in Szenario A-M (aufgrund der
nationalen Kapazitatsknappheit) fir einige Windparks ab dem Jahr 2030 Vollkostendeckung
ohne Forderung erreicht werden kann, dann gilt dies nur fir gute Standorte und nur bei Ka-
pazitatsknappheit. Unter diesen Bedingungen werden daher der Uberwiegende Teil der
Windkraft und die PV weiterhin auf eine zusatzliche Verglitung angewiesen sein.

Allerdings wird eine Entwicklung, wie in Szenario A-M skizziert, zwar fiir die nachsten Jahre
als mdglich, langfristig jedoch als relativ unwahrscheinlich eingeschatzt. Eine Auswertung
der Wirtschaftlichkeit der im Modell implementierten effizienten Speicher und Lastmanage-
ment-MalRnahmen zeigt, dass im Szenario A-M ab dem Jahr 2030 stark anwachsende Inves-
titionsanreize fir neue Flexibilitatsoptionen entstehen. Diese Anreize wiirden sich sogar noch
verstarken, wenn im Modell negative Preise entstinden.

Es kann also davon ausgegangen werden, dass sich mittelfristig deutlich mehr Flexibilitat im
System etabliert. Dies kénnte z.B. durch die Integration der Sektoren Warme und Verkehr
der Fall sein. Auch erste Bemihungen einer Reform des europaischen Emissionshandels
zeichnen sich ab. Zudem ist ein deutlicher Trend in Richtung einer Verbesserung der euro-
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paischen Kopplung der Strommarkte zu erkennen. In Summe entstehen Effekte, die auch bei
hohen Anteilen erneuerbarer Energien an der Stromversorgung eine extreme Wirkung des
MOE (und damit auch die Entstehung einer hohen Anzahl an negativen Preisen) abfedern
kdénnen.

Das Extremszenario A-M dient daher vor allem zur Darstellung von Ursache-Wirkungs-
Beziehungen unter besonders unglnstigen Rahmenbedingungen. Demgegenuber wurde
versucht, fur die anderen untersuchten Szenarien die Bandbreite méglichst wahrscheinlicher
Entwicklungen abzudecken.

Neben der Veranderung der Annahmen hinsichtlich der Systemflexibilitdt wurde auch unter-
sucht, welchen Einfluss der in Kapitel 3.2.8 beschriebene Ansatz zur Modellierung von Preis-
aufschlagen bei Knappheit und Preisspitzen bei stochastischen Effekten auf das Untersu-
chungsergebnis hat. Mit einer Sensitivitdtsanalyse fir Szenario A-S 2050 (supply scenario)
kann gezeigt werden, dass sich bei optimalem Kraftwerksmix und Kapazitatsknappheit zwar
durch den Verzicht auf die Modellierung von Preisaufschlagen und quasi-stochastischen
Effekten eine Beeintrachtigung der Wirtschaftlichkeit von Erzeugungsanlagen ergibt, dass
aber trotzdem alle untersuchten exemplarischen Anlagentypen (fossil und erneuerbar) Fix-
kostendeckung erreichen konnen. Das grundsatzliche Ergebnis der vorliegenden Analyse
wird dadurch also nur gering beeinflusst.

Weitere vereinfachende Annahmen in der vorliegenden Untersuchung sind beispielsweise
die Vernachlassigung von nationalen Netzengpassen oder die fehlende Berlicksichtigung
von Erlésen aus anderen Markten (z.B. fiir die Bereitstellung von Warme oder Regelleis-
tung). Die Effekte aus nationalen Netzengpdssen wirken sich tendenziell dhnlich auf den
Marktwert erneuerbarer Energien und die Wirtschaftlichkeit von fossilen Kraftwerken aus wie
die Einflisse, die in Szenario A-M untersucht wurden. Durch die Ubertragungsengpésse ent-
stehen friher regionale Kapazitatsknappheiten, die sich jedoch innerhalb des Marktgebiets
nicht in regionalen Preisunterschieden widerspiegeln. In der Folge steigt der Bedarf an Re-
dispatch-Malinahmen, die Uber separate Erlésstrukturen finanziert werden mussen. Darlber
hinaus kommt es haufiger zu erneuerbaren Erzeugungsiberschiissen, wodurch sich die ge-
samte Menge der vermarktbaren erneuerbaren Stromerzeugung verringert und deshalb der
kumulierte absolute Marktwert sinkt*.

Einnahmen aus anderen Markten kénnen die Wirtschaftlichkeit des Kraftwerksbetriebs deut-
lich verbessern. Dies kann insbesondere bei Gasturbinen einen entscheidenden Einfluss auf
die Investitionsanreize haben. Fir andere fossile und erneuerbare Erzeugungsanlagen ist
jedoch davon auszugehen, dass die Erlése, die Uber den EOM erzielt werden kdnnen, die
grote Relevanz fur die ,bankability® und damit fur die Realisierungswahrscheinlichkeit der
Investition haben.

In der vorliegenden Untersuchung wurde in den Simulationsrechnungen fur alle Szenarien
das Basisjahr 2011 als meteorologisches Jahr verwendet. Unterschiedliche meteorologische
Jahre haben jedoch starke Auswirkungen auf den Energieertrag aus dargebotsabhangigen
Ressourcen und beeinflussen damit bei sonst gleichen Bedingungen die Wirtschaftlichkeit.
Beispielsweise liegen im Jahr 2011 die Volllaststunden (VLH) im Durchschnitt Gber alle
Windenergieanlagen in Deutschland in etwa auf dem Niveau des langjahrigen Mittels, wah-
rend die VLH im Jahr 2010 ca. 18% vom langjahrigen Mittel abweichen (Abbildung 5-28).

0 Dies gilt nur bei positiven Strompreisen. Sobald bei negativen Strompreisen erneuerbare Erzeugungsanlagen
abgeregelt werden, steigt durch diese Malnahme der kumulierte absolute Marktwert an.
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Abbildung 5-28: Jahresvolllaststunden der Windenergieerzeugung in DE (2007-2012)
(Quelle: eigene Darstellung nach AGEE-Stat (BMU 2013a))

Zudem bilden die ausgewahlten exemplarischen Windparks und PV-Systeme mit ihren
standortspezifischen Erzeugungsprofilen nur einen Teil der Bandbreite mdéglicher Jahres-
energieertrage einzelner Anlagen im deutschen Marktgebiet ab. Die Abweichung der durch-
schnittlichen Energieertrdge der exemplarischen Windenergieanlagen im Binnenland ist je-
doch im Vergleich zum langjahrigen Mittel mit ca. 5% relativ gering.

Ahnliche Energieertragsschwankungen, wie sie zwischen den Windjahren vorkommen sind
auch bei der Stromerzeugung aus Solarenergie feststellbar, allerdings in weniger starker
Auspragung. Auch wenn das gewahlte Basisjahr 2011 in etwa einem mittleren Windjahr und
einem leicht Gberdurchschnittlichen Solarjahr entspricht, muss bei der Interpretation der Er-
gebnisse der Szenarioanalyse berlcksichtigt werden, dass zwischen den Jahren starke
Schwankungen der Wirtschaftlichkeit auftreten konnen. Abhangig von der moglichen
Schwankungsbreite zukiinftiger Ertrage leitet sich das sogenannte Ertragsrisiko ab, welches
in die Investitionsentscheidung einflief3t.

Grundsatzlich wurde Unsicherheit bei der Investitionsentscheidung gegenuiber zukiinftigen
Entwicklungen wie Ertragsrisiken, Preisrisiken oder politischen Risiken (Joskow 2006) bei
der Beurteilung der Wirtschaftlichkeit von konventionellen und erneuerbaren Erzeugungsan-
lagen in der vorliegenden Szenarioanalyse vernachlassigt. Risikopramien, die solche Unsi-
cherheiten widerspiegeln, wurden lediglich in den gewichteten Kapitalkosten (WACC) be-
rdcksichtigt. In der Praxis kdnnen jedoch beispielsweise unsichere politische Rahmenbedin-
gungen Investitionen in neue Erzeugungskapazitat vollstdndig verhindern, obwohl die rein
Okonomischen Bedingungen Investitionsanreize signalisieren (Attentismus).
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6 Schlussfolgerungen

Im Fokus der vorliegenden Arbeit stand die modellbasierte quantitative Analyse von sich
gegenseitig Uberlagernden Effekten mit Wirkung auf die Wirtschaftlichkeit von Stromerzeu-
gungstechnologien. Ziel war es dabei, mit Hilfe einer Szenarioanalyse zu untersuchen, ob
der Energy-Only-Markt (EOM) grundsatzlich in der Lage ist, auch bei hohen Anteilen erneu-
erbarer Stromerzeugung Investitionen in neue konventionelle und erneuerbare Erzeugungs-
kapazitat anzureizen.

Die Auswertung der Simulationsergebnisse zeigt hinsichtlich der zentralen Forschungsfrage
ein differenziertes Bild. Die Antwort auf die Frage nach der langfristigen Effizienz des EOM
kann nicht monokausal beantwortet werden, sie ist vielmehr eine Frage nach der Entwick-
lung bestimmter Rahmenbedingungen, welche heute nur ansatzweise abgeschatzt werden
kann. Dennoch ist es moglich, aus den Ergebnissen der Untersuchung Trends und Wir-
kungsweisen des EOM aufzuzeigen und bestimmte Aussagen abzuleiten. Nachfolgend wer-
den diese zentralen Erkenntnisse der Arbeit vorgestellt:

Wie erwartet zeigt die Auswertung zu Szenario A (base scenario), dass bei ausreichender
Erzeugungskapazitat in allen simulierten Marktgebieten und einer weitgehend unelastischen
Nachfrage flr keine der untersuchten Neuanlagen eine Fixkostendeckung mdglich ware.
Folglich werden in diesem Szenario auch keine Investitionsanreize flir neue Erzeugungska-
pazitat durch die Preissignale des EOM signalisiert. Dieses Ergebnis spiegelt in etwa die
aktuelle Situation im deutschen Strommarkt wider und deckt sich mit den theoretischen
Uberlegungen aus Kapitel 2.

Demgegentber zeigen die Ergebnisse aus Szenario A-S 2030 (supply scenario), dass bei
einer Konsolidierung des Kraftwerksparks und einer damit einhergehenden, wachsenden
Kapazitatsknappheit tatsachlich deutliche Anreize zum Bau neuer Erzeugungskapazitat ent-
stehen*'. Dariiber hinaus kann mit diesem Szenario gezeigt werden, dass unter dem Einfluss
der fluktuierenden erneuerbaren Stromerzeugung und dem unterstellten CO,-Preis im Jahr
2030 (34 EUR/CO.,) bereits der starkste Anreiz flr Investitionen in neue flexible Gaskraft-
werke besteht, wodurch die Theorie der Anpassungsfahigkeit des Kraftwerksparks unter-
mauert wird. Vergleichbare Effekte entstehen auch bei unverandertem Kraftwerkspark mit
steigender Nachfrage in Szenario A-D 2030 (demand scenario).

Mit den Szenarien A-S 2050 (supply scenario) und B* 2050 (climate policy scenario) wurde,
unter langfristiger Perspektive und starkem Einfluss erneuerbarer Stromerzeugung, die Wir-
kung eines optimal angepassten fossilen Kraftwerksparks auf die Investitionsanreize flr
neue Erzeugungskapazitat untersucht. Die Simulationen unterstiitzen die theoretischen Er-
kenntnisse, dass ein angepasster Kraftwerkspark die Wirkung des Merit-Order-Effekts ab-
schwacht und damit die Wirtschaftlichkeit neuer Erzeugungskapazitaten deutlich verbessert.
In Szenario B** 2050 (climate policy scenario - storage) wurde erganzend die Wirkung weite-
rer Speicherleistungen im System bei optimalem Kraftwerksmix untersucht und eine noch
starkere Kompensation des MOE festgestellt. In allen drei Szenarien entstehen bei Kapazi-
tatsknappheit Investitionsanreize fiir neue flexible Gaskraftwerke.

Fur alle simulierten Szenarien, bei denen sich Kapazitatsknappheit ergibt, stellt sich die Fra-
ge, unter welchen Bedingungen ausreichend Investitionsanreize fir neue Erzeugungskapazi-
tat entstehen koénnen, bevor die Kapazitat so knapp wird, dass unerwiinschte Rationierungen

“! Dabei ist zu beachten, dass in der vorliegenden Untersuchung keine Risikoaufschlage und sonstige Unsicher-
heiten bei der Investitionsentscheidung berilcksichtigt wurden.
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oder Teilabschaltungen die Folge waren. Erstens missen daflr im EOM bereits ausreichend
viele oder hohe Knappheitspreise entstehen kdnnen, bevor die verbleibende Erzeugungska-
pazitat vollstandig ausgereizt ist. Zweitens missen dafir die Flexibilitatsoptionen im System
ausreichen, damit der dargebotsabhangige Erzeugungsanteil ins System integriert werden
kann, ohne dass der MOE eine zu starke preisdampfende Wirkung entfaltet.

Fur die Entstehung von ausreichenden Knappheitspreisen wurden in den unterschiedlichen
Szenarien insbesondere die folgenden simulierten Bedingungen®? als relevant identifiziert:

o0 Preiselastische Nachfrage bei hohen Preisen (z.B. Lastabschaltverordnung)

o0 Back-up Kapazitat mit Arbeitspreis tUber den Grenzkosten (z.B. strategische Reserve)

0 Anpassung des Kraftwerksparks (von Grund- zu Mittel- und Spitzenlast)

o Marktkopplung zur Verstetigung der residualen Last
Zur Abschwéachung des MOE wurden in unterschiedlichen Szenarien insbesondere die fol-
genden simulierten Bedingungen als relevant identifiziert:

0 Preiselastische Nachfrage bei niedrigen Preisen (z.B. Integration der Sektoren)
Flexibilisierung von must-run Kapazitaten (z.B. stromgefihrte KWK-Anlagen)
Anpassung des Kraftwerksparks (von Grund- zu Mittel- und Spitzenlast)
Marktkopplung zum stochastischen Ausgleich fluktuierender erneuerbarer Erzeugung

Zubau an Stromspeichern und Ausnutzung der Potenziale an verschiebbaren Lasten

O O O O O

Anstieg der Preise fir Emissionszertifikate

In den Szenarien, in denen ausreichend Investitionsanreize entstehen, wurden flr die als
relevant identifizierten Bedingungen die in Tabelle 6-1 aufgelisteten Annahmen getroffen.

scenario A-D 2030 A-S 2030 A-S 2050 B* 2050 B** 2050
price elastic demand (100-1000 EUR/MWHh) -- 8 GW 10 GW 15 GW 15 GW
price elastic demand (0-50 EUR/MWh) -- 2GW 10 GW 15 GW 15 GW
back-up capacity (600 EUR/MWh) 10 GW - -- - --
storage DE (turbine power) 11.7 GW 11.7 GW 18.6 GW 18.6 GW 18.6 GW
storage NO + SE (turbine power) 5.6 GW 5.6 GW 7 GW 7 GW 45 GW
cross-boarder transmission capacity (5 DE) 26 GW 26 GW 33 GW 33 GW 79 GW
must-run capacity 15 GW 15 GW 5GW 5GW 5GW
capacity adaptation -- -- yes yes yes
emission prices (per t CO2) 34 EUR 34 EUR 57 EUR 57 EUR 57 EUR

Tabelle 6-1: Annahmen fiir relevante Bedingungen in Szenarien mit Investitionsanreizen

Auch wenn mit den Modellrechnungen verdeutlicht werden kann, dass der EOM unter be-
stimmten Rahmenbedingungen langfristig effizient ist und bei Kapazitatsknappheit neue Er-
zeugungskapazitat anreizt, bestehen insbesondere in der Ubergangsphase grofe Heraus-

“2 1n der Modellierung wurden auch Preisaufschlage (Kapitel 3.2.8) berlicksichtigt, welche ebenfalls die Entste-
hung von Knappheitspreisen beeinflussen. Allerdings konnte mit einem Sensitivitdtsszenario gezeigt werden,
dass die modellierten Preisaufschlage zwar zur Wirtschaftlichkeit des Kraftwerksbetriebs beitragen, aber keine
notwendige Bedingung fiir die Funktionsfahigkeit des EOM sind. Insbesondere bei der Berlicksichtigung einer
teilelastischen Nachfrage war die Wirkung von Preisaufschlagen gering.
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forderungen hinsichtlich der rechtzeitigen Erfullung der benétigten Bedingungen. Wie in Ka-
pitel 2.4 bereits beschrieben, besitzt das Stromversorgungssystem, unter anderem aufgrund
von langen Investitionszyklen, eine gewisse Tragheit bei der Reaktion auf neue Einflisse. So
erfolgt die Anpassung des Kraftwerksparks auf den rasant steigenden Anteil erneuerbarer
Energien nur sehr langsam. Aufgrund des grofden Bestands an Grundlastkraftwerken kann
der MOE zunachst eine starke Wirkung entfalten, wodurch im nachsten Schritt flexible Kraft-
werke mit hohen Grenzkosten aus dem Markt gedrangt werden. Erst wenn die vorhandenen
Grundlastkraftwerke ihre technische Lebensdauer erreicht haben und Retrofit-MaRnahmen
nicht mehr wirtschaftlich sind, wird sich der Anpassungsprozess des Kraftwerksparks fortset-
zen und die damit verbundene Wirkung auf den Preis wird sich einstellen. Verstarkt wird die-
se Verzdgerung des Anpassungsprozesses durch das aktuell sehr niedrige Preisniveau flr
Emissionszertifikate und die niedrigen Anreize fir die Entwicklung von Systemflexibilitat.
Auch die europaische Marktintegration und eine eventuelle Harmonisierung des europai-
schen Market Designs schreiten nur langsam voran. Diese Herausforderungen bergen das
Risiko, dass es in der Ubergangsphase zu Unterinvestitionen mit entsprechenden Folgen fiir
die Versorgungssicherheit kommen kann, auch wenn in der langerfristigen Perspektive die
Funktionsfahigkeit des EOM relativ wahrscheinlich ist.

Aulerdem zeigen die Ergebnisse der Szenarioanalyse, dass Investitionen in neue Kapazitat
nur angereizt werden, wenn Knappheit besteht. Folglich werden nur so viele Kraftwerke zu-
gebaut, bis keine Knappheit mehr vorliegt. Uberkapazitdten werden dadurch jedoch nicht
aufgebaut. Der Einsatz von sonst ungenutzten Kapazitaten (Reservekapazitat) kann aller-
dings fir die Gewahrleistung von Versorgungssicherheit bei sehr seltenen Ereignissen oder
sehr langen Zyklusschwankungen (z.B. extreme Winter, sehr schwache Windjahre, Konjunk-
turschwankungen, etc.) eine wichtige Rolle spielen.

Sowohl fiir das voriibergehende Risiko von Unterinvestitionen in der Ubergangsphase als
auch flr das langfristige Risiko von extremen Ereignissen werden Kapazitaten oder Flexibili-
taten bendtigt, die mit hoher Wahrscheinlichkeit nur sehr geringe Einsatzstunden haben wer-
den und sich deshalb nicht Gber den EOM refinanzieren kénnen, sofern dort aufgrund der
Preisobergrenze keine extrem hohen Preisspitzen (z.B. in Héhe des ,Value of lost load®)
entstehen kdnnen. Aus dieser Erkenntnis Iasst sich der Bedarf flr einen unterstiitzenden
Mechanismus ableiten, der die Fixkostendeckung der erforderlichen Reservekapazitaten
oder LastabwurfmalRnahmen ermdglicht. Ein geeignetes Instrument kdnnte hier beispiels-
weise eine strategische Stromreserve sein.

Auch wenn fiir die Marktfahigkeit*® von dargebotsabhingigen erneuerbaren Stromerzeu-
gungsanlagen ahnliche Bedingungen relevant sind wie flr die Wirtschaftlichkeit von konven-
tionellen Erzeugungsanlagen, so stehen hier vor allem die erforderliche Systemflexibilitat zur
Verminderung des MOE und der Anstieg der Preise flir Emissionszertifikate und fossile
Brennstoffe im Fokus. Bei gut ausgebauten Interkonnektoren sind dabei zunehmend nicht
nur die nationalen, sondern die im Verbund vorhandenen Flexibilitaten relevant. Auch der
stochastische Ausgleich der fluktuierenden erneuerbaren Erzeugung wird bei ausreichenden
Ubertragungskapazitaten sehr stark von der Marktdurchdringung der jeweiligen Ressource
im gesamten europaischen System beeinflusst. Neben den Bedingungen, die den Marktwert

3 Als Marktfahigkeit wird hier der Zustand verstanden, bei dem die Einnahmen aus dem Verkauf von dargebot-
sabhangigem, erneuerbar erzeugtem Strom zu Marktpreis ausreichen um Vollkostendeckung zu gewahrleisten.
Bei Marktfahigkeit werden zur Refinanzierung der Anlagen keine weiteren Einnahmen aus direkten oder indirek-
ten FérdermafRnahmen mehr benétigt.
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der erneuerbaren Erzeugung beeinflussen, ist insbesondere die angenommene Kostende-
gression flr erneuerbare Technologien eine Voraussetzung flir deren Marktfahigkeit.

Auch wenn bei zunehmendem Marktanteil der fluktuierenden erneuerbaren Ressourcen der
relative Marktwert kontinuierlich sinkt, konnte mit den Modellrechnungen gezeigt werden,
dass sich die Marktfahigkeit unter den genannten Bedingungen (Anstieg der Emissions- und
Brennstoffpreise, Kostendegression, Systemflexibilisierung) in den meisten Szenarien konti-
nuierlich verbessert hat und mittel- bis langfristig sogar Fixkostendeckung** méoglich ist.

Wie erwartet zeigen die Simulationsergebnisse auch, dass fiir erneuerbare Anlagen vor al-
lem dann Investitionsanreize entstehen, wenn Kapazitatsknappheit im System vorliegt. Dar-
aus ergibt sich jedoch die Konsequenz, dass auch bei einer Férderung, die direkt an den
Marktpreis gekoppelt ist, nur dann ein Zubau erfolgt, wenn die Erzeugungskapazitat im ge-
samten System aller gekoppelten Marktgebiete knapp wird.

Diese gewonnenen Erkenntnisse kénnen auf ein 3-Phasen-Modell*® fiir die Férderung der
fluktuierenden erneuerbaren Energien Ubertragen werden (Abbildung 6-1). Wenn sich die
diskutierten Rahmenbedingungen entsprechend entwickeln, wird sich die Fixkostendeckung
kontinuierlich verbessern und ein immer geringerer Anteil an Férderung erforderlich sein. Ob
langfristig Marktfahigkeit fir Wind und PV (auch an mittelmaRigen Standorden) erreicht wird,
kann mit den Simulationsrechnungen jedoch nicht eindeutig gezeigt werden. Daher ist es
maoglich, dass langfristig FordermaRnahmen (z.B. flir schlechte Standorte zur Ausnutzung
des gesamten Potenzials) auf niedrigem Niveau erforderlich bleiben.

@ initial phase @ transition period Q steady state

cost

recouery RES marketability

Promotion measures Long-term support?

2013 time [a]
Abbildung 6-1: Phasen der Forderung fur erneuerbare Energien

(Quelle: eigene Darstellung)

Die Anfangsphase (initial phase) hatte vor allem die Markteinfiihrung der Technologien und
das Erreichen von Lerneffekten zum Ziel. Da die Technologiekosten hoch und die Marktfa-
higkeit niedrig waren wurde ein marktpreisunabhangiges Foérderinstrument gewahlt, mit dem
ein moglichst effektiver Zubau erfolgen konnte.

4 Bei diesem Ergebnis muss beachtet werden, dass fiir das deutsche Marktgebiet bei einer 100% erneuerbaren
Stromversorgung ein maximaler dargebotsabhangiger Anteil von 85% untersucht wurde. Im Durchschnitt Gber
alle modellierten Marktgebiete ergibt sich ein dargebotsabhangiger Anteil von ca. 60%. Wirde der fluktuierende
Anteil an der Stromversorgung in Europa deutlich Gber die untersuchten Werte steigen, so bedarf es einer lber-
proportionalen Zunahme an Systemflexibilitat, damit der Marktwert des erneuerbar erzeugten Stroms langfristig
stabilisiert werden kann und damit Fixkostendeckung moglich ist.

4 Zu ahnlichen Erkenntnissen, welche in einem Modell mit drei Stufen abgebildet werden kénnen, kommt die
MVV Energie in ihrer aktuellen Studie ,Wege in ein wettbewerbliches Strommarktdesign fir erneuerbare Ener-
gien“ (Kopp et al. 2013).
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Inzwischen wurde Phase 2 (transition period) erreicht, in der nicht mehr nur der reine Zubau
sondern auch die zunehmende Systemintegration und das optimale Zusammenspiel konven-
tioneller und erneuerbarer Erzeugung im Fokus der Weiterentwicklung des Foérderinstru-
ments stehen. Allerdings besteht auch in der Ubergangsphase noch das EE-Ausbauziel, so
dass der weitere Zubau nicht nur in Zeiten von Kapazitatsknappheit erfolgen kann. Dies gilt
es bei der Weiterentwicklung der Férderung zu bericksichtigen. Ein Beispiel hierfur ist die
gleitende Marktpramie, die Schwankungen des Marktpreisniveaus ausgleicht und damit den
Investitionsanreiz vom allgemeinen Kapazitatsbedarf entkoppelt.

In Phase 3 (steady state) bestehen keine EE-Ausbauziele mehr, die durchschnittlichen
Stromgestehungskosten von erneuerbar erzeugtem Strom liegen im Idealfall unterhalb von
denen fossiler Erzeugung (inkl. Kosten fiir CO,-Emissionen) und die Flexibilitat im System ist
fortgeschritten. In diesem ,eingeschwungenen® Zustand des Stromversorgungssystems mit
hohen Anteilen erneuerbarer Erzeugung ist es durchaus wiinschenswert, dass nur dann ein
Neubau von erneuerbaren Anlagen erfolgt, wenn Kapazitatsknappheit vorliegt, also andere
Kapazitaten aus dem Markt ausscheiden. Fir den Fall, dass in dieser Phase trotz deutlich
verbesserter Fixkostendeckung noch eine Forderung erforderlich ist, kann diese moéglicher-
weise direkt an Marktpreise gekoppelt werden (z.B. fixe Marktpramie).
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7 Handlungsempfehlungen

Mit der vorliegenden Untersuchung konnte gezeigt werden, dass unter bestimmten Bedin-
gungen der Energy-Only-Markt bei Kapazitatsknappheit in der Lage ist, ausreichend Investi-
tionsanreize fir neue konventionelle Erzeugungskapazitat zu setzen. Darlber hinaus kénnen
(ebenfalls unter bestimmten Bedingungen) die Preissignale des EOM auch Investitionen in
neue dargebotsabhdngige erneuerbare Erzeugungskapazitdten anreizen oder zumindest
einen hohen Anteil der Fixkosten decken*®.

Die Untersuchung zeigt jedoch auch, dass sich manche dieser Bedingungen in der Uber-
gangsphase voraussichtlich erst verzdgert einstellen und auRerdem langfristig flr sehr selte-
ne Ereignisse Reservekapazitdten vorgehalten werden mussen, welche (bei einer Preis-
obergrenze) nicht durch den EOM angereizt werden kdnnen.

Hinsichtlich der Ableitung von Handlungsempfehlungen*’ stellt sich also die Frage, welche
dieser fur Investitionsanreize erforderlichen Bedingungen sich voraussichtlich rechtzeitig
durch die Signale des Marktes einstellen werden und welche ggf. mit regulatorischen Malf3-
nahmen beeinflusst werden sollten.

Fur ausreichend Investitionsanreize in konventionelle Erzeugungskapazitat sind vor allem die
Bedingungen relevant, die erstens zu ausreichend hohen und vielen Knappheitspreisen fiih-
ren und zweitens den Merit-Order-Effekt abschwachen und damit zu viele Niedrigpreise ver-
hindern (Kapitel 6). Fir die Fixkostendeckung von dargebotsabhangigen erneuerbaren Anla-
gen sind zusatzlich noch die Bedingungen relevant, die das Verhaltnis der durchschnittlichen
Stromgestehungskosten von erneuerbaren zu konventionellen Ressourcen verbessern. Dies
sind vor allem steigende Preise flir Emissionsrechte und fossile Brennstoffe sowie Kosten-
degression fir erneuerbare Technologien.

Nachfolgend sollen die relevanten Bedingungen und eventuelle mogliche MaRnahmen zur
Beeinflussung dieser diskutiert werden:

o Preise fur fossile Brennstoffe kdnnen nur schwer beeinflusst werden und mussen da-
her als exogene Faktoren betrachtet werden. Grundsatzlich ist es jedoch wahrscheinlich,
dass sich langfristig bei endlichen Energietragern ein steigendes Preisniveau einstellt.

o Preise fur Emissionszertifikate kénnen fur die nahere Zukunft durch eine Reform des
europaischen Emissionshandels (z.B. durch langfristige Zurickhaltung von Zertifikaten)
oder durch die Einflihrung einer zusatzlichen nationalen CO,-Abgabe beeinflusst werden.
Langfristig ist jedoch bei einem Fortbestehen des europaischen Emissionshandelssys-
tems durch die gesetzte Emissionsobergrenze mit steigenden Preisen zu rechnen.

o Technologiekosten flr erneuerbare Energien kdnnen grundsatzlich durch Forschung
und Entwicklung, sowie bei fortgeschrittener Technologieentwicklung durch Skaleneffekte
bei ausreichender Marktdurchdringung beeinflusst werden. Fir Wind und PV hat sich

6 Zu ahnlichen Ergebnissen bei einer vergleichbaren modellbasierten Szenarioanalyse kommen auch enervis
und BET in ihrem Gutachten ,Ein zukunftsfahiges Energiemarktdesign fir Deutschland” fur den VKU (Ecke et al.
2013).

" Fur die hier formulierten Handlungsempfehlungen gilt die Pramisse, dass ein funktionsfahiger EOM mindestens
ebenso effizient ist wie ein alternatives Marktdesign (z.B. mit umfassendem Kapazitatsmarkt) und daher politisch
praferiert wird. Diese Pramisse bedarf aber noch weitreichender Untersuchungen zur Folgenabschatzung und
Effizienz von Kapazitdtsmechanismen. Dennoch gilt fur die vorgeschlagenen MaRnahmen, dass diese auch im
Falle eines erweiterten Marktdesigns Effizienzsteigerungen mit sich bringen und daher ,no-regret“-MafRnahmen
sind.
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mittlerweile ein globaler Markt entwickelt, so dass hier durch MalRnahmen in Deutschland
bzw. Europa nur noch bedingt eingegriffen werden kann*® (Eingriffe wie z.B. Strafzdlle
auf chinesische Solarmodule stellen hier eine Ausnahme dar).

o0 Preiselastische Nachfrage bei hohen Strompreisen, also der Lastabwurf oder die vo-
ribergehende zeitliche Verschiebung der Last von Verbrauchern in Knappheitssituatio-
nen, dient vor allem der Entstehung von Knappheitspreisen deutlich iber dem Grenzkos-
tenniveau der konventionellen Erzeugung und zur Reduktion des Bedarfs flir Spitzenlast-
kraftwerke. Grundsatzlich sollte der EOM bei kontinuierlich anwachsender Kapazitats-
knappheit und haufiger auftretenden Preisspitzen in der Lage sein, nicht nur neue Erzeu-
gungskapazitat sondern auch Nachfrageflexibilitat anzureizen. Wohingegen der EOM in
der Ubergangsphase, also bei selten auftretenden Preisspitzen und Knappheitssituatio-
nen, noch keine ausreichenden Anreize sendet, obwohl abschaltbare Lasten bereits eine
Alternative zur Vorhaltung von Reservekapazitat sein kdnnen. Zusatzliche Mallhahmen
zur Ausschopfung vorhandener Potenziale in der Industrie, und langerfristig eventuell
auch durch gepoolte Lasten von Gewerbe und privaten Haushalten (z.B. Uber Curtail-
ment Service Provider), sind grundsatzlich sinnvoll und werden bereits im Rahmen der
Lastabschaltverordnung (AbLaV 2013) in Ansatzen verfolgt. Darliber hinaus kénnen
Hemmnisse®® abgebaut werden, die eine Flexibilisierung der Nachfrage erschweren.

o Preiselastische Nachfrage bei niedrigen Strompreisen, also der zusatzliche
Verbrauch von Strom in Zeiten von Uberangebot, dient vor allem der Integration von dar-
gebotsabhangigen erneuerbaren Energien und damit der Abschwachung des MOE.
Grundsatzlich sollte der EOM auch hier in der Lage sein, zusatzliche Nachfrage anzurei-
zen, sobald durch den MOE ausreichend viele Niedrigpreise oder negative Preise ent-
stehen. Allerdings stellen die verhaltnismaRig hohen Abgaben auf den Stromverbrauch
hohe Markteintrittsbarrieren dar, so dass eine Anreizung allenfalls verspatet zu erwarten
ist. Zusatzliche MaRnahmen zur frihzeitigen Anreizung von flexiblem Verbrauch bei nied-
rigen Preisen sollten sich auf den Abbau dieser Markteintrittsbarrieren beschranken, da
durch eine zusatzliche Forderung die Auslastung vorhandener Grundlastkraftwerke und
damit einhergehend die Emissionen der Stromversorgung ansteigen wirden. Mal3nah-
men zur Technologieentwicklung sollten jedoch friihzeitig ergriffen werden.

o Stromspeicher oder verschiebbare Lasten haben die Eigenschaft, dass sie sowohl
eine zusatzliche Nachfrage bei niedrigen Strompreisen generieren, als auch eine zusatz-
liche Erzeugung (bzw. einen Lastabwurf bei verschiebbaren Lasten) bei hohen Preisen
bereitstellen kdnnen. Da hier jedoch (mit Ausnahme der Speicherverluste) kein zusatzli-
cher Strom verbraucht wird, steigen die Emissionen der Stromversorgung durch den Ein-
satz nur geringfugig. Bei hohen EE-Anteilen kbnnen sogar Emissionen eingespart wer-
den. Dies ist immer dann der Fall, wenn emissionsfrei erzeugte Strommengen anstatt in
Uberschusssituationen abgeregelt zu werden, in Zeiten mit Knappheit verschoben wer-
den und dort fossile Erzeugung verdrangen. Mal3nahmen zur frihzeitigen Anreizung von
Speichern oder flexiblen Lasten konnen grundsatzlich sinnvoll sein. Dabei sollte aber ei-

8 Es ist jedoch moglich, dass durch F&E Technologiespriinge und damit verbundene Kostensenkungen erreicht
werden.

9 Beispielsweise reizt die Netzentgeltbefreiung von Industriebetrieben bei mehr als 7000h Abnahme und
Verbrauch von mehr als 10 GWh nach §19(2) Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV 2011) einen gleichmaRig
verteilten Stromverbrauch an und ist damit als Ma3nahme vor allem fir einen grundlastdominierten Kraftwerks-
park ausgelegt. Auch die Ausgestaltung von HT/NT-Tarifen folgt nicht den Bedirfnissen einer Stromversorgung
mit hohen Anteilen dargebotsabhangiger erneuerbarer Energien.
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ne Priorisierung aller Flexibilitatsoptionen hinsichtlich der ErschlieBbarkeit und der Kos-
ten erfolgen.

o Flexibilisierung des bestehenden und zukiinftigen Kraftwerksparks beinhaltet Mal3-
nahmen zur Verbesserung der technischen oder dkonomischen Fahigkeiten verschiede-
ner Kraftwerke, kurzfristig auf die Preissignale des EOM zu reagieren. Beispielsweise
kann durch die Investition in zusatzliche Warmespeicher bei KWK-Kraftwerken ein
stromgefiihrter Betrieb ermdglicht werden, wodurch sich die must-run Kapazitat im
Strommarkt verringert und der MOE abgeschwacht wird. Der EOM sollte grundsatzlich in
der Lage sein, Kraftwerksmodernisierungen zur Flexibilisierung anzureizen. Allerdings
kénnten auch hier lange Investitionszyklen in der Ubergangsphase eine Herausforderung
darstellen, so dass eine zusatzliche Anreizung sinnvoll sein kann. Ansatze dazu finden
sich bereits im Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG 2012). Zusatzlich ist es maoglich,
die must-run Kapazitat zu verringern und damit die Flexibilitat zu erhéhen, indem fir die
Reservemarkte eine grof’e Anzahl von Marktteilnehmern zur Bereitstellung zugelassen
wird.

0 Weiterentwicklung der Kopplung der européischen Marktgebiete, also die organisa-
torische Verbesserung des grenziberschreitenden Handels sowie der technische Aus-
bau der Interkonnektorkapazitaten zwischen den Marktgebieten, dient vor allem dem Ef-
fizienzgewinn durch die Verstetigung der residualen Last (inkl. stochastischer Ausgleich
der EE-Erzeugung) und der besseren Ausnutzung des konventionellen Kraftwerksparks.
Beides tragt zu einem geringeren Bedarf an Erzeugungskapazitat bei. Die Effizienzge-
winne lassen sich jedoch nur ausnutzen, sofern eine sorgfaltig abgestimmte, europaweite
Energiepolitik verfolgt wird. Ein notwendiger Schritt ist es dabei, das Thema Versor-
gungssicherheit auf europaischer Ebene zu betrachten anstatt an nationalen Vorgaben
zur Deckung der Spitzenlast festzuhalten. Auch bei der Weiterentwicklung des Marktde-
signs ist eine europdische Harmonisierung oder zumindest Abstimmung erforderlich. Bei-
spielsweise wirkt sich die Einflhrung von Kapazitatsmarkten nicht nur national, sondern
auch in angrenzenden Marktgebieten auf die Entstehung von Preisspitzen aus. Europai-
sche Vorgaben zur besseren Integration der Strommarkte wurden mit der EU-
Binnenmarktrichtlinie (EU-Richtlinie 2009/72/EG 2009) bereits umgesetzt, eine bessere
Abstimmung zur Weiterentwicklung des europdischen Marktdesigns ist jedoch dringend
zu empfehlen.

o0 Anpassung des Kraftwerksparks, welche durch die Wirkung erneuerbarer Energien
und durch steigende Emissionspreise hervorgerufen wird. Es entsteht dadurch ein Anreiz
zur Investition in Mittel- und Spitzenlasttechnologien, sowie zum Marktaustritt von Grund-
lastkraftwerken. Dieser Umbauprozess wird grundsatzlich (wenn auch nur sehr langsam)
durch den EOM vorangetrieben und kann auf3er durch die Beeinflussung der CO,-Preise
nur schwierig mit zuséatzlichen MaRnahmen® angereizt werden.

o0 Bereitstellung von Kapazitatsreserven zur langfristigen Erhéhung der Versorgungssi-
cherheit und zur Anreizung von Knappheitssignalen in der Ubergangsphase. Die Etablie-
rung einer strategischen Stromreserve oder die Weiterentwicklung der bereits bestehen-
den Netzreserve der BNetzA (BMWi 2013) erweist sich vor allem dann als ideales In-
strument zur Erganzung des EOM, wenn davon ausgegangen werden kann, dass der
EOM langfristig in der Lage ist, ausreichend neue Erzeugungskapazitat anzureizen

% Denkbar sind hier MaBnahmen, die Gaskraftwerke gegeniber Kohlekraftwerke bevorzugen. Beispielsweise
eine zusatzliche Internalisierung von externen Kosten, welche von Braunkohlekraftwerken verursacht werden,
oder eine Umwidmung der Stromsteuer in eine Primarenergiesteuer.
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(Nicolosi 2012a; Winkler et al. 2013). Dies konnte mit den Ergebnissen der vorliegenden
Arbeit gezeigt werden, da lediglich in der Ubergangsphase und langfristig bei sehr selte-
nen Ereignissen ein wahrscheinlicher Bedarf fir Reservekapazitat ermittelt wurde. Eine
Ausgestaltung der strategischen Reserve, wie sie das Bundesumweltministerium vor-
schlagt (BMU et al. 2013), ist zudem in der Lage, in der Ubergangsphase fiir die Entste-
hung von Knappheitspreisen zu sorgen und damit einerseits den Umbau des Kraftwerks-
parks und andererseits einen Wettbewerb zwischen den Flexibilitadtsoptionen anzureizen.
Dabei erweist sich die optimale Integration der erneuerbaren Energien durch die markt-
Ubergreifende Anreizung von Flexibilititsoptionen als einer der entscheidenden Vorteile
des EOM mit strategischer Reserve gegeniber Kapazitatsmarkten. Aulerdem ist eine
Umsetzung schnell moéglich und mit verhaltnismallig geringen Kosten und einem gerin-
gen Markteingriff®’ verbunden. Geringere Kosten als bei einem Kapazititsmarkt entste-
hen nicht zuletzt aufgrund der geringeren Anfalligkeit fir Parametrisierungsrisiken und fur
Lobbyeinflisse. In Bezug auf eine europaische Harmonisierung der Energiepolitik bietet
die strategische Reserve die Moglichkeit von einfachen bilateralen Absprachen zwischen
angrenzenden Marktgebieten zur gemeinsamen Bereitstellung der Reserve.*?

*" Die geringe Tiefe des Markteingriffs wird unter anderem auch damit begriindet, dass die Einfiihrung einer stra-
tegischen Reserve reversibel ist, was fir die meisten Modelle eines Kapazitatsmarktes nicht gilt.

*2 Eine Kooperation bei der Nutzung einer strategischen Reserve wird heute bereits in Schweden und Finnland
praktiziert.
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8 Weiterer Forschungsbedarf

Weiterer Forschungsbedarf, der aus der vorliegenden Arbeit abgeleitet werden kann, besteht
insbesondere auf den folgenden Gebieten:

o Flexibilitdtsoptionen zur besseren Integration erneuerbarer Energien
MafRnahmen, die die Entstehung von Knappheitspreisen ermdglichen
Umbau des Kraftwerksparks

Ausgestaltung und Implementierung einer strategischen Stromreserve

Marktfahigkeit von dargebotsabhangigen erneuerbaren Energien

O O O O o

Versorgungssicherheit auf europaischer Ebene

Wie die Ergebnisse der Untersuchung zeigen, spielt die zukunftige Systemflexibilitat in der
Stromversorgung (Abbildung 8-1) eine entscheidende Rolle fur die Integration der erneuer-
baren Energien und damit auch fir die Funktionsfahigkeit des Energy-Only-Marktes. Weitere
Forschungsfragen ergeben sich hierbei vor allem fur die Schnittstellen zu den Sektoren
Warme und Verkehr. Heute ist noch weitgehend unklar, welche Flexibilitatspotenziale lang-
fristig beispielsweise mit einer hybriden Warmebereitstellung® in Fern- und Nahwarmenet-
zen (Kaltenetzen) vorhanden sind. Dabei missen nicht nur die Potenziale, sondern auch die
Technologieeigenschaften, die Kosten und die tatsachlichen Wirkungen auf den Strommarkt
detailliert untersucht werden.

Generelle Flexibilitatsoptionen

= Stromspeicher

= Flexibilisierung des Kraftwerksparks |/83/stermq;m|

= Abregelung erneuerbarer Stromerzeugung

= Energieaustausch mit Nachbarregionen

Erneuerbare
Energien
Netz

Fossile
Kraftwerke
Verbrauch

Speicher

= Flexibilisierung der Stromnachfrage (DR)
= Power-to-Heat / KWK

= Power-to-Gas

= Elektrifizierung des Verkehrs
Abbildung 8-1: Flexibilitdtsoptionen fiir das Stromversorgungssystem
(Quelle: eigene Darstellung)

Fur die Dekarbonisierung des Verkehrs wird es zukinftig (iber den Einsatz von biogenen
Kraftstoffen hinaus) erforderlich sein, dass die Elektromobilitdt und die Bereitstellung von

*% Durch die Ergénzung einer KWK-Anlage mit einem Warmespeicher, einem Elektrodenheizkessel und je nach
Grofie mit einer Warmepumpe kann die Warme in Abhangigkeit vom Strompreis fossil oder elektrisch bereitge-
stellt werden. Dartiber hinaus kann mit der KWK-Anlage in Abhangigkeit des Strompreises viel oder wenig Strom
erzeugt werden.
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Kraftstoffen aus erneuerbarem Strom (Power-to-Gas) vorangetrieben werden. Auch hier sind
die Potenziale, Kosten und Eigenschaften (beispielsweise des elektrischen Glterverkehrs
mit Oberleitungen auf Autobahnen®*) weitgehend unbekannt.

Ebenfalls von grofier Bedeutung fir die Entstehung von Knappheitspreisen sind die flexiblen
Verbraucher, die bereit sind, bei sehr hohen Strompreisen auf ihren Stromverbrauch zu ver-
zichten (Lastabwurf) oder diesen in Zeiten niedriger Strompreise zu verlagern (Lastverschie-
bung). Dabei stellt sowohl die detaillierte Analyse der vorhandenen Potenziale (z.B. bei zahl-
losen Prozessen in der Industrie) als auch die Abschatzung zukinftig noch entstehender
Potenziale (z.B. Pooling von abschaltbaren privaten Verbrauchern durch Service Curtailment
Provider) eine groRe Herausforderung dar.

Neben der preiselastischen Nachfrage kann auch die Erzeugungsseite durch den Umbau
des Kraftwerksparks (z.B. mit ,super peaker®) oder durch die Implementierung einer strategi-
schen Stromreserve fiir die Entstehung von héheren Preisspitzen sorgen.

Da die Dauer der Anpassung des Kraftwerksparks heute nur schwer abzuschatzen ist und
sich insbesondere der Marktaustritt von Grundlastkraftwerken bei niedrigen Emissionsprei-
sen nur sehr langsam vollzieht, stellt sich die Frage, ob dieser Prozess mit politisch durch-
setzbaren MalRnahmen beschleunigt werden kann.

Auch wenn zu Kapazitatsmechanismen im Allgemeinen und zur strategischen Reserve im
Speziellen in der jlingeren Vergangenheit zahlreiche Studien erschienen sind, fehlt bisher
eine detaillierte quantitative Analyse der Wirkungen auf den Strommarkt (BMWi 2013) einer-
seits und genauere Uberlegungen zur tatséchlichen Ausgestaltung und Umsetzung fiir den
deutschen Markt andererseits.

Die Marktfahigkeit der dargebotsabhangigen erneuerbaren Energien bedarf noch weiterer
detaillierter Untersuchungen, die Uber die Analysen in dieser Arbeit hinaus gehen. Von Inte-
resse sind hierbei beispielsweise die Wirkungen unterschiedlicher meteorologischer Jahre,
die bessere Kopplung aller europaischen Marktgebiete, unterschiedliche europaische Aus-
bauszenarien flr erneuerbare Energien, unterschiedliche Entwicklungspfade der Kraftwerks-
parks, Preispfade fiur Brennstoffe und Emissionsrechte oder unterschiedliche Degressions-
pfade fur erneuerbare Technologiekosten.

Méglichkeiten und Ausgestaltungsoptionen zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit
auf europaischer Ebene und eine sorgfaltige Abstimmung europaischer Energiepolitik sind
weitere Forschungsfelder fur zukinftige Analysen.

* In dem durch das Umweltministerium geférderten Projekt ENUBA Il (BMU 2013b; Siemens 2013) werden be-
reits die technische Machbarkeit und das Potenzial zum Klimaschutz untersucht. Ersten Expertenschatzungen
zufolge kénnen bei 140.000 LKW bis zu 10 GW flexible Nachfrage bei hohen Strompreisen ab- und bei niedrigen
Strompreisen zugeschaltet werden.
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9 Anhang

9.1 Modellierung von Windenergie-Einspeisezeitreihen

9.1.1 Standortwahl

Die Auswahl der Standorte erfolgte auf Grundlage verfligbarer Daten zu bestehenden Wind-
parks. Fur jeden Standort wurden die Koordinaten (Langengrad/Breitengrad) sowie die je-
weils installierte Leistung festgehalten.

SE CH DK BE AT FR LU NO PL Ccz NL
649 32 1125 79 45 656 10 23 93 50 160

Tabelle 9-1: Standortwahl Wind - Anzahl berlicksichtigter Standorte

9.1.2 Winddaten

Es wurden Wettermodelldaten mit raumlicher und zeitlicher (3-Stunden) Auflésung der
Windgeschwindigkeiten in 100 Meter Hohe verwendet. Die Zeitreihe der Windgeschwindig-
keiten wurde linear interpoliert, um eine Reihe mit stiindlicher Auflésung zu erhalten.

9.1.3 Modell-Leistungskennlinie

Fiar die Modellierung wurde zunachst eine relative Modell-Leistungskennlinie definiert: Mit-
telwert der Leistungskennlinien der beiden Anlagen Vestas V90 - 2.0 MW und Enercon E82 -
2.0 MW.

Die gleichen Anlagen wurden im Rahmen der dena Netzstudie Il zur Generierung von Zeit-
reihen der Stromeinspeisung aus Windenergie fur das Jahr 2020 verwendet. Im Jahr 2007
hatten diese beiden Anlagentypen einen Anteil von 20,3 % (Vestas V90) und 12,5 % (Ener-
con E82) aller neu installierten Anlagen (dena 2010).

Modell-Leistungskennlinie

LY
o
o

o
o
o

Relative Leistung
o
(o))
o

|

|
|
A K

0,00 +———=— ' ' ' ' ' ' ' ' : gt ' . '

0 2 4 6 & 10 12 14 16 18 20 22 24 26 28 30 32 34 36 38
Windgeschwindigkeitin m/s

Enercon ES2 - 2.0 MW

Vestas Va0 - 2.0 WMWY Modell-Leistungskennlinie

Abbildung 9-1: Modell-Leistungskennlinie

(Quelle: eigene Darstellung)
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In einem zweiten Schritt wurde die relative Modell-Leistungskennlinie mit Hilfe zweier logisti-
scher Funktionen modelliert:

o1 1
14e 0P et

*(x—bz)

mit t,=0,76875; b1=8.3222; t,=2.0; b,=25.5

Formel 9-1: Logistische Funktion zur Beschreibung einer Modellleistungskennlinie
Die Funktionsparameter t; und b, wurden mit Hilfe einer Ausgleichsrechnung bestimmt (Fit-
ting). Die Parameter t, und b, wurden manuell gesetzt.

Modellierte Leistungskennlinie
Logistsiche Funktion

o
(o]
I

o
>
|

relative Leistung
o
[e)]
L

©
N
|

—— Modell-Leistungskennlinie ~——Fit

T T T T T T T
0O 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20 22 24 26 28 30 32 34 36 38
Windgeschwindigkeit [m/s]

o

Abbildung 9-2: Modellierte Leistungskennlinie (Logistische Funktionen)

(Quelle: eigene Darstellung)

9.1.4 Berechnung der relativen Parkleistung

Fir jeden Standort wurde mit Hilfe der modellierten Leistungskurve aus den Windgeschwin-
digkeitsdaten eine stiindlich aufgeloste Zeitreihe mit relativen Leistungen berechnet.

9.1.5 Aggregierte Wind-Einspeisezeitreihe

Die einzelnen Zeitreihen wurden gewichtet mit der installierten Leistung des jeweiligen Stan-
dortes und zu einer nationalen relativen Einspeisezeitreihe aggregiert.
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9.2 Modellierung von Photovoltaik-Einspeisezeitreihen

9.2.1 Standortwahl

Die Auswahl der Standorte erfolgte auf Grundlage verfligbarer Daten zu bestehenden PV-
Parks. Fir jeden Standort wurden die Koordinaten (Langengrad/Breitengrad) sowie die je-

weils installierte Leistung festgehalten.

340

25 332 527 67 3 2 13

243

Tabelle 9-2: Standortwahl PV — Anzahl bertcksichtigter Standorte

) Legende
| wind

PV

Q

Abbildung 9-3: Standorte von Wind-/ PV-Anlagen in den Modellregionen (NO, SE, DK, PL, CZ,

CH, AT, FR, LU, BE, NL)

(Quelle: eigene Darstellung)
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9.2.2 Strahlungs- und Temperaturdaten

Die verwendeten, stiindlich aufgeldsten Daten zur Global- und Direktstrahlung stammen aus
der Datenbank des CM SAF (The Satellite Application Facility on Climate Monitoring) (Muel-
ler et al. 2009).

Das Modell sieht grundsatzlich vor, zeitlich und stindlich aufgeléste Temperaturdaten zu
importieren. Zum Zeitpunkt der Modellierung lagen jedoch nur liickenhafte Temperaturdaten
vor. Daher wurde mit einer konstanten Temperatur von 25 °C gerechnet. Dies entspricht den
Standard Test Conditions (kurz STC, weltweit einheitliche Betriebsbedingungen flir den Test
von Photovoltaikanlagen).

9.2.3 Berechnung der Strahlungsintensitat auf Modulebene

Das Modell berechnet die diffuse, direkte und vom Boden reflektierte Strahlung flir verschie-
dene Ausrichtungen und Neigungen je Standort.

In einem ersten Schritt wurden daflir der Sonnenstand, also die Sonnenhohe und der Son-
nenazimut bestimmt. Beide Grofien sind vom Datum, der Uhrzeit und vom Standort (geogra-
fische Lange und Breite) abhangig.

Tageswinkel . o Tag des Jahres
(day angle) J'=3607x Anzahl der Tage des Jahres
Sonnendeklination in 8(J')=0,3948 —23,2559* cos(J ' +9,1°)
Grad (declination) —0,3915%cos(2* J'+5,4°)—0,1764 % cos(3* J '+105,2°)
mit J':=Tageswinkel
Zeitgleichung in min Zgl(J')=0,0066+7,3525*cos (J '+85,9°)
(equation of time) 49,9359 % cos(2* J'+108,9°)+0,3387 * cos(3* J ' +105,2°)
Mittlere Ortszeit MOZ=MEZ —4%(15°—X)
(local mean time) mit A :=geografische Lang
MEZ := Mitteleuropaische Zeit
Wahre Ortszeit WOZ =MOZ +Zgl
(true local time) mit MOZ := Mittlere Ortszeit
Zgl :=Zeitgleichung
Stundenwinkel »=(12.00h—WOZ )*15°/h
(hour angle) mit WOZ :=Wahre Ortszeit
Sonnenhéhe Y, =arcsin( cos w * cos ¢ * cos d+sin ¢ *sin d)

(solar elevation angle) mit ¢ :=geografische Breite

w :=Stundenwinkel
0 :=Sonnendiklination
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Sonnenazimut
(solar azimuth angle)

siny *sing —sind
fir WOZ <12.00h

180° —arccos

COS y * COS
siny *sing —sind
E fur WOZ >12.00h

180°+arccos
COSy *COS ¢

mit y, :=Sonnenho6he

¢:=geografische Breite
d:=Sonnendeklination
WOZ :=Wahre Ortszeit

Formel 9-2: Formeln zur Berechnung des Sonnenstandes

In einem zweiten Schritt wurde die Strahlungsintensitat auf Modulebene bestimmt (Global-
strahlung Eggen). Die Strahlung setzt sich dabei aus den drei folgenden Bestandteilen zu-
sammen: (1) direkte Strahlung, (2) diffuse Strahlung, (3) vom Boden reflektierte Strahlung.

Bezeichnung
Globalstrahlung auf
der geneigten Ebene

Formel

EG,gen= Edir,gen
mit E :=Direkte Strahlung auf der geneigten Ebene

dir,gen *

+E diff.gen +E ref,gen

E jirgen - = Diffuse Strahlung auf der geneigten Ebene

E :=Vom Boden reflektierte Strahlung auf der geneigten Ebene

refl,gen *

Sonneneinfallswinkel
(angle of incidence)

0 4o, =rccos (—Cos y *sin y * cos(og — ot )+sin yg*cos y. )
mit y, :=Sonnenhohe

Y :=Hohenwinkel der geneigten Ebene

o, :Sonnenazimut

o :=Azimutwinkel der geneigten Ebene

Direkte Strahlung auf
der geneigten Ebene

B cos0
dir,gen — —dir. hor ¥ oz
' ' sin vy,
mit E :=Direkte Strahlung auf der Horizontalen

dir,hor *

0., :=Sonneneinfallswinkel auf der geneigten Ebene
Y, -=Sonnenhohe

Diffuse Strahlung auf
der Ebene

E _%C0s’ y,)

el

difigen = Edmhor*% #(14c0s y, ) *(1+F *Sina%) % (1+F *cos’ 0,

2
mlt F :1_( Ediﬂihor)
G, hor
E ginor - = Diffuse Strahlung auf der Horizontalen

E s hor :=Gesamtstrahlung auf der Horizontalen
Y :=Hohenwinkel der geneigten Ebene
0., :=Sonneneinfallswinkel auf der geneigten Ebene

Y :=Sonnenhthe
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Bodenreflexion

Ereﬂ,gen= EG'hor*A*%*(l—COSyE)

mit E . :=Gesamtstrahlung auf der Horizontalen

A:=Albedowert
Y :=Hohenwinkel der geneigten Ebene

Formel 9-3: Formeln zur Berechnung des Strahlungsintensitét

Zur Berlcksichtigung von Verschattungseffekten wurde ein einfaches Korrekturverfahren
nach (Schubert 2012) umgesetzt. Dabei wird die Globalstrahlung, die auf die Modulebene
trifft, bei niedrigen Sonnenstanden Uber einen Faktor reduziert. Dieser Faktor betragt 0,7 bei
einer Sonnenhdhe von 0° und steigt bis zu einer Sonnenhdhe von 17° linear auf den Wert
eins an.

Die Berechnung wurde jeweils fur funf Neigungsklassen und drei Azimutwinkel durchgefuhrt.
Gewichtung nach (Schubert 2012).

Neigung Gewichtung
25° 0,05
30° 0,2
35° 0,5
40° 0,2
45° 0,05

Tabelle 9-3: Neigungsklassen

Azimut Gewichtung
Sid-Ost (140°) 0,2
Sud (180°) 0,6
Sud-West (220°) 0,2

Tabelle 9-4: Azimutwinkel

9.2.4 Modultemperatur

Die Modultemperatur hat einen wesentlichen Einfluss auf den Wirkungsgrad der Module. Die
Berechnung erfolgt nach (Drews et al. 2007):

T Mod =T V] +C* EG,gen

mit: Tmod Modultemperatur; Ty Umgebungstemperatur; ¢ Temperaturkoeffizient; Eg gen Globalstrahlung auf der
geneigten Ebene

Formel 9-4: Berechnung der Modultemperatur

Die Modultemperatur ist abhangig von der Montageart, was in dem Modell durch verschie-
dene Werte des Temperaturkoeffizienten ¢ berticksichtigt wurde (Drews et al. 2007).




.
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c Montageart Gewichtung ‘
0,020 Freiflachenanlagen 0,06
0,027 Dachanlagen, grof3er Abstand 0,25

(>10 cm)
0,036 Dachanlagen, kleiner Abstand 0,64

(<10 cm)
0,058 Integrierte Dachanlagen 0,05

Tabelle 9-5: Temperaturkoeffizienten fir verschiedene Montagearten

9.2.5 Wechselrichterwirkungsgrad

Der Wirkungsgrad des Wechselrichters wurde in Abhangigkeit von dessen Auslastung be-
stimmt (Macédo and Zilles 2007; Schubert 2012):

Poc _<k0+k1* Poc +k2* p?)c)

pDC

Mwr =

mit: ppc = Ppc/Pnenn (Auslastung)

P

P E
_ STC Nenn _ G,gen
DC _nModﬂ< E >'<EG,g;en>'< P _T]Mod>'< E * P
STC STC STC

P

Nenn

Formel 9-5: Berechnung des Wechselrichterwirkungsgrades

Dimensionierung Ko

[Ppv-reid/Pwri
1,00 0,0079 0,0411 0,0500 1

Tabelle 9-6: Koeffizienten zur Ermittlung des Wechselrichterwirkungsgrades

9.2.6 Modulwirkungsgrad

Der Wirkungsgrad des Moduls bzw. des Feldes wurde in Abhangigkeit der Globalstrahlung
auf der geneigten Ebene und der Modultemperatur bestimmt. Die Berechnung erfolgt geman
Formel 9-6 mit den Koeffizienten in Tabelle 9-7 (Huld et al. 2010; Schubert 2012):

E E. °

=14k, IN—220 e (In —>22)
STC STC
EG,gen EG,gen ’

+(k3+k4*ln—E +k5*(ln—E ) )*(T

STC STC

N Mod

Mod _TSTC)_H(6*<T Mod _TSTC)2

Formel 9-6: Berechnung des Modulwirkungsgrades
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c-Si -0,017162 -0,040289 -0,004681 0,000148 0,000169 0,000005 0,94

CIS -0,005521 -0,038492 -0,003701 -0,000899 -0,001248 0,000001 0,02

CdTe -0,103251 -0,040446 -0,001667 -0,002075 -0,001445 -0,000023 0,04

Tabelle 9-7: Koeffizienten zur Ermittlung des relativen Modulwirkungsgrades

9.2.7 Systemleistung

Die Berechnung der Systemleistung einer PV-Anlage unter Berlcksichtigung von sonstigen
Verlusten nach Tabelle 9-8 (Schubert 2012) erfolgt schlieflich aus:

G,gen
PSystem:nWR*nMod*(l—l)*—ge* P

STC
E STC

mit: Psystem: Systemleistung; I: sonstige Verluste

Formel 9-7: Berechnung der Systemleistung mit Verlusten

Verlustquelle Verlust

Mismatching 0,05
Reflexion an der Moduloberflache 0,025
Verschmutzungen 0,02
Gleichstromverkabelung 0,2

Tabelle 9-8: Sonstige Verluste

9.2.8 Nationale Einspeisezeitreihe

Die einzelnen Systemleistungen wurden gewichtet und zu einer nationalen Einspeisezeitrei-
he aufsummiert.
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9.3 Kennzahlen Szenario A und B

Ressource Unit [ 2011 2020 2030 2040 2050 | [ 2030 2040 2050 | [ 2050 | | 2050 |
Generation capacity

Wind energy (onshore) MW 29,071 39,000 43,727 47,969 50,800 52,482 57,570 71,770 71,770 71,770
Wind energy (offshore) MW 188| 10,000f 23,500 29,500| 32,000 25,308| 40,100 70,000 70,000 70,000
Solar photovoltaic MW 24,875 53,500 61,015 63,100 67,210 67,915 75,000 81,643 81,643 81,643
Hydropower MW 4,525 4,700 4,922 5,093 5,201 4,922 5,093 5,201 5,201 5,201
Biomass MW 5,593 8,955 9,995 10,377 10,377 9,995 10,377 10,377 10,377 10,377
Geothermal MW 10 300 1,000 1,940 2,950 1,000 2,190 8,617 8,617 8,617
sum RES MW 64,262 116,455 144,159 157,979 168,538 161,622 190,330 247,608 247,608 247,608
Nuclear power MW 12,686 8,539 0 0 0 0 0 0 0 0
Lignite MW 21,111 13,233 6,636 3,061 675) 6,636 2,049 675 0 0
Hard coal MW 26,753| 21,491 15,089 9,968 4,746 15,089 9,968 911 0 0
Natural gas MW 24,908| 36,097| 37,801 35502| 33,506 37,801 42,512 47,426 22,706 9,780
Oil MwW 3,702 964 664 63 0 664 63| 0 0 0
Strategic reserve MW 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
sum fossil 89,160 80,324 60,189 48594 38,927 60,189 54,592 49,012 22,706 9,780
fossil net capacity 75,770 67,560 50,980 41,440 33,187 50,980 41,440 33,187

Storage (turbine power) " MW 4,999 8,072 11,705 15,418| 18,631 14,631 17,131 18,631 18,631 18,631
Storage capacity (total) GWh 30.196 51.469, 68.902 85.164| 101.127 86.127 94.627] 101.127 101.127 101.127
PSH (power output) MW 4,536 6,867 7,848 8,829 9,810 9,810 9,810 9,810 9,810 9,810
CAES (power output) MW 313 365 1,057 1,639 2,321 1,321 1,821 2,321 2,321 2,321
BAT (power output) MW 30 140 400 900 1,500 500 1,000 1,500 1,500 1,500
DSM (power output) MW 120 700| 2,400 4,050 5,000 3,000 4,500 5,000 5,000 5,000
PSH (capacity) GWh 28.708| 47.283| 54.038] 60.792| 67.547 67.547| 67.547| 67.547 67.547 67.547
CAES (capacity) GWh 0.948 1.106| 4.464 7.272] 10.580 5.580 8.080] 10.580 10.580 10.580
BAT (capacity) GWh 0.060 0.280 0.800 0.900 3.000 1.000 1.000]| 3.000 3.000 3.000
DSM (power) GWh 0.480 2.800 9.600] 16.200{ 20.000 12.000] 18.000f 20.000 20.000 20.000
0 Storage capacity in spot market operation

Import capacity MW 15,676| 23,996| 28,476| 32,396| 36,395| | 35,595| 35,995| 36,395| | 36,395| | 80,410|
Export capacity MW 13,272] 21,592] 26,072 29,691] 32,990 32,590] 32,990 32,990 32,990 79,080,

Utilised generation

Utilised fossil capacity MW 74,335 60,209] 49,482| 41,334 33,187 50,189| 41,334 33,139
Utilised hyd bio geo capacity MW 7,697 10,332 11,777| 12,926] 13,820 11,777) 13,124 18,308
Maximum storage generation MW 4,999 8,072 11,705 15,372 18,631 14,631 17,080 18,631 18,631 18,631
Maximum import MW 10,737] 13,876 17,590| 22,266] 25,921 19.473] 24,582 26,466 22,171 41,029

Utilised consumption

Maximum load (inelastic) MW 87,346| 80,788 78,890 81,519| 83,827 78,709| 77,568 76,426 65,731 65,731
Maximum storage consumption |MW 4,573 7,634] 11,090 14,726] 17,862 13,862 16,362 17,862 17,862 17,862
Maximum export MW 13,272 21,592| 26,072 28,756| 30,221 31,626] 30,094 32,990 32,990 70,967
Maximum flexible load MW 0 0 0 0 0 10,000| 20,000 30,000 30,000 30,000
Annual peak load MW 87,346] 83,804 86,441| 93,637| 97,669 93,536 107,163| 120,722 109,234 111,761
Electricity consumption
Net electricity consumption 2 TWh/a 568 528 523 543 560 513 503 493 421 421
- industry own final use TWh/a 30 30 30 30 30 30 20 10 0 0
- hydrogen production TWh/a 0 0 23 65 110 23 65 95 0 0
- e-mobility TWh/a 0 2 10 14 16 0 0 0 0 0
- grid losses TWh/a 30 31 32 33 35 32 33 35 35 35
Flexible loads TWh/a 0 0 0 0 0 45 93| 152 176 153
Storage losses TWh/a 2 2 2 3 3 3 3 4 4 3
sum consumption 570 530 525 546 563 560 599 649 602 578
2 |nelastic demand
Storage generation TWh/a 6| 10| 13| 17| 20| | 16| 20| 22| | 21| | 20|
Storage consumption TWh/a 8 13 15 19 23 18 23| 27 25 24
Import TWh/a 33 40 33 57 79 37 69 62 41 82,
Export TWh/a 31 59 70 66 67 78 74, 116 131 225
Net Export TWh/a -2 19 37 9 -13 41 5 53 90 142
sum consumption + net export 568 549 562 554 550 601 604 703 692 721
Electricity generation
Wind energy (onshore) TWh/a 48.3 81.9 100.6 117.5 132.0 120.7 141.0 186.8 181.8 193.4
Wind energy (offshore) TWh/a 0.7 32.7 89.3 115.0 127.9] 96.2 156.4] 272.2 267.5 280.3]
Solar photovoltaic TWh/a 19.3 451 55.2 59.0 63.5 61.4 70.1 79.8 76.9 82.4
Hydropower TWh/a 23.9 24.8 26.0 26.9 27.5 26.0 26.9 21.8 20.9 26.2
Biomass TWh/a 32.8 52.5 58.7 60.8 60.8 58.7 60.6 48.1 46.5 56.7
Geothermal TWh/a 0.1 2.1 6.9 13.5 20.5] 6.9 15.2] 49.9 48.5 57.7
sum RES generation 1251 239.1 336.7 392.6 432.1 369.9 470.0 658.5 642.1 696.7
[sum RES curtailment [TWh/a 0.00] 0.00] 0.00] 0.19] 0.78] | 0.00] 0.00] 18.07] | 30.66] | 0.83]
[max RES curtailment [Mw of of o 16280 31533] | of 1588 60,506] [ 73,582 [ 56,757|
|RES share [% 22%] 45%] 64%] 72%] 77%] | 66%] 78%]| 101%] | 107%] | 121%]
Nuclear power TWh/a 108 64 0 0 0 0 0 0 0 0
Lignite TWh/a 156 92, 47 20 4 47 17 2 0 0
Hard coal TWh/a 138 120 98 62 26 99 52 12 0 0
Natural gas TWh/a 41 33| 81 79 88 85 65| 30 49 24
Qil TWh/a 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Strategic reserve TWh/a 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
sum fossil generation TWh/a 443 309 225 162 118 231 134 44 49 24
sum national generation TWh/a 568 548 562 555 550 601 604 703 692 720

[CO2-Emissions [Gt 3236] 2085 1545] _ 980] 563 [ 1574 _ 824] _ 222| | 18.8] | 85|
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9.4 Kennzahlen Szenario A-F, A-E und A-N

|l Scenario A-N

Ressource unit [ 2020 2030 2040 2050 | |[__2020 2030 2040 2050 | [ 2030 | 2020 2030 2040 2050
Generation capacity

Wind energy (onshore) MW

Wind energy (offshore) MwW

Solar photovoltaic Mw

Hydropower MW

Biomass MW

Geothermal MW

sum RES MW

Nuclear power MW

Lignite MW

Hard coal MW

Natural gas MwW

Oil Mw

Strategic reserve MW 16,172
sum fossil

fossil net capacity

Storage (turbine power) n Mw
Storage capacity (total) GWh
PSH (power output) MwW
CAES (power output) MwW
BAT (power output) MW
DSM (power output) MW
PSH (capacity) GWh
CAES (capacity) GWh
BAT (capacity) GWh
DSM (power) GWh
" Storage capacity in spot market operation
Import capacity MW | | | | | | | | | | | | | 15,676| 15,676| 15,676| 15,676|
Export capacity MW 13,272 13,272 13,272 13,272
Utilised generation
Utilised fossil capacity Mw
Utilised hyd bio geo capacity MW
Maximum storage generation Mw 8,072 11,705 15,372 18,631 8,072 11,705 15,372 18,631 11,705 8,072 11,705 15,372 18,631
Maximum import MW 16,284 18,173] 24,499| 28,737 14,420 17,926] 20,730 25,847 20,006 11,732 12,054 15,049 15,049
Utilised consumption
Maximum load (inelastic) MW 80,788 78,890 81,519 83,827 80,788| 78,890 81,519] 83,827 78,890 80,788| 78,890 81,519| 83,827
Maximum storage consumption (MW 7,534 11,090 14,726 17,862 7,534 11,090 14,726 17,862 11,090 7,534 11,090 14,726 17,862
Maximum export MW 21,592| 26,072] 27,957| 30,221 21,592 26,072| 29,691 30,631 25,735 13,272 13,272 13,272 13,272
Maximum flexible load MW 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 o) 0 o)
Annual peak load MW 83,692 86,333] 91.466| 98,115 84,669] 87,104| 92,694] 97,845 86,333 85,460| 87,750] 93,450] 99,532
Electricity consumption
Net electricity consumption 2 TWh/a 528 523 543 560 528 523 543 560 523 528 523 543 560

- industry own final use TWh/a 30

- hydrogen production TWh/a 110

- e-mobility TWh/a 16

- grid losses TWh/a 35
Flexible loads TWh/a 0 0 0 0| 0 0| 0 0| 0 0 0 0 0
Storage losses TWh/a 2 2] 2 3| 3 2] 3 3| 2] 2 2] 3 3
sum consumption 530 525 545 563 531 525 546 563 525 530 525 546 563
? Inelastic demand
Storage generation |TWh/a | 9| 12| 17| 20| | 11| 14| 17| 21| | 12| | 10| 13| 17| 20|
Storage consumption TWh/a 12 15 19 23 14 16 20 24 14 13 16 19 23
Import TWh/a 50 42 69 87 39 34 52 70 4§| 31 23 39 53
Export TWh/a 47 51 55 60 72 73 68 64 56 43 47 39 35
Net Export TWh/a -3 9 -15] -26 33 39 15] -6 11] 12 24 0 -19
sum consumption + net export 527 534 531 537 563 565 561 558 536 542 549 546 544
Electricity generation
Wind energy (onshore) TWh/a 81.9 100.6 117.4 132.0 81.9] 100.6 117.4 132.0 100.6 81.9 100.6 117.4 131.5
Wind energy (offshore) TWh/a 327 89.3 115.0 127.9 32.7| 89.3 115.0 127.9 89.3 327 89.3 114.8 127.3
Solar photovoltaic TWh/a 45.1 55.2 58.8 63.5 45.1 55.2 58.9) 63.5 55.2 45.1 55.2 58.9 63.4
Hydropower TWh/a 24.8 26.0 26.9 27.5 24.8 26.0 26.9 27.5 26.0 248 26.0 26.7 26.7
Biomass TWh/a 52.6 58.7 60.9 60.8 52.5] 58.6 60.8 60.8 58.7 52.5 58.5 59.5 58.0
Geothermal TWh/a 21 6.9 13.5 20.5 21 6.9 13.5 20.5 6.9 21 6.9 13.4 20.1
sum RES generation 239.1 336.6 3925 4321 239.1 336.6 3925 4321 336.6 239.1 336.4 390.7 4271
sum RES curtailment [TWha | 0.00] 0.00] 0.20] 0.79] [ 0.00] 0.00] 0.19] 0.82_| [ 0.00] [ 0.00] 0.00] 0.40] 1.91]
max RES curtailment MW 0] o 17,370 29,342| | o] o 16,899 28765 | o] | o 1.172[ 21,653] 38.210|
[RES share [% I 45%] 64%] 72%] 77%) 45%] 64%]| 72%] 77%] | 64%] | 45%] 64%] 72%] 76%]
Nuclear power TWh/a 64 0 0 0| 64| 0| 0 0| 0 64 0 0 0
Lignite TWh/a 92 47 21 4 95 47 22 5| 22 91 45 19 4
Hard coal TWh/a 56 43 22 8| 133 102] 67 32 65 116 91 57 23
Natural gas TWh/a 75 108 95 92 33 78 80 89 113] 32 76 79 89
Qil TWh/a 0 0 0 0| 0 0 0| 0 0| 0 0| 0 0|
Strategic reserve TWh/a 0 0 0 0] 0 0] 0 0] 0 0 0 0 0.342
sum fossil generation TWh/a 288 197 138 104 324 228 169 125 199 303 213 155 17
sum national generation TWh/a 527 534 531 536 563 564 561 557 536 542 549 546 544

[CO2-Emissions [Gt [ 1705]  120.4] 73.1] 440] [ 2215]  157.8  103.0] 616] [ 1148] [ 203.7] 146.4] 93.3] 56.8|
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9.5 Kennzahlen Szenario A-D und A-S

Scenario A-S
Ressource Unit 2020 2030 2020 2030 2050

Generation capacity

Wind energy (onshore) MW

Wind energy (offshore) MW

Solar photovoltaic MW

Hydropower MW

Biomass MW

Geothermal MW

sum RES MW

Nuclear power MW 8,539 0 0

Lignite MwW 13,233 3,061 0

Hard coal MW 17,744 14,171 0

Natural gas MW 20,369 25,562 35,146

Oil MW 664 63 0

Strategic reserve MW 11,541 0 0 0

sum fossil 60,548 42,857 35,146

fossil net capacity

Storage (turbine power) MW

Storage capacity (total) GWh

PSH (power output) MW

CAES (power output) MW

BAT (power output) MW

DSM (power output) MW

PSH (capacity) GWh

CAES (capacity) GWh

BAT (capacity) GWh

DSM (power) GWh

0 Storage capacity in spot market operation

Import capacity MW | | | | | | |

Export capacity MW

Utilised generation

Utilised fossil capacity MW

Utilised hyd bio geo capacity MW

Maximum storage generation MW 8,072 11,705 8,072 11,705 18,631

Maximum import MW 13,580| 17,192 13,881 18,898| 24,131

Utilised consumption

Maximum load (inelastic) MW 88,135 90,017 76,937 73,045 70,317

Maximum storage consumption |MW 7,534 11,090 7,534 11,090 17,862

Maximum export MW 21,592 26,072 21,592 26,072 32,162

Maximum flexible load MW 0 0 5,000f 10,000 20,000

Annual peak load MW 83,868] 89,936] 99,177

Electricity consumption

Net electricity consumption ?  |[TWh/a 575 594 503 480 451
- industry own final use TWh/a 30 20 0
- hydrogen production TWh/a 0 0 0
- e-mobility TWh/a 2 10 0
- grid losses TWh/a 31 32 35

Flexible loads TWh/a 0 0 35 70 139

Storage losses TWh/a 2 3 2 2 3

sum consumption 541 552 593

? Inelastic demand

Storage generation |TWh/a | 10| 14| | 10| 13| 20|

Storage consumption TWhi/a 13 16 12 15 23]

Import TWh/a 39 42 39 51 69

Export TWh/a 64 71 55 54 72,

Net Export TWh/a 26 29 16 3 3

sum consumption + net export 603 626 556 555 596

Electricity generation

Wind energy (onshore) TWhl/a 81.9 100.6 81.9 100.6 1321

Wind energy (offshore) TWh/a 32.7 89.3 32.7 89.3 128.2]

Solar photovoltaic TWh/a 451 55.2 45.1 55.2 63.8

Hydropower TWhl/a 24.8 26.0 24.8 26.0 27.5]

Biomass TWh/a 52.6 58.7 52.6 58.7 60.9

Geothermal TWh/a 2.1 6.9 2.1 6.9 20.5]

sum RES generation 239.1 336.7 239.1 336.7 433.0

[sum RES curtailment [TWhia | 0.00] 0.00] | 0.00] 0.00] 0.00]

[max RES curtailment Mmw 0] 0] | 0f 0] 676]

|[RES share [% | 41%] 56%] | 44%] 61%] 73%]

Nuclear power TWh/a 64 0 64 0 0

Lignite TWh/a 94 47 94 22 0

Hard coal TWh/a 137 104 113 98 0

Natural gas TWhl/a 69 137 46 98 163

Oil TWh/a 0 0 0 0 0

Strategic reserve TWhi/a 0 0.061 0 0 0

sum fossil generation TWhl/a 364 289 317 218 163

sum national generation TWhl/a 603 626 556 555 596

[CO2-Emissions [Gt__ | 237.7] 1853] [ __2082] 1425 _ 584]
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9.6 Erneuerbare Stromerzeugung in Modellregionen (Szenario B)

DE FR AT CH DK Ccz PL LU NL BE SE NO
2030]hydro TWh/a 26 113 32 44 0 9 4 5 0 7 66 117
biomass TWh/a 59 21 0 0 5 0 0 0 0 0 3 0
geothermal [TWh/a 7 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
pv TWh/a 61 26 4 3 1 2 5 0 2 3 0 0
wind on TWh/a 121 84 6 1 15 5 15 1 15 6 13 2
wind off TWh/a 96 26 0 0 11 0 5 0 20 7 5 1
sum RES TWh/a 370 270 42 48 31 16 29 6 38 23 87 120
load TWh/a 513 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123
dsm load TWh/a 45 42 6 5 3 5 13 1 10 8 12 11
share % 66% 52% 57% 76% 81% 24% 18% 75% 30% 25% 57% 90%
wind % 39% 21% 8% 2% 66% 7% 13% 12% 28% 14% 12% 2%
PV % 11% 5% 5% 5% 2% 3% 3% 1% 2% 4% 0% 0%
2040]lhydro TWh/a 26 113 38 46 0 9 4 5 0 7 66 117
biomass TWh/a 59 31 3 0 5 0 0 0 0 0 3 0
geothermal |TWh/a 14 0 0 2 0 0 0 0 0 0 0 0
pv TWh/a 70 47 8 5 3 10 10 0 10 9 0 0
wind on TWh/a 141 137 10 2 15 20 30 2 30 20 25 5
wind off TWh/a 156 70 0 0 15 0 20 0 30 20 15 3
sum RES TWh/a 466 398 59 55 38 39 64 7 70 56 109 125
load TWh/a 503 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123
dsm load TWh/a 93 88 13 11 7 12 27 1 22 16 26 23
share % 78% 70% 74% 80% 90% 52% 37% 80% 50% 55% 66% 86%
wind % 50% 37% 13% 3% 1% 27% 29% 23% 43% 39% 24% 5%
PV % 12% 8% 10% 7% 7% 13% 6% 1% 7% 9% 0% 0%
2050(hydro TWh/a 26 113 45 48 0 9 4 5 0 7 66 117
biomass TWh/a 59 31 5 0 5 0 0 0 0 0 3 0
geothermal |TWh/a 32 0 0 4 0 0 0 0 0 0 0 0
pv TWh/a 80 55 12 10 5 20 25 0 20 15 0 0
wind on TWh/a 187 146 14 4 15 30 40 3 55 40 50 10
wind off TWh/a 272 112 0 0 19 0 50 0 45 30 30 15
sum RES TWh/a 656 457 76 66 43 59 119 8 120 92 149 142
load TWh/a 493 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123
dsm load TWh/a 152 147 21 18 11 19 45 2 36 27 43 38
RES share |% 102% 73% 86% 88% 93% 2% 63% 83% 78% 81% 82% 88%
PV % 12% 9% 14% 14% 10% 24% 13% 1% 13% 13% 0% 0%
wind % 1% 41% 16% 5% 73% 36% 47% 31% 65% 62% 44% 16%
wind on % 29% 23% 16% 5% 32% 36% 21% 31% 36% 35% 28% 6%
wind off % 42% 18% 0% 0% 41% 0% 26% 0% 29% 27% 17% 9%
F-RES share|% 84% 50% 29% 19% 82% 61% 61% 32% 78% 75% 44% 16%
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9.7 Wind und PV Stromerzeugung in Modellregionen (Szenario A)

DE FR AT CH DK Ccz PL LU NL BE SE NO
2050(load TWh/a 560 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123 1,879
PV TWh/a 64 49 12 10 4 2 0 0 8 7 0 0 157
Wind on TWh/a 132 105 9 4 15 2 13 0 17 7 13 2 318
Wind off TWh/a 128 39 0 0 19 0 3 0 23 10 1 1 224
PV % 1% 10% 17% 18% 13% 4% 0% 1% 7% 9% 0% 0% 8%
Wind on % 24% 22% 14% 7% 1% 3% 9% 3% 14% 8% 9% 2% 17%
Wind off % 23% 8% 0% 0% 54% 0% 2% 0% 19% 12% 0% 1% 12%
Wind % 47% 30% 14% 7% 95% 3% 1% 3% 33% 19% 10% 2% 29%
F-RES % 58% 40% 31% 25% 108% 6% 12% 5% 40% 28% 10% 2% 37%
RES % 79% 1% 105% 114% 122% 21% 15% 72% 40% 36% 59% 98% 68%
2040|load TWh/a 543 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123 1,863
PV TWh/a 59 36 7 6 3 2 0 0 8 7 0 0 130
Wind on TWh/a 117 86 7 3 15 2 13 0 15 6 13 2 279
Wind off TWh/a 115 33 0 0 13 0 3 0 23 10 1 1 198
PV % 11% 8% 11% 11% 9% 4% 0% 1% 7% 8% 0% 0% 7%
Wind on % 22% 18% 1% 5% 1% 3% 9% 3% 13% 6% 9% 2% 15%
Wind off % 21% 7% 0% 0% 37% 0% 2% 0% 19% 12% 0% 1% 11%
Wind % 43% 25% 1% 5% 79% 3% 1% 3% 32% 18% 10% 2% 26%
F-RES % 54% 33% 22% 15% 88% 6% 12% 5% 39% 26% 10% 2% 33%
RES % 72% 63% 83% 98% 102% 21% 15% 72% 39% 35% 59% 98% 62%
2030|load TWh/a 523 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123 1,843
PV TWh/a 55 22 1 3 1 2 0 0 2 3 0 0 91
Wind on TWh/a 101 67 6 1 15 2 13 0 15 6 13 2 241
Wind off TWh/a 89 26 0 0 11 0 2 0 20 7 1 1 157
PV % 11% 5% 2% 5% 2% 4% 0% 1% 2% 4% 0% 0% 5%
Wind on % 19% 14% 9% 2% 1% 3% 9% 3% 13% 6% 9% 2% 13%
Wind off % 17% 5% 0% 0% 30% 0% 1% 0% 17% 8% 0% 1% 8%
Wind % 36% 20% 9% 2% 72% 3% 10% 3% 30% 15% 10% 2% 22%
F-RES % 47% 24% 1% 7% 74% 6% 1% 5% 32% 19% 10% 2% 26%
RES % 64% 52% 59% 83% 88% 21% 13% 72% 32% 27% 59% 97% 55%
2020|load TWh/a 528 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123 1,847
PV TWh/a 45 6 0 1 0 2 0 0 1 2 0 0 57
Wind on TWh/a 82 39 5 1 13 1 13 0 14 5 12 1 187
Wind off TWh/a 33 20 0 0 5 0 2 0 19 7 1 1 85
PV % 9% 1% 0% 1% 0% 4% 0% 1% 1% 2% 0% 0% 3%
Wind on % 16% 8% 7% 1% 37% 2% 9% 3% 12% 6% 9% 1% 10%
Wind off % 6% 4% 0% 0% 13% 0% 1% 0% 16% 8% 0% 0% 5%
Wind % 22% 12% 7% 1% 51% 2% 10% 3% 28% 13% 9% 2% 15%
F-RES % 30% 14% 8% 2% 51% 6% 10% 5% 29% 16% 9% 2% 18%
2011|load TWh/a 568 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123 1,888
PV TWh/a 19 3 0 0 0 2 0 0 0 2 0 0 26
Wind on TWh/a 48 12 2 0 10 0 3 0 5 2 6 1 91
Wind off TWh/a 1 0 0 0 3 0 0 0 1 1 1 0 [
PV % 3% 1% 0% 0% 0% 3% 0% 0% 0% 2% 0% 0% 1%
Wind on % 9% 3% 3% 0% 28% 1% 2% 1% 4% 2% 4% 1% 5%
Wind off % 0% 0% 0% 0% 9% 0% 0% 0% 1% 1% 0% 0% 0%
Wind % 9% 3% 3% 0% 37% 1% 2% 1% 5% 3% 5% 1% 5%
F-RES % 12% 3% 3% 0% 37% 4% 2% 1% 5% 5% 5% 1% 7%
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