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Kapitel 1 Seite 1

1 Zusammenfassung

Problemaufriss

Im Rahmen der aktuellen Debatte um die Einfihrung eines Kapazitadtsmarktes in Deutsch-
land* besteht zwischen den involvierten Akteuren aus Wissenschaft, Politik und Energiewirt-
schaft tiberwiegend 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 je-
doch in der 6ffentlichen Diskussion kontroverse Ansichten.

Wahrend die Kritiker insbesondere das ,Missing-Money-Problem” in Kombination mit dem
~Merit-Order-Effekt* (MOE) als Argumente flr zukinftiges Marktversagen anfiihren, 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. Darlber hinaus gibt es noch Versuche, die Funktionsfahigkeit des EOM
mit empirischen Untersuchungen zu bestétigen 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
konnen 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 modellgestitzten Szenarioanalyse,
einen Beitrag leisten. Im Zentrum der Betrachtung steht dabei die Anreizwirkung verschiede-
ner Einflusse auf Investitionen in neue Erzeugungskapazitdt im zukulnftigen deutschen
Strommarkt®. In Ergénzung zu bisherigen Arbeiten ist neben dem Einfluss erneuerbarer
Energien (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.

Vorgehensweise

Fur diesen Zweck wurde das Strommarktmodell REMO* entwickelt, das den deutschen
Kraftwerkspark und den der angrenzenden Marktgebiete im ENTSO-E Netzverbund abbildet.
Neben dem Kraftwerkseinsatz kann mit einer weiteren Modellversion (REMO-Invest) die kos-
tenoptimale Investition in neue Kraftwerke berechnet werden.

Maogliche Entwicklungen der Rahmenparameter des zukinftigen Stromsystems werden uber
eine Szenarioanalyse dargestellt. Die definierten Szenarien enthalten aufeinander abge-
stimmte Entwicklungspfade zahlreicher Eingangsdaten, wie beispielsweise die installierte

! Die Debatte um Kapazitatsmarkte einschlie3lich der Argumente von Befiirwortern und Kritikern eines solchen
Mechanismus, werden ausfihrlich in Kapitel 2.2 behandelt.

2 GroRhandelsmarkte fur Strom, an denen ausschlieRlich Energiemengen gehandelt werden und keine separate
Vergiitung fiir die Bereitstellung von Leistung erfolgt, werden tblicherweise als ,Energy-Only-Markte" bezeichnet.

% Es werden in der vorliegenden Arbeit ausschliel3lich Investitionsanreize aus den Preissignalen des Energy-Only-
Marktes untersucht. Andere Marktsegmente, auf denen potenzielle Investoren zuséatzliche Ertrdge generieren
kénnten (z.B. Regelenergiemarkt, Warmemarkt fir KWK-Anlagen, etc.) sind nicht Bestandteil der Untersuchung.

* Renewable Electricity Market Optimisation Model (Modellbeschreibung in Kapitel 4)
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Leistung der jeweiligen erneuerbaren Erzeugungstechnologien oder die Entwicklung der
Stromnachfrage etc. Dabei dient die Szenarioanalyse vor allem der Untersuchung der Sensi-
tivitaten 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. Dafir wird das operative Betriebsergebnis (Erl6-
se aus der Stromvermarktung abziglich der Betriebskosten) mit den jahrlichen Fixkosten der
Anlagen verglichen, welche sich aus Literaturwerten zu Investitionskosten, gewichteten Kapi-
talkosten (WACC), Kosten fur 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.

Zentrale Ergebnisse

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

Demgegenuber zeigen die Ergebnisse anderer Szenarien, dass bei einer Konsolidierung des
Kraftwerksparks und einer damit einhergehenden, wachsenden Kapazitatsknappheit tatséch-
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 fir 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 fur neue Erzeugungskapazitat untersucht. Die Simulationen unterstit-
zen die theoretischen Erkenntnisse, dass ein angepasster Kraftwerkspark die Wirkung des
MOE abschwéacht 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 fir neue,
flexible Gaskraftwerke.

Rahmenbedingungen fir angemessene Investitionsanreize

Fur alle simulierten Szenarien, bei denen sich Kapazitatsknappheit ergibt, stellt sich die Fra-
ge, unter welchen Bedingungen ausreichend Investitionsanreize fir neue Erzeugungskapazi-
tat entstehen kénnen, bevor die Kapazitat so knapp wird, dass unerwiinschte Rationierungen
oder Teilabschaltungen von Verbrauchern die Folge waren. Erstens missen daftr im EOM
bereits ausreichend viele oder hohe Knappheitspreise entstehen kdénnen, bevor die verblei-

® Die Methode zur Berechnung der Investitionsanreize fir die exemplarischen Erzeugungsanlagen wird in Kapitel
3.3 vorgestellt. Im Fokus der Betrachtung standen dafiir ausgewahlte Windparks und PV-Systeme als fluktuieren-
de erneuerbare Anlagen bzw. Kohle- und Gaskraftwerke als konventionelle Erzeugungskapazitaten.
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bende Erzeugungskapazitat (reserve margin) vollstandig ausgereizt ist. Zweitens muissen
dafur die Flexibilitatsoptionen im System ausreichen, damit der dargebotsabhéangige Erzeu-
gungsanteil ins System integriert werden kann, ohne dass der MOE eine zu starke preis-
dampfende Wirkung entfaltet.

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

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

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

Kopplung von européischen Marktgebieten zur Verstetigung der residualen Last

Zur Abschwéchung des MOE wurden in unterschiedlichen Szenarien insbesondere die fol-
genden simulierten Bedingungen als relevant identifiziert:

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

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

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

0 Kopplung europaischer Marktgebiete zum stochastischen Ausgleich fluktuierender
erneuerbarer Erzeugung

0 Zubau an Stromspeichern und Ausnutzung der Potenziale an verschiebbaren Lasten

0 Anstieg der Preise fiir Emissionszertifikate

Herausforderungen in der Ubergangsphase

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 grofe Herausforderungen hin-
sichtlich der rechtzeitigen Erfiillung der benétigten 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
groRen Bestands an Grundlastkraftwerken kann der MOE zunachst eine starke Wirkung ent-
falten, wodurch im néchsten 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 flr Emissionszertifikate und den niedrigen Anreizen fir die Entwicklung
von Systemflexibilitdt. Auch die europaische 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 fur die Versorgungssicherheit kommen kann, auch wenn in der langer-
fristigen Perspektive die Funktionsfahigkeit des EOM relativ wahrscheinlich ist.

AulRerdem zeigen die Ergebnisse der Szenarioanalyse, dass Investitionen in neue Kapazitat
nur angereizt werden, wenn Knappheit besteht. Folglich werden nur so viele Kraftwerke zu-
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gebaut, bis keine Knappheit mehr vorliegt. Uberkapazitaten werden dadurch jedoch nicht
aufgebaut. Der Einsatz von sonst ungenutzten Kapazitdaten (Reservekapazitat) kann aller-
dings fur die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit bei sehr seltenen Ereignissen oder
sehr langen Zyklusschwankungen (z.B. extreme Winter, sehr schwache Windjahre, Konjunk-
turschwankungen, etc.) von grof3er Bedeutung sein.

Sowohl fiir das voriibergehende Risiko von Unterinvestitionen in der Ubergangsphase, als
auch fur das langfristige Risiko von extremen Ereignissen werden Kapazitaten oder Flexibili-
tatsoptionen bendtigt, die mit hoher Wahrscheinlichkeit nur sehr geringe Einsatzstunden ha-
ben werden und sich deshalb (zumindest bei Bestehen eines Price Caps) nicht Uber den
EOM refinanzieren kdnnen. Aus dieser Erkenntnis lasst sich der Bedarf fur einen unterstit-
zenden Mechanismus ableiten, der die Fixkostendeckung der erforderlichen Reservekapazi-
taten oder Lastabwurfmanahmen ermdoglicht. Ein geeignetes Instrument kdnnte hier bei-
spielsweise eine strategische Reserve sein.

Marktfahigkeit erneuerbarer Energien

Grundsétzlich sind fiir die Marktfahigkeit® von dargebotsabhangigen erneuerbaren Stromer-
zeugungsanlagen ahnliche Bedingungen relevant wie fur die Wirtschaftlichkeit von konventi-
onellen Erzeugungsanlagen. Allerdings stehen hier vor allem die erforderliche Systemflexibi-
litat zur Verminderung des MOE und der Anstieg der Preise fur 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 europdischen Stromversorgungssystem beeinflusst. Neben den
Bedingungen, die den Marktwert der erneuerbaren Erzeugung beeinflussen, ist insbesonde-
re die angenommene Kostendegression fir 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 fir 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,

® Als Marktfahigkeit wird hier der Zustand verstanden, bei dem die Einnahmen aus dem Verkauf von dargebots-
abhéangigem erneuerbar erzeugtem Strom zu Marktpreis ausreichen um Vollkostendeckung zu gewéahrleisten. Bei
Marktfahigkeit werden zur Refinanzierung der Anlagen keine weiteren Einnahmen aus direkten oder indirekten
FordermaRnahmen mehr benétigt.

" Zu ahnlichen Ergebnissen bei einer vergleichbaren modellbasierten Szenarioanalyse kommen enervis und BET
in ihrem Gutachten ,Ein zukunftsfahiges Energiemarktdesign fur Deutschland” fur 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 Marktpramie also auch erwirtschaftet werden, wenn konventio-
nelle Uberkapazitaten im Markt Knappheitspreise am EOM unterbinden.
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nur dann ein Zubau erfolgt, wenn die Erzeugungskapazitat im gesamten System aller ge-
koppelten Marktgebiete knapp wird.

MalRnahmen zur Beeinflussung der Rahmenbedingungen

In Summe resultiert aus den Ergebnissen der Modellsimulationen, dass der EOM auch bei
hohen Anteilen erneuerbarer Stromerzeugung effizient sein kann. Allerdings héngt die Effizi-
enz stark von bestimmten Rahmenbedingungen ab. Deshalb ist die zentrale Forschungsfra-
ge nach der langfristigen Funktionsfahigkeit des EOM vielmehr eine Frage nach der Entwick-
lung und der Mdoglichkeit zur Beeinflussung dieser Rahmenbedingungen. Insbesondere in
der Ubergangsphase konnten sich relevante Bedingungen erst verzogert einstellen, so dass
ggf. frihzeitig Handlungsbedarf fir regulatorische Maf3nahmen besteht.

(0]

Von zentraler Bedeutung sind dabei vor allem MalRnahmen, die die Flexibilitdt der
Nachfrage und der Erzeugung erhdhen. Diese Mal3Bhahmen sind notwendig, damit ei-
nerseits ausreichend Preisspitzen bei Kapazitatsknappheit entstehen kénnen und
andererseits die Wirkung des MOE abgeschwécht® wird. Wahrend auf der Nachfra-
geseite in kurzfristiger Perspektive besonders die Ausnutzung der Potenziale zur Ab-
schaltung oder Verlagerung von Lasten bei Knappheit von Interesse sind, wird in
langfristiger Perspektive vor allem der Integration der Sektoren Warme und Verkehr
grol3es Flexibilisierungspotenzial zugesprochen. Allerdings erfordert die Umsetzung
von Fordermalinahmen flr Flexibilitatsoptionen eine sorgféaltige Analyse und Priori-
sierung beztglich der jeweiligen technischen Eigenschaften, der Kosten und der Wir-
kungen auf das System.

Eine konsequente Weiterfuhrung der Aktivitdten im Rahmen der EU-Binnenmarkt-
integration'® zur besseren Kopplung der Strommérkte und eine Abstimmung bei der
Weiterentwicklung des Strommarktdesigns bringt deutliche Effizienzgewinne hinsicht-
lich der Versorgungssicherheit und der Integration der erneuerbaren Energien mit
sich. Die Marktintegration ist damit ein elementarer Treiber fur die langfristige Funkti-
onsfahigkeit des EOM mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien.

Sowohl fur die Entstehung von Knappheitspreisen als auch fur die Erhéhung der Ver-
sorgungssicherheit kann es besonders in der Ubergangsphase sinnvoll sein, die be-
reits bestehende Netzreserve der Bundesnetzagentur (BNetzA) zu einer strategi-
schen Reserve weiterzuentwickeln.

Zur langfristigen Verbesserung der Marktfahigkeit von dargebotsabhéngiger erneuer-
barer Stromerzeugung sind neben den MaRRhahmen, welche die Wirkung des MOE
abschwachen und der europdischen Marktintegration, vor allem MalRhahmen rele-
vant, die das Preisniveau fir Emissionsrechte im europaischen Emissionshandel
deutlich anheben.

Alle identifizierten MalBhahmen, die dazu beitragen, dass die Funktionsfahigkeit des
EOM langfristig auch bei hohen Anteilen erneuerbarer Energien gewahrleistet ist,
dienen grundsatzlich auch zur Verbesserung der Effizienz eines erweiterten Marktde-
signs (z.B. mit Kapazitadtsmarkten). Die Fortfuhrung und Weiterentwicklung von Aktivi-

° Im Falle einer zu starken Wirkung des MOE koénnen die Vollkosten der Stromerzeugung nicht Uber den EOM
refinanziert werden. Fir die Funktionsféahigkeit des EOM ist es daher erforderlich, dass sich langfristig das Strom-
preisniveau oberhalb der durchschnittichen Stromgestehungskosten einpendelt. Die Wirkung des MOE wird
ausflhrlich in Kapitel 2.2.3 diskutiert.

1% vergleiche dazu Kapitel 2.1
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Fazit

taten zur Flexibilisierung des Stromsystems, einschlieBlich der EU-Binnenmarkt-
integration im Elektrizitatssektor, ist deshalb aus energiepolitischer Sicht sinnvaoll,
auch wenn noch keine endgultige Entscheidung Uber die Ausgestaltung des deut-
schen bzw. europdischen Strommarktdesigns getroffen wurde (No-regret-
Mafnahmen).

Der Energy-Only-Markt ist auch unter dem Einfluss wachsender Anteile erneuerbarer Ener-
gien langfristig in der Lage, neue Erzeugungskapazitat anzureizen, sofern bestimmte Rah-
menbedingungen erfillt sind. Daflr konnten in den Modellsimulationen die folgenden Rah-
menbedingungen als elementar identifiziert werden:

o

Flexibilisierung der Nachfrage und der Erzeugung als Voraussetzung fur die Entste-
hung von Knappheitspreisen einerseits und zur Abschwéchung des Merit-Order-
Effekts andererseits.

Eine technisch und organisatorisch weiterentwickelte Integration der européischen
Strommarkte zum stochastischen Ausgleich von Erzeugung und Nachfrage.

Ein Anstieg der Emissionszertifikatspreise auf ein Niveau, das Investitionen in Klima-
schutzmalRnahmen wieder attraktiv macht und damit die Wettbewerbsfahigkeit der
erneuerbaren Energien starkt.
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2 Hintergrund und Motivation

2.1 Der Stromgrofhandel und seine Funktion

Da der deutsche Strommarkt der zentrale Untersuchungsgegenstand der vorliegenden Arbeit
ist, sollen einfihrend wichtige Aspekte der Funktionsweise und Aufgabe erlautert werden.

Im Rahmen der européischen Bestrebungen zur Etablierung eines liberalisierten Elektrizi-
tatsbinnenmarktes wurde 1998 mit der Novelle des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG
1998) die Umsetzung der EU-Richtlinie (Richtlinie 96/92/EG 1996) in nationales Recht voll-
zogen. Damit war die rechtliche Grundlage geschaffen, den bis dahin als natirliches Mono-
pol anerkannten und auf Versorgungssicherheit ausgerichteten Strommarkt schrittweise fir
den Wettbewerb zu 6ffnen (Borchert et al. 2006). Innerhalb der Wertschdpfungskette des
Strommarktes (Abbildung 2-1) wurden dabei insbesondere die Teilmarkte Stromerzeugung,
Stromhandel und Stromvertrieb als geeignete Wettbewerbsmarkte identifiziert. Die netzge-
bundene Ubertragung und Verteilung von Strom ist hingegen aufgrund der natirlichen Mo-
nopoleigenschaften'* dauerhaft ein stark regulierter Teilmarkt geblieben (Bundeskartellamt
2011).

Regulierter Netzbereich

Erzeugung Handel Ubertragung Verteilung Vertrieb

Wettbewerb Wettbewerb

Abbildung 2-1: Wertschépfungsstufen des Strommarktes
(Quelle: Eigene Darstellung nach (Allelein et al. 2010))

Mit der Einfihrung von mehr Wettbewerb im Stromgrof3handel und im Endkundenvertrieb
sollten durch den Liberalisierungsprozess vor allem Effizienzgewinne, wettbewerbsfahige
Preise und hohere Dienstleistungsstandards erzielt werden (Richtlinie 2009/72/EG 2009).
Der Prozess ist jedoch bis heute, auch nach Inkrafttreten des 3. EU-Binnenmarktpakets im
September 2009, noch nicht vollstandig abgeschlossen. Wahrend die Sektoruntersuchung
des Bundeskartellamtes (2011) zum Ergebnis kommt, dass die Wettbewerbssituation auf
dem deutschen Strommarkt immer noch unbefriedigend ist, zeigt die Analyse der Monopol-
kommission in ihrem Sondergutachten Energie (2013), dass sich die Einflisse der Akteure
inzwischen so verschoben haben, dass die groRen Energieversorger im Moment nicht mehr
Uber individuelle Marktmacht verfigen.

Zu Beginn der Liberalisierung beherrschte zunachst der bilaterale Handel (Over-The-Counter
bzw. OTC-Handel) den Stromgrof3handelsmarkt. Doch mit der Zeit nahm die Zahl der Han-
delspartner zu und es etablierten sich Intermediare (Broker, Borsen). In der Folge entstan-
den anonymisierte, zentrale Handelsplattformen (Ockenfels et al. 2008; Borchert et al. 2006).

™ Da bei der Ubertragung und Verteilung von Strom eine Netzinfrastruktur benétigt wird und die Kosten hierfir
subadditiv sind, also das Gut von einem Unternehmen kostengtinstiger bereitgestellt werden kann als durch meh-
rere Unternehmen gemeinsam, liegt hier ein natirliches Monopol vor (Wawer 2007).
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Dieser Trend hin zum anonymisierten Borsenhandel fuhrt sich bis heute fort. Im Jahr 2012
betrug das Handelsvolumen des Day-Ahead Spotmarktes an der Strombdrse EPEX Spot fir
das Marktgebiet DE/AT etwa 245 TWh (EPEX Spot 2013a). Damit wird inzwischen mehr als
ein Drittel des Stromverbrauchs in den Marktgebieten Deutschland und Osterreich tiber die
taglich stattfindende Stundenauktion des Day-Ahead Spotmarktes gehandelt. Der Intraday-
Handel macht hingegen mit etwa 16 TWh (EPEX Spot 2013a) im gleichen Marktgebiet bisher
nur einen kleinen Teil des Marktvolumens aus. Der berwiegende Teil des Stromhandels
wird jedoch weiterhin tber den langfristigen OTC-Handel abgewickelt.

Eine schematische Ubersicht der unterschiedlichen Vertriebswege im deutschen StromgrofR3-
handel™ ist in Abbildung 2-2 dargestellt. Eine Unterscheidung kann vor allem beziiglich des
Verkaufszeitpunktes, der Abwicklungsmodalitdten, der notwendigen Flexibilitdt der Erzeu-
gung oder nach dem zugrundeliegenden Preismechanismus getroffen werden (Bundeskar-
tellamt 2011).

Stromvertriebswege
Grof3handel Systemdienstleistung
Borse AuRerbdrslicher Handel (OTC) Regelenergie
Terminmarkt Spotmarkt Terminmarkt )
) ) i _ Sonstige

- Futures /Optionen - physische Erfullung - Forwards/Optionen/ strukturierte Systemdienstleistungen

- berwiegend Produkte
finanzielle Erfillung - finanzielle und physische Erfiillung (z.B. Verlustenergie)

Day-Ahead-Handel

- Stundenauktionen

Intraday-Handel

- kontinuierlicher Handel

Abbildung 2-2: Stromvertriebswege im deutschen StromgrofRhandel

(Quelle: eigene Darstellung nach (Bundeskartellamt 2011))

Fur einen Stromerzeuger ist es grundsatzlich méglich, tber alle in Abbildung 2-2 dargestell-
ten Vertriebswege Deckungsbeitrdge zu erwirtschaften. In der Praxis ist damit die Summe
der erzielbaren Ertrage uber alle Vertriebswege fur die Beurteilung von Investitionsanreizen
in neue Erzeugungskapazitat relevant. In der vorliegenden modellbasierten Untersuchung
liegt der Fokus jedoch ausschlie3lich auf den Erldsen aus dem Borsenhandel am Spotmarkt.
Diese Vereinfachung wird damit begrindet, dass zum einen die Ertrdge aus dem Sys-
temdienstleistungsmarkt aufgrund des geringen Marktvolumens nur ein ,add-on“ darstellen
(Achner et al. 2011; Gatzen 2008) und sich nicht zuverlassig modellieren lassen (Elberg et
al. 2012), und zum anderen, dass die Strompreise des Borsenhandels am Spotmarkt (Day

2 pa im deutschen StromgroRBhandelsmarkt (Spot- und Terminmarkt) ausschlieRlich Energiemengen gehandelt
werden, wird der Strommarkt in der heutigen Ausgestaltung auch haufig als ,Energy-Only-Markt* (EOM) bezeich-
net. Eine Ausnahme bildet hier der Regelleistungsmarkt, auf dem eine zweiteilige Preisstellung (Arbeitspreis und
Leistungspreis) erfolgt und damit auch die Bereitstellung von Leistung vergiitet wird.
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Ahead) 6konomisch als Referenzpreis fur den restlichen Strommarkt dienen (Ockenfels et al.
2008)*,

Aufgrund dieser Referenzpreiswirkung kann in einem Strommarktmodell mit dem Preisfin-
dungsmechanismus des Spotmarktes der gesamte Grof3handelsmarkt fir Strom abgebildet
werden (Mirbach 2009). Damit trifft in der Simulation des jeweiligen Marktgebiets das gesam-
te Angebot auf die gesamte Nachfrage (d.h. alle Erzeugungseinheiten werden zur Deckung
der Gesamtnachfrage herangezogen) und der daraus resultierende Preis ist der Referenz-
punkt fur den gesamten Strommarkt.

Der Spothandel auf zentralen Plattformen ist in den europdischen Marktgebieten als Bor-
senmodell organisiert'® und beinhaltet tiblicherweise die Durchfiihrung einer zentralen Aukti-
on am Vortag (Day-Ahead). Zusatzlich findet h&aufig ein kontinuierlicher Handel (Intraday) am
Tag der Erflllung statt und dient zum Ausgleich von Prognoseabweichungen oder Fahr-
plananderungen. An der jeweiligen Borse regeln Kontraktspezifikationen weitere Details tber
den Handel. Beispielsweise definiert die European Power Exchange in den ,Operational
Rules” fur den Day-Ahead Handel im deutschen Marktgebiet unter anderem die folgenden
Kontraktspezifika (EPEX Spot 2010):

o0 Handelsverfahren: tagliche Auktion

o0 Handelbare Kontrakte: Stromstundenkontrakte

0 SchlieBung Orderbuch: Taglich um 12:00 Uhr

0 Mindest- und Maximalpreise: -3000 EUR/+3000 EUR

0 Preisangaben: in EUR/MWh mit einer Nachkommastelle

0 Mengenangaben: in MW mit einer Nachkommastelle

o0 Vordefinierte Blockgebote: Baseload (Stunde 1-24), Peakload (Stunde 9-20) etc.

Zur Preisfindung fur den Day-Ahead Handel wird an der EPEX Spot (EPEX Spot 2010) fur
jedes Marktgebiet taglich eine geschlossene, anonyme Einheitspreisauktion durchgefihrt.
Dafur werden die Gebote (Kauf- und Verkaufsauftrage) der Borsenteilnehmer bis zur Schlie-
Bung des Orderbuchs gesammelt, nach Preislimit sortiert und zu einer Gesamtangebots- und
Nachfragekurve aggregiert. Anschlie3end wird der sogenannte MarktrAumungspreis fur jede
gehandelte Stunde durch den Schnittpunkt beider Kurven festgestellt (Abbildung 2-3). Zu
diesem Marktraumungspreis werden alle Geschafte ausgefihrt, sofern sie mit ihrem Preisli-
mit oberhalb (Kaufauftrag) oder unterhalb (Verkaufsauftrag) des Marktraumungspreises lie-
gen bzw. diesem entsprechen.

In Wettbewerbsmarkten bieten Stromerzeuger grundsatzlich mit Grenzkosten (Kosten die fir
die Erzeugung einer zusatzlichen Einheit anfallen) oder mit Opportunitatskosten (Schatten-
preise, die beispielsweise Erlose auf anderen Markten oder zu einem anderen Zeitpunkt

13 Da Akteure auRerhalb des Bérsenhandels (OTC) oder im Terminhandel jederzeit die Mdglichkeit zur Arbitrage
haben, wird sich kein Akteur schlechter stellen als bei einem entsprechenden Geschéaft am Spotmarkt. Es besteht
damit keine systematische Preisdifferenz zwischen den verschiedenen Markten im Stromgrohandel (Ockenfels
et al. 2008).

!4 Die Alternative zum dezentralen und nicht verpflichtenden Borsenmodell ist das obligatorische zentral organi-
sierte Poolmodell. Dabei wird der gesamte Kraftwerkseinsatz unter Beriicksichtigung von Netzrestriktionen und
den komplexen Kostenstrukturen der Erzeugung optimiert. Das Poolmodell findet beispielsweise im PJM-
Marktgebiet in den USA Anwendung (Stoft 2002; Ockenfels et al. 2008).
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bzw. zusatzliche Kosten reflektieren) in den Markt. Fixe Kosten (wie beispielsweise Investiti-
ons- oder Personalkosten) werden 6konomisch als ,sunk costs” betrachtet und spielen in der
kurzfristigen Kraftwerkseinsatzentscheidung keine Rolle. Liegt der Marktraumungspreis Gber
den Grenzkosten der jeweiligen Erzeugungseinheit, kann der Anlagenbetreiber einen positi-
ven Deckungsbeitrag (inframarginale Rente) erwirtschaften und damit einen Teil seiner Fix-
kosten decken.

=
S
g3
£3 Nachfrage
=
= Angebot
Marktraumungspreis
Ll B
Inframarginale Rente ,—l
q Menge [MWh]

Abbildung 2-3: Feststellung des MarktrAumungspreises im Marktgleichgewicht

(Quelle: eigene Darstellung nach Jachmann (2012))

Entstehen die MarktrAumungspreise unter der Bedingung von vollstdndigem Wettbewerb, so
ergibt sich ein kurzfristig und langfristig effizientes Marktgleichgewicht'® (Stoft 2002). Dies
bedeutet, dass der wettbewerbliche Strommarkt seiner Funktion gerecht wird, einerseits
kurzfristig den kostenoptimalen Kraftwerkseinsatz zu koordinieren und andererseits langfris-
tig ausreichend Investitionen in neue Erzeugungskapazitat anzureizen.

Da reale Strommarkte einige Besonderheiten aufweisen, kann das Marktergebnis in der Pra-
xis hinsichtlich kurzfristiger und langfristiger Effizienz deutlich von dem in der Theorie abwei-
chen. Zu diesen Besonderheiten zéhlen vor allem die physikalischen Eigenschaften des Gu-
tes Elektrizitat: Nichtspeicherbarkeit™®, Leitungsgebundenheit und geringe Substituierbarkeit
(Weber 2006). In der Folge kann die Stromerzeugung nicht zeitlich vom Verbrauch entkop-
pelt werden und es entstehen Preisvolatilitaten, die die fundamental beeinflussten zyklischen
Preisschwankungen (durch Last, Kraftwerksverfiigbarkeit, Temperatur, Windangebot, Strah-
lungsangebot, Niederschlag, etc.) tberlagern (Borchert et al. 2006).

Zudem wird das 6konomische Konzept vom effizienten Marktgleichgewicht bei vollstandigem
Wettbewerb auf dem realen Strommarkt insbesondere durch die folgenden Ursachen ge-
stort:

o Kurzfristig preisunelastische Nachfrage

!5 Ein solches, aus 6konomischer Sicht effizientes Marktergebnis bedeutet jedoch nicht zwingend, dass eine In-
ternalisierung externer Kosten (Krewitt and Schlomann 2006) stattfindet bzw. Kriterien einer nachhaltigen Strom-
versorgung (SRU 2011) angewendet werden. Solche umweltdkonomischen Ansétze fallen jedoch nicht in den
Betrachtungsbereich der vorliegenden Arbeit und werden daher (mit Ausnahme der Beriicksichtigung von CO»-
Preisen) in der Untersuchung nicht weiter verfolgt.

8 Mit etwa 40 GWh steht im deutschen Marktgebiet eine sehr geringe Pumpspeicherkapazitat zur Verfigung. Zu
Spitzenlastzeiten wird in Deutschland bereits in einer Stunde die doppelte Energiemenge verbraucht.
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o0 Nichtstetige Erzeugungskostenkurven
o Oligopolstruktur

o0 Asymmetrische Information

0 Markteintrittsbarrieren

Da ein groRer Teil der Endkundennachfrage aufgrund von Tarifstrukturen und fehlenden
Steuer-/Messeinrichtungen nicht auf Preissignale des Stromgrof3handels reagiert und damit
die Last bei Knappheit auch nur in geringem Mal3e zeitlich verschoben werden kann, wird in
der energiewirtschaftlichen Literatur haufig eine vollstandig unelastische Nachfrage unter-
stellt. Da in diesem Fall die Stromhandler auch nichts tber die kurzfristige Zahlungsbereit-
schaft eines groRRen Teils der Endkunden wissen, besteht eine Informationsasymmetrie,
die das Erreichen des effizienten Marktgleichgewichts verhindert (Stoft 2002). Zudem kon-
nen bei einer absolut unelastischen Nachfrage keine nachfrageinduzierten Knappheitspreise
entstehen, was den Anreiz zur Investition in neue Erzeugungskapazitat verringert und damit
zu langfristiger Ineffizienz fuhren kann (Kapitel 2.2.2). Es existiert auf dem Strommarkt je-
doch ein erhebliches Potenzial fiir die Nachfrageflexibilisierung (Borchert et al. 2008), was in
Untersuchungen mit Blick in die Zukunft berticksichtigt werden muss.

Technische Restriktionen im Betrieb von Kraftwerken (Anfahrvorgdnge, Stillstandszeiten,
Teillastverhalten, etc.) fihren in der Praxis dazu, dass die aggregierte Produktionskosten-
kurve keinen gleichmaRig konvexen Verlauf annimmt, sondern teilweise nichtstetige Sprin-
ge beinhaltet. Die dadurch entstehenden Ineffizienzen kdnnen jedoch beispielsweise durch
Blockgebote in einer Day-Ahead Auktion vermindert werden.

Die gro3en vier Energieversorger in Deutschland nehmen in Summe mit mehr als 68% (Mo-
nopolkommission 2013; bpb 2013; Willems et al. 2009) der konventionellen Erzeugungsleis-
tung eine marktbeherrschende Stellung ein. Aufgrund dieser Oligopolstruktur liegt die Ver-
mutung nahe, dass diese Unternehmen nicht zwingend als Preisnehmer agieren mussen.
Die Mdglichkeit zur Austibung von Marktmacht wird zudem durch die geringe kurzfristige
Nachfrageelastizitat begunstigt (von Hirschhausen et al. 2007). Ein eindeutiger Nachweis
von Marktmachtmissbrauch gestaltet sich jedoch &uRerst schwierig, da sachliche Griinde®’
fur die Kapazitatszurtickhaltung fir Dritte kaum von strategischen Griinden zu unterscheiden
sind (Ockenfels 2007; Bundeskartellamt 2011). Daher kommt auch das Bundeskartellamt in
seiner Sektoranalyse Stromerzeugung/Stromgrof3handel trotz einer fundierten Untersuchung
von strategischem Verhalten zum Schluss, dass nicht abschlieRend beurteilt werden kann,
ob tatsachlich missbrauchliche Kapazitatszurtickhaltung im wettbewerbsrechtlichen Sinne
vorliegt (Bundeskartellamt 2011).

Theoretisch konnen Markteintrittsbarrieren die langfristige Effizienz, also die ausreichende
Investition in neue Erzeugungskapazitat oder in Nachfrageflexibilitdtstechnologien negativ
beeinflussen. Grinde fur Markteintrittsbarrieren kénnen beispielsweise aufwandige Geneh-
migungsverfahren oder Akzeptanzprobleme bei Neubauprojekten fur Kohlekraftwerke oder
Windparks sein. Ferner stellen hohe Abgaben auf den Letztverbrauch von Strom Hemmnisse
fur die Investition in Speicher oder flexible Nachfragetechnologien dar. In der Vergangenheit
haben jedoch die bestehenden Markteintrittsbarrieren den Kapazitatszubau nicht signifikant
beeintrachtigt (Borchert et al. 2008).

' sachliche Griinde fiir einen Nichteinsatz von Kraftwerken, die im Geld stehen, kénnen z.B. durch Aktivitaten
auf dem Intraday Handel oder durch technisch bedingte Verfligbarkeitsanderungen hervorgerufen werden.
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Trotz zahlreicher Einschrankungen des Wettbewerbs wird durch verschiedene Formen des
Marktdesigns (z.B. Blockgebote bei der Day-Ahead Auktion) und durch gezielte einzelne
MalRnahmen (z.B. kartellbehordliche Missbrauchsaufsicht) versucht, ein moglichst hohes
Effizienzniveau auf dem Stromgrof3handel zu erreichen. Dies gelingt insbesondere bei der
fast-effizienten Allokation im Rahmen des optimalen Kraftwerkseinsatzes (Ockenfels et al.
2008; Stoft 2002). Ob jedoch mit den bestehenden Marktregeln auch ein langfristig effizien-
tes Marktgleichgewicht hergestellt werden kann, ist empirisch, aufgrund der langen Investiti-
onszyklen in dem ,jungen* Wettbewerbsmarkt, noch nicht nachzuvollziehen. Dieser Frage
widmet sich daher die nachfolgende Untersuchung auf theoretischer und quantitativer Basis.

2.2 Die Debatte um Kapazitatsmarkte

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 gewdahrleistet, wird in Politik und Wissenschaft kontrovers
diskutiert®,

Dabei ist insbesondere eine Debatte um die Einfihrung und die mégliche Ausgestaltung von
Kapazitatsmérkten entbrannt'®. Bevor jedoch eine Begriindung fiir oder gegen die Einfiih-
rung von Kapazitatsmarkten herbeigefuhrt werden kann, ist zunéchst eine fundierte Bedarfs-
analyse erforderlich, die eine Untersuchung Uber die Funktionsfahigkeit von Energy-Only-
Markten einschlief3t.

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

2.2.1 Das ,Missing-Money-Problem*

Die Theorie des ,Missing-Money* wird im Kern? damit begriindet, dass durch eine nicht aus-
reichende Preiselastizitat der Nachfrage einerseits und durch regulatorisch gesetzte Preis-
obergrenzen (price cap)®' andererseits der EOM zu wenig Preissignale oberhalb der Grenz-

18 Beispiele fiir aktuelle Studien zum deutschen Strommarktdesign und zur Ausgestaltung von Kapazitdtsmecha-
nismen werden in Nicolosi (2012a) und Graichen (2013) zusammenfassend dargestellt. Eine Beschreibung und
Bewertung verschiedener Ansatze von Kapazitatsmechanismen findet hinreichend in der Literatur statt und ist
explizit nicht Teil dieser Arbeit.

9 Neben der 6ffentlichen Debatte um Kapazitatsmarkte wird aktuell auch die Rolle der erneuerbaren Energien im
Strommarktdesign der Zukunft und die Weiterentwicklung des Erneuerbaren Energien Gesetzes (EEG) diskutiert.
Maogliche Designvorschlage finden sich in den folgenden Studien (Agora Energiewende 2013; BDEW 2013; Ecke
et al. 2013; Kopp et al. 2013; Leprich et al. 2013). Die Debatte um das EEG ist jedoch nicht Gegenstand der
vorliegenden Arbeit.

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

2L An den meisten Strombérsen sehen die Handelsregeln eine Preisobergrenze vor, da damit extreme Preisspit-
zen durch die Austibung von Marktmacht verhindert werden sollen (Ockenfels et al. 2008). Welche praktische
Relevanz diese Preisobergrenzen jedoch fiir die Entstehung von Knappheitspreisen haben wird in Kapitel 2.2.2
diskutiert.
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kosten der letzten produzierenden Einheit setzt. Das Ausbleiben dieser sogenannten
~Knappheitspreise" fuhrt 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 fuhren, da aufgrund der fehlenden langfristigen Effizienz die Versorgungssi-
cherheit nicht gewahrleistet werden kann.

Die Darstellung der geordneten Preisdauerlinie in Abbildung 2-4 zeigt schematisch die Kap-
pung der Knappheitsrenten aufgrund einer Preisobergrenze mit Auswirkung auf alle Kraft-
werkstypen.

% Rente flr
B — ... Grundlast-KW:  A+B+C+D+E+F
i) é ... Mittellast-KW:  D+E+F
% = ... Spitzenlast-KW: F
i
g a Entgangene Rente durch Preisobergrenze
g = (,missing money*)

Regulatorische Preisobergrenze

Spitzenlast-KW

Mittellast-KW

C

Grundlast-KW

F——— t——————

Betriebsstunden [h/a]

Abbildung 2-4: 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 kénnen (Abbildung 2-5). Ubersteigt
die unelastische Nachfrage jedoch das Angebot, so kommt keine Marktraumung zustande
und es werden zur Gewahrleistung der Systemstabilitat indifferente Rationierungen notwen-
dig. Da in dieser Situation kein Marktpreis zustande kommt, der dem Wert der des soge-
nannten ,value of lost load“ (VOLL)* entspricht, spiegelt sich die tatséchliche Knappheit
nicht im Preis wider. Ein Marktpreis in der Hohe des VOLL ware jedoch erforderlich, damit
Investitionen in Spitzenlastkraftwerke angereizt werden.

22 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). Gemaf der Bundesnetzagentur (BNetzA 2010) wird der VOLL fir
Deutschland im Rahmen der Anreizregulierung im gewichteten Mittelwert tiber alle Sektoren mit 8.000 EUR/MWh
kalkuliert. Weitergehende quantitative Untersuchungen zu VOLL wurden durch das Energiewirtschaftliche Institut
der Universitat zu Kéln (EWI) angestellt (Growitsch et al. 2013).
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Abbildung 2-5: Marktraumung zu Grenzkosten und fehlende Marktrdumung bei unelastischer
Nachfrage

(Quelle: eigene Darstellung nach Jachmann (2012))

In Abbildung 2-6 wird schematisch die Preissetzung bei Rationierung der Nachfrage und die
theoretische Preissetzung bei VOLL bzw. die Begrenzung durch eine Preisobergrenze dar-
gestellt.

Angebot

Preis
[Euro / MWh]

Rationierte Nachfrage @
Nachfrage |« &

[Euro / MWh]
é

Nachfrage

Regulatorische Preisobergrenze

e

Menge [MWh] Menge [MWh]

Angebot

Abbildung 2-6: Marktraumung bei Rationierung und theoretische Preissetzung bei VOLL

(Quelle: eigene Darstellung)

2.2.2 Die ,Peak-Load-Pricing-Theorie®

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

n23

% Eine ausfiihrliche 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)
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Abbildung 2-7 zeigt schematisch die Preissetzung durch die elastische Nachfrage oberhalb
der Grenzkosten der letzten produzierenden Einheit. Die dadurch zuséatzlich generierte
inframarginale Rente wird in der Okonomie auch als ,Knappheitsrente” bezeichnet.

Preis
[Euro/ MWHh]

Nachfrage

Angebot

Knappheitsrente

p* k --------------------------------------------

Preis# Kosten des
Grenzkraftwerkes

94 Menge [MWh]
Abbildung 2-7: Preisbildung bei Knappheit mit elastischer Nachfrage

(Quelle: eigene Darstellung nach Jachmann (2012))

Knappheitspreise werden damit begriindet, dass in den Geboten der Marktteilnehmer Oppor-
tunitatskosten durch entgangene Gewinne auf anderen Markten, Opportunitdten durch Re-
duktion oder Verlagerung der Nachfrage oder Preisaufschlage (Mark-ups) enthalten sind
(Nicolosi 2012a). Theoretisch kdnnen Knappheitspreise auch durch Ausubung von Markt-
macht (physische Kapazitatszuriickhaltung) entstehen, was bisher jedoch fir 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 fur das deutsche Marktgebiet liegt mit 3.000 EUR/MWh (day-ahead)
und 10.000 EUR/MWHh (intraday) an der Stromborse EPEX Spot und mit 15.000 EUR/MWh
fur Ausgleichsenergie in einer dhnlichen Grof3enordnung wie der von der BNetzA genannte
VOLL mit 8.000 EUR/MWh, wodurch theoretisch ausreichend Spielraum fiir die Entstehung
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
gquantitativen Analyse und ist Bestandteil der vorliegenden Arbeit.

2.2.3 Der , Merit-Order-Effekt”

Der Merit-Order-Effekt (MOE) (Sensful? et al. 2007) beschreibt die Preiswirkung von erneu-
erbarer Stromerzeugung, sofern der erzeugte Strom Grenzkosten nahe Null aufweist oder

24 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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aufgrund einer separaten Vergutung (EEG) ohne Preislimit Uber den Spotmarkt vermarktet
wird. Durch die zuséatzliche 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 fur einen Zeit-
punkt schematisch in Abbildung 2-8 dargestellt. In der Literatur wird der MOE auch haufig
durch eine Reduzierung der Nachfrage um die erneuerbare Strommenge zur residualen
Nachfrage abgebildet.

Nachfrage

Preis
[BUR'MWh]

Merit-Order-Hfekt = (P, — P,)*N

4

— Marktwert EEG-Srom

Menge [MWh]
Abbildung 2-8: Wirkungsweise des Merit-Order-Effekts

(Quelle: eigene Darstellung nach Jachmann (2012))

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 (langsame Anpassung des Kraftwerksparks) fuhrt der MOE
zu einer sinkenden Auslastung konventioneller Kraftwerke bei gleichzeitig niedrigerem Preis-
niveau. In dieser Kombination verscharft der MOE das Missing-Money-Problem, da in einer
geringeren Anzahl von Betriebsstunden tendenziell héhere Erlése durch haufiger auftretende
Preisspitzen erzielt werden miussten, um Fixkostendeckung zu erreichen (Winkler et al.
2013).

In Abhangigkeit der Elastizitat des Angebots und der Nachfrage féllt 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.

2.2.4 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. Veréndert 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
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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 Bertlicksichtigung 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 fur die Ubergangsphase der Energiewende in zwei Phasen eingeteilt wer-
den.

0 In der kurzfristigen Perspektive ist der deutsche Kraftwerksbestand noch gepréagt
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 verdréangt. 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 tUberwiegend Investitionen
in Mittel- und Spitzenlastkraftwerke wirtschaftlich sein. Nach Erreichen der techni-
schen Lebensdauer und nach Ausschopfung des Potenzials von Retrofit-Malinahmen
werden grundlastféahige Bestandsanlagen aus dem Markt ausscheiden und durch Mit-
tel- und Spitzenlastkraftwerke mit hoheren 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 grundséatzlich die Deckungs-
beitrage fir alle Erzeugungstechnologien, die starksten Anreize werden jedoch flr
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 2-9 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 erhéhten Anteil des Spitzenlaststroms zu hohen
Grenzkosten andererseits wird sich langfristig eine Preisstruktur ergeben, wie sie in Abbil-
dung 2-10 gezeigt wird.
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Abbildung 2-9: Veranderung der Merit-Order bei EE-Zubau

(Quelle: eigene Darstellung nach Nicolosi (2012a))
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Abbildung 2-10: Veranderung der Preisdauerlinie bei EE-Zubau

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

2.2.5 Effekte der Anpassung der Nachfrage

Die Nachfrageelastizitat 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 2.2.2 diskutiert, ist die elastische Nachfrage ein elementarer Baustein
zur Begrundung der Peak-Load-Pricing-Theorie. Abbildung 2-7 zeigt, wie durch eine preis-
elastische Nachfrage eine Marktraumung garantiert wird und auf3erdem bei Knappheit aus-
reichend Preisspitzen entstehen, damit neue Erzeugungskapazitat angereizt wird.

AulRerdem hat die Flexibilisierung der Nachfrage, neben der Anpassung des Kraftwerk-
sparks, einen starken Einfluss auf die Preiswirkung des MOE. Da bei wachsenden Anteilen
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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 2-11
dargestellt.

o = T = Nachfrage
23 Nachfrage -~ ag

=) g

A A A A
Merit-Order-Bfekt Merit-Order-Efekt
P, it P, ittt
PZ
P, | A—
Menge [MWh] Menge [MWh]

Abbildung 2-11: Merit-Order-Effekt bei elastischer Nachfrage

(Quelle: eigene Darstellung)

2.2.6 Effekte des grenziberschreitenden Stromhandels

Im Rahmen der EU-Binnenmarktintegration haben sich die Mitgliedsstaaten auf gemeinsame
Vorschriften fiir die Erzeugung, Ubertragung und Verteilung von Elektrizitat, sowie fur die
Erhaltung der Versorgungssicherheit geeinigt (Europaische Kommission 2012). Die Schaf-
fung des Elektrizitatsbinnenmarktes hat zum Ziel, den grenziiberschreitenden Handel zu
férdern und auf diese Weise Effizienzgewinne und wettbewerbsfahige Preise zu bewirken.
Gleichzeitig soll zu mehr Versorgungssicherheit und Nachhaltigkeit beigetragen werden
(Richtlinie 2009/72/EG 2009). Die Bemuhungen auf europaischer Ebene haben dazu gefihrt,
dass heute bereits die meisten Marktgebiete der Mitgliedsstaaten entweder explizit oder im-
plizit gekoppelt sind (,Market Coupling“) oder bereits Uber eine zentrale Auktion (,Market
Splitting“), wie in der NordPool Region, verfugen (EPEX Spot 2013b; 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
stochastische Ausgleichseffekte zu einer Verringerung der residualen Last®® filhren. Dies
fuhrt wiederum zu einer kostengunstigeren Ausnutzung des im Gesamtgebiet vorhandenen
Kraftwerksparks und damit zu operativen Effizienzgewinnen (Nicolosi 2012a). Die operativen

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

%6 Stochastische Ausgleichseffekte bei einer VergréRerung 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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Effizienzgewinne durch Brennstoffeinsparung und die Angleichung der Marktpreise in unter-
schiedlichen Marktgebieten wird aus der schematischen Abbildung 2-12 ersichtlich.

Nachfrage Erzeugung

Erzeugung Nachfrage

Preis
[BUR'MWh]

Preis
[BUR' MWh]

Angebot
Angebot

_Neuer Urspriingliches
Systempreis Preisdelta

Reduktion der
Brennstoffkosten

Erhdhung der
Brennstoffkosten

M MWh M MWh
Export enge | ! Import enge | !

Abbildung 2-12: Auswirkungen von grenzuberschreitendem Handel

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

Der gleiche Effekt hat jedoch auch eine Wirkung auf die langfristige Effizienz. Da sich durch
die VergréRerung des Marktgebietes auch die maximale Residuallast verringert, wird auch
ein kleinerer Kraftwerkspark benétigt, um die Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten (Nico-
losi 2012a). In der Folge wird dadurch der Effekt des Missing-Money-Problems verstarkt, da
eine Ausweitung des Market Coupling durch eine Verringerung der gesamten Residuallast
bei gleichbleibendem Erzeugungspark eine preisddmpfende Wirkung hat und damit die De-
ckungsbeitrage fur Erzeugungskapazitat zunachst verringert. In der l&angeren Frist ist jedoch
eine Anpassung des Kraftwerksparks zu erwarten aufgrund derer sich die Effekte, wie in
Kapitel 2.2.4 beschrieben, einstellen.

Durch die stochastischen Ausgleichseffekte eines grof3eren Marktgebietes wird nicht nur die
Summe der residualen Lastspitzen verkleinert, sondern es wird auch die Volatilitat der dar-
gebotsabhangigen erneuerbaren Stromerzeugung einerseits und die Volatilitdt der Last an-
dererseits verringert. In Summe ergibt sich eine Abschwéchung des MOE und damit bei
sonst gleichen Bedingungen eine geringere Anzahl von Stunden mit Niedrigpreisen.

2.2.7 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 verfigbare dargebotsunabhangige Erzeugungskapazitat
geplante Neubauten und Stilllegungen historischen Spitzenlasten gegenuber gestellt werden
und daraus eine Versorgungslicke abgeleitet wird. Eine solche Analyse erfasst jedoch aus
mehreren Grinden nur einen Teil des Zusammenhangs. Diese Grunde 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
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sich zu jeder Zeit das Angebot und die Nachfrage nach Strom entsprechen missen
und unfreiwillige Rationierungen vermieden werden. Dabei ist jedoch zunadchst 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 fiir 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 2.2.6).

o0 Annahme statischer Spitzenlasten: Eine weitere Herausforderung bei der Bestim-
mung des Kapazitatsbedarfs liegt in der Abschatzung der zukiinftigen (residualen)
Stromnachfrage. Da diese Entwicklung erfahrungsgemalfd sehr starken konjunkturel-
len und meteorologischen Schwankungen unterliegt und auf3erdem von zahlreichen
weiteren unbekannten Einflussparametern abhéangig ist (z.B. Ausbau EE), ist eine
fundierte, langerfristige Prognose mit grof3en Unsicherheiten behaftet. Aus diesem
Grund orientieren sich viele Studien, die eine Kapazitatsabschatzung fur ein definier-
tes Marktgebiet vornehmen (z.B. Matthes et al. 2012) an historischen Spitzenlasten
(UNB 2012). Dabei wird jedoch unterstellt, dass die zukinftige Spitzenlast eine un-
veranderliche Gr6Re ist, die von ausreichend Kapazitat im definierten Marktgebiet
gedeckt werden muss. Faktisch ist die zukinftige Spitzenlast jedoch ein Ergebnis von
Angebot und Nachfrage und daher keineswegs eine unveranderliche Grol3e, sondern
vielmehr eine Frage des Preises. Auch wenn die Preiselastizitat der Nachfrage im
Stromsektor zurzeit noch als relativ gering eingeschatzt werden muss, kann eine
Ausschdpfung vorhandener Potenziale von ,Demand Response” (inshesondere des
Lastabwurfs?®) zukiinftige Spitzenlasten signifikant reduzieren. Aus diesem Grund ist
die Annahme statischer Spitzenlasten voraussichtlich ineffizient.

o Fortschreibung historischer Spread-Betrachtungen: Als weitere Argumentation zur
Begrindung 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 flr 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 fir In-
vestitionsanreize sind jedoch auf eine Vielzahl von Faktoren (Binnenmarktintegration,

" Die Systemgrenze kann jedoch durch Ubertragungsengpésse an den Interkonnektoren eingeschréankt werden.

%8 Eine ErschlieBung des Potenzials fur Lastabwurf wird bereits in der zum 01. Januar 2013 in Kraft getretenen
.Verordnung zu abschaltbaren Lasten” (AbLaV 2013) adressiert.
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niedrige CO,-Preise, niedrige Stromnachfrage in der EU, etc.) zuriickzufiihren 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 Markt-
trends als langfristiges Marktversagen des EOM ist daher nicht schlissig, da mittel-
fristig gegenlaufige Effekte zu erwarten sind (Kapitel 2).

2.3 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 Bedarf fur fundierte, mo-
dellbasierte Untersuchungen des deutschen Strommarktes, die einzelne Effekte und maogli-
che Uberlagerungen nicht nur statisch sondern auch dynamisch analysieren.

Nachfolgend werden deshalb zun&chst relevante Studien geprift, inwieweit sie sich auf
quantitativer Basis mit der langfristigen Effizienz von EOM oder der Notwendigkeit fur Kapa-
zitatsmechanismen auseinandergesetzt haben:

o0 Cramton und Ockenfels (2011) leiten in ihrer Studie ,Economics and design of capacity
markets for the power sector” eine Notwendigkeit fir Kapazitatsmarkte auf Strommarkten
her und stellen zur Problemlésung ein Marktdesign fiir einen umfassenden Kapazitats-
markt vor. Die Begriindung fir Marktversagen erfolgt dabei auf 6konomisch theoretischer
Argumentationsbasis. Eine quantitative Analyse wird nicht durchgefihrt.

o0 Frontier Economics (2011) befassen sich in ihrer Studie ,Pracitcal considerations of
capacity mechanisms — German situation and international experience” mit dem maogli-
chen Bedarf fur Kapazitatsinstrumente in Deutschland und mit internationalen Erfahrun-
gen zur Einfihrung von Kapazitatsmechanismen. Aufbauend auf den theoretischen Uber-
legungen von Cramton und Ockenfels (2011) prifen die Autoren, inwiefern Vorausset-
zungen fir eine Notwendigkeit zur Einfihrung von Kapazitatsmechanismen in Deutsch-
land gegeben sind. Es erfolgt keine eigene quantitative Analyse des Strommarktes. Fur
die Abschatzung, ob bis zum Jahr 2020 in Deutschland ausreichend Erzeugungskapazi-
tat bereit steht, wird eine Analyse der ENTSO-E (2011) herangezogen.

0 ENTSO-E (2013) untersuchen in ihrem Bericht ,Scenario Outlook & Adequacy Forecast
2013-2030", ob in den Marktgebieten der ENTSO-E bis zum Jahr 2030 ausreichend Er-
zeugungskapazitat zur Verfigung steht. Die Szenarioanalyse erfolgt auf der Datenbasis
von geplanten Kraftwerksneubauten, die von den nationalen Ubertragungsnetzbetreibern
als sicher oder als wahrscheinlich eingeschatzt werden und berechnet jeweils die ver-
bleibende Kapazitat bei prognostizierter Spitzenlast. Im Ergebnis wird festgestellt, dass
keine nennenswerten Engpéasse bis zum Jahr 2030 zu erwarten sind, allerdings werden
voraussichtlich nach dem Jahr 2020 mehr Investitionen in neue verbindliche Erzeu-
gungskapazitat bendtigt, als heute bereits bestétigt sind. Die Funktionsfahigkeit des EOM
hinsichtlich ausreichender Investitionsanreize wird in diesem Bericht jedoch nicht unter-
sucht.

9 Auch aus der historischen Entwicklung des EOM kann 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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0 BET (Achner et al. 2011) analysieren in ihrer Studie ,Kapazitatsmarkt - Rahmenbedin-
gungen, Notwendigkeit und Eckpunkte einer Ausgestaltung” auf Basis einer modellge-
stitzten Szenarioanalyse bis zum Jahr 2030 die Notwendigkeit fur die Einfihrung von
Kapazitatsmechanismen und diskutieren anschlieRend moégliche Ausgestaltungen. Die
Modellanalyse des deutschen Strommarktes berlicksichtigt grundsatzlich die dynami-
schen Effekte erneuerbarer Energien und einiger anderer zukunftiger Einflisse. Die Auto-
ren kommen zum Schluss, dass zur nationalen Deckung der Spitzenlast bis zum Jahr
2030 ein Zubau an Kraftwerkskapazitat notwendig ist, der sich nicht alleine tber den
EOM refinanzieren kann. Aus diesem Simulationsergebnis wird Handlungsbedarf fir Ka-
pazitdtsmechanismen abgeleitet. Das Ergebnis wird maf3geblich durch die Annahmen
reiner Grenzkostenpreissetzung, absolut unelastischer Nachfrage und der Bedingung fur
nationale Spitzenlastdeckung trotzt internationalen Handels beeinflusst.

0 LBD (Schlemmermeier and Diermann 2011) haben in ihrem Gutachten ,Energiewirt-
schaftliche Erfordernisse zur Ausgestaltung des Marktdesigns fur einen Kapazitatsmarkt
Strom* fur das Land Baden-Wirttemberg das Erfordernis eines Kapazitatsmarktes auf
Basis einer empirischen Analyse hergeleitet und Anforderungen an ein neues Marktde-
sign definiert. Das Gutachten baut auf den Zielen des Landes Baden-Wirttemberg auf,
kurzfristig Investitionen in neue Gaskraftwerke und KWK-Anlagen anzureizen, um den
Kapazitatsriickbau aufgrund des Kernenergieausstiegs im Land auszugleichen. Eine Mo-
dellanalyse, die die langfristige Funktionsfahigkeit des EOM untersucht, wurde nicht
durchgefinhrt.

o Oko-Institut (Matthes et al. 2012) untersuchen in ihrer Studie ,Fokussierte Kapazitats-
markte. Ein neues Marktdesign fur den Ubergang zu einem neuen Energiesystem* den
Bedarf fur konventionelle Kraftwerke in Deutschland und seinen Nachbarstaaten und lei-
ten auf empirischer und theoretischer Basis ein Marktversagen des EOM ab. Anschlie-
Bend wird ein moglicher Vorschlag fur die Ausgestaltung eines selektiven Kapazitats-
marktes unterbreitet. Es erfolgt keine modellbasierte Analyse des Strommarktes auf In-
vestitionsanreize in der langfristigen Perspektive.

o DICE (Bockers et al. 2012) diskutieren in ihrem Gutachten ,Vor- und Nachteile alternati-
ver Kapazitatsmechanismen in Deutschland - Eine Untersuchung alternativer Strom-
marktsysteme im Kontext europaischer Marktkonvergenz und erneuerbarer Energien.” al-
ternative Strommarktsysteme fur Deutschland und die Notwendigkeit eines Kapazitéts-
mechanismus sowie die moglichen Probleme einer Implementierung. Die Studie beinhal-
tet keine quantitative Analyse, sondern argumentiert auf 6konomischer Grundlage sowie
polittkonomischer Einschatzungen.

o Consentec (2012a) berechnen in ihrer Studie ,Versorgungssicherheit effizient gestalten -
Erforderlichkeit, mégliche Ausgestaltung und Bewertung von Kapazitatsmechanismen in
Deutschland” auf grenzkostenbasierten Modellrechnungen mit unelastischer Nachfrage
den Kapazitatsbedarf fir Deutschland in den nachsten zehn Jahren. Im Ergebnis wird
festgestellt, dass der EOM bei nationaler Sichtweise voraussichtlich nicht in der Lage ist,
bis dahin ausreichend Kapazitaten zur Deckung der Spitzenlast anzureizen, und ein Ka-
pazitatsmechanismus erforderlich wird. Aus européaischer Perspektive kommen die Auto-
ren jedoch zum Schluss, dass kein Bedarf fir einen Kapazitdtsmechanismus besteht. Ei-
ne langfristige modellbasierte Untersuchung des Strommarktes unter Bertcksichtigung
von Nachfrageelastizitat und Opportunitatskostenpreissetzung findet nicht statt.

o EWI (Elberg et al. 2012) fuhren in ihrer Studie ,Untersuchungen zu einem zukunftsfahi-
gen Strommarktdesign“ modellbasierte Simulationsrechnungen fir den deutschen
Strommarkt bis zum Jahr 2030 durch und identifizieren eine Kapazitatsunterdeckung. Zur
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Problemlésung schlagen sie einen umfassenden Kapazitatsmarkt in Form von Versor-
gungssicherheitsvertragen nach dem Modell von Cramton und Ockenfels vor. Das identi-
fizierte Marktversagen des EOM wird in den Simulationen verursacht durch die Anforde-
rung nationaler Deckung der Spitzenlast trotz internationalen Stromhandels, durch die
Modellierung einer unelastischen Stromnachfrage und durch rein grenzkostenbasierte
Preissetzung. Obwohl die Autoren Optionen zur Nachfrageflexibilisierung auswerten, fin-
det keine modellbasierte Analyse der Wirkungen von verschiedenen Auspragungen der
Nachfrageelastizitat auf die Funktionsfahigkeit des EOM statt.

o Enervis (Ecke et al. 2013) untersuchen in ihrem Gutachten ,Ein zukunftsfahiges Ener-
giemarktdesign fur Deutschland“ den aktuellen Zustand des Stromversorgungssystems
und zeigen mit Modellrechnungen bis zum Jahr 2050 den Anpassungsbedarf im aktuel-
len Strommarktdesign auf. Zur Probleml6sung wird ergdnzend zum EOM ein dezentraler
Leistungsmarkt vorgeschlagen. Die Autoren identifizieren Bedarf fur flexible Kraftwerks-
leistung, die nicht durch den EOM angereizt werden kann. Es wird zwar ausdrtcklich auf
die Wirkung von mehr Nachfrageflexibilitat hingewiesen, in der Modellierung wird jedoch
die Option von steigender Nachfrageelastizitat nicht bertcksichtigt. Zudem erfolgt die
Modellierung der Strompreise ausschlief3lich auf Basis von Grenzkosten.

o MVV (Kopp et al. 2013) beschaftigen sich in der Studie ,Wege in ein wettbewerbliches
Strommarktdesign fur erneuerbare Energien” mit einem neuen Strommarktdesign fur er-
neuerbare Energien und leiten auf Basis von Modellrechnungen bis zum Jahr 2050 eine
Deckungslicke fur die Finanzierung erneuerbarer Energien tiber den EOM ab. Die Mo-
dellierung bertcksichtigt eine Preissetzung auf Basis von Opportunitatskosten des Ange-
bots. Aufgrund der Nebenbedingung, dass zugebaute Kraftwerke ihre Vollkosten erwirt-
schaften muissen, kann in Knappheitssituationen der gesetzte Preis Uber den kurzfristi-
gen Grenzkosten des Angebots liegen. Andere Formen der Opportunitatskostenpreisset-
zung (z.B. auf der Nachfrageseite oder durch Speicher) flieRen jedoch nicht in die Simu-
lationen ein. Durch die Modellierung einer absolut unelastischen Nachfrage kénnen zu-
dem die fluktuierenden erneuerbaren Energien nur unzureichend ins System integriert
werden, so dass der Marktwert des erneuerbaren Stroms in den Szenarien signifikant
absinkt. Die langfristige Funktionsfahigkeit des EOM ist jedoch nicht Fokus dieser Unter-
suchung.

Die vorangegangene Auswertung relevanter Studien zeigt, dass sich zahlreiche Arbeiten
bereits mit der Frage nach dem Bedarf flr Kapazitdtsmechanismen auseinandergesetzt ha-
ben. Manche Untersuchungen beinhalten dabei auch eine modellbasierte Analyse. Der aktu-
elle Stand der Forschung lasst jedoch eine explizite Analyse einzelner Einflisse auf die lang-
fristige Funktionsfahigkeit von EOM vermissen. Von besonderem Interesse sind hierbei die
Wirkung von steigender Nachfrageelastizitat sowie die Modellierung der Mdglichkeit von Op-
portunitatskostenpreissetzung. Beides wurde bisher in Bezug auf die investiven Wirkungen
des EOM nur unzureichend untersucht.

Die vorliegende Arbeit soll daher auf quantitativer Basis einen der Wissenschaft férdernden
Beitrag zur Fragestellung leisten, ob EOM langfristig in der Lage sind, ausreichend Investiti-
onsanreize fir neue Erzeugungskapazitat zu setzen. Der Fokus der Untersuchung liegt da-
bei auf den investiven Wirkungen zentraler Einflisse auf das zukinftige Stromversorgungs-
system. Im Gegensatz zu bereits veroffentlichten Studien wird hierbei neben dem Einfluss
erneuerbarer Energien explizit auf die Wirkung einer teilelastischen Nachfrage, auf die Ent-
stehung von Knappheitspreisen, auf die Spitzenlastdeckung im européischen Verbund und
auf die Anpassungsfahigkeit des Kraftwerksparks eingegangen.
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Die Untersuchung konzentriert sich auf die Funktionsfahigkeit des EOM hinsichtlich seiner
investiven Wirkung. Eine Bewertung mdglicher Optionen des Marktdesigns nach verschiede-
nen Kriterien (z.B. 6konomische Effizienz, Nachhaltigkeit, etc.) liegt nicht im Betrachtungsbe-
reich der vorliegenden Arbeit. Damit kann auch keine Aussage dartber getroffen werden,
welches Marktdesign im Rahmen der Debatte um Kapazitatsmarkte optimal ist.

Der Untersuchungsgegenstand der Arbeit wird mit der folgenden Hypothese formuliert:

»Der Energy-Only-Markt setzt keine ausreichenden Investitionsanreize fir
fluktuierende erneuerbare und konventionelle Erzeugungskapazitaten”

Neben einer Verifizierung oder Falsifizierung der Hypothese sollen mit der Arbeit vor allem
die folgenden Forschungsfragen beantwortet werden:

0 Unter welchen Bedingungen ist der EOM langfristig effizient?

o0 Welche Bedingungen sind fir die Refinanzierung von konventionellen Erzeugungskapa-
zitaten relevant?

o0 Welche Bedingungen sind fir die Refinanzierung von fluktuierenden erneuerbaren Ener-
gien relevant?

o Wie wahrscheinlich ist es, dass sich in der Ubergangsphase diese Effizienzbedingungen
allein durch Marktkréfte einstellen?

o Wie konnen diese Effizienzbedingungen durch regulatorische MafRnahmen beeinflusst
werden?

0 Welchen Einfluss hat der wachsende Anteil erneuerbarer Energien auf die langfristige
Effizienz des EOM?

0 Welchen Einfluss hat eine zunehmende Flexibilisierung der Stromnachfrage (Nachfra-
geelastizitat) auf die langfristige Effizienz des EOM?

0 Welchen Einfluss hat ein technisch und organisatorisch verbesserter grenziberschrei-
tender Stromhandel auf die langfristige Effizienz des EOM?

0 Welchen Einfluss hat eine Anpassung des Kraftwerksparks auf die langfristige Effizienz
des EOM?
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3 Aufbau der Untersuchung

Die quantitative Untersuchung der langfristigen Effizienz des EOM unter Berlcksichtigung
der in Kapitel 2 beschriebenen Effekte erfordert eine fir diesen Zweck geeignete Modellie-
rung des Strommarktes, eine Methode zur Messung von Investitionsanreizen und eine Defi-
nition von maglichen zukilnftigen Rahmenbedingungen. Der schematische Aufbau des Un-
tersuchungsdesigns ist in Abbildung 3-1 dargestellt. Die methodische Vorgehensweise zur
Beantwortung der aufgeworfenen Forschungsfragen wird nachfolgend erlautert.

Hypothese

Der Energy-Only-Markt setzt keine ausreichenden Investitionsanreize
fur fluktuierende erneuerbare und konventionelle Erzeugungskapazitaten

Szenarien

Mdgliche Entwicklung des
Stromsystems bis 2050

« EE-Erzeugung

« Fossile Erzeugung

« Energiespeicher

« Ubertragungskapazitét
« Stromnachfrage

. etc.

Energy-Only-Markt

Entwicklung des auf
Fundamentaldaten
basierenden
Strommarktmodells REMO

4

Mathematische Abbildung
der Ursache-Wirkungs-
Zusammenhénge auf dem
Strommarkt hinsichtlich der

Investitionsanreize

Definition von
Technologietypen

Methode zur Kalkulation
von Investitionsanreizen

Definition von sensitiven
Eingangsparametern
bezuglich zukiinftiger
Trends

« Angebotskurve

Forschungsfragen
« Nachfragekurve

* Marktkopplung

Abbildung 3-1: Schematischer Aufbau der Untersuchung

(Quelle: eigene Darstellung)

3.1 Modellierung des Strommarktes

Zur Herleitung des gewahlten Modellierungsansatzes werden zunéchst bestehende Ansétze
skizziert und anschlieBend hinsichtlich ihrer Eignung zur Beantwortung der vorliegenden
Forschungsfragen bewertet.

In der Literatur finden sich zahlreiche Beschreibungen zur modellbasierten Abbildung des
Strommarktes oder des Stromsystems®. Insbesondere in den letzten Dekaden war dabei
eine Zunahme an computergestitzten Analysen und Publikationen zum Thema erkennbar.
Grunde dafur sind vor allem im wachsenden Interesse von Akteuren auf dem liberalisierten
Strommarkt und im Fortschreiten der Computertechnologie zu sehen (Weigt 2009).

Aufgrund der Vielzahl der Modelltypen scheint es fiir einen Uberblick hilfreich zu sein, die
unterschiedlichen Modellierungsansatze zu kategorisieren.

Eine mdgliche Klassifizierung erfolgt nach der im Modell abgebildeten Detailtiefe. Unter-
schieden wird hierbei nach dem Top-Down und dem Bottom-Up Ansatz (Enzensberger

% Eine umfangreiche Analyse und Bewertung von 37 bestehenden Modellen und Tools mit Fokus auf Integration
erneuerbarer Energien in das Stromsystem findet sich in (Connolly et al. 2009).
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2003). Wahrend Top-Down Modelle mit aggregierten makrotkonomischen Kennzahlen ar-
beiten, betrachten die Bottom-Up Modelle technische oder 6konomische Eigenschaften der
jeweiligen Systemkomponenten.

Eine weitere Unterscheidung kann nach dem Untersuchungsgegenstand getroffen werden.
Einerseits gibt es Modelle, deren Fokusse auf verschiedene Aspekte des unvollkommenen
Wettbewerbs gerichtet sind. Dabei stehen vor allem die Marktakteure und ihr (strategisches)
Verhalten unter Berucksichtigung verschiedener Marktregeln im Vordergrund. Andererseits
gibt es Modelle, in denen vereinfachend von vollkommenem Wettbewerb ausgegangen wird,
aber dafur die technischen und 6konomischen Zusammenhéange und deren Entwicklung im
gesamten Stromsystem Uber einen langeren Zeitraum betrachtet werden (Pfluger 2013).

In der Praxis sind viele Modelle jedoch nicht eindeutig zuzuordnen, da je nach Anwendungs-
feld verschiedene Eigenschaften kombiniert werden kénnen. Eine Ubersicht von klassifizier-
ten Modellierungsanséatzen zeigt Abbildung 3-2.

Strommarktmodelle Strommarkt-/systemmodelle
(imperfekter Markt) (vollkommener Wettbewerbsmarkt)
Top-Down Makrotkonometrische Modelle

(makrodkonomisch)

Input-/Output-Modelle

Computable General Equilibrium

Bottom-Up Gleichgewichtsmodelle
(technologisch) Cournot Supply Function Minimale Maximaler
Equilibrium Equilibrium Systemkosten Profit
Agentenbasiert Simulationsmodelle Systemdynamisch

Abbildung 3-2: Klassifizierung von Modellen zur Abbildung des Strommarktes

(Quelle: eigene Darstellung nach Ventosa et al. 2005; Sensful3 2007; Weigt 2009; Pfluger 2013)

Makrodkonomische Modelle (Top-Down Ansatz) eignen sich vor allem zur Abbildung ge-
samtokonomischer Zusammenhéange zwischen den Sektoren. Beispielsweise kann die Aus-
wirkung von steigenden Energiepreisen auf die Beschéaftigung untersucht werden (Pfluger
2013). Aufgrund des breiten Fokus dieser Ansatze, sind jedoch Vereinfachungen bei der
Abbildung von technischen Details notig (Genoese 2013; Sensfuld 2007). Da jedoch die Ana-
lyse von einzelnen Technologien elementarer Bestandteil der vorliegenden Untersuchung ist,
scheiden hierflr Top-Down Ansatze zur Abbildung des Strommarkts aus.

Bottom-Up Modellanséatze konnen in Gleichgewichts-, Simulations- und Optimierungsmodel-
le gegliedert werden. Da in Gleichgewichtsmodellen und agentenbasierten Simulations-
modellen das Verhalten von Akteuren im Mittelpunkt steht, kdnnen hier theoretisch reale
Marktbedingungen untersucht werden. Agentenbasierte Modelle bieten zudem den Vorteil,
dass sie nicht dem Kriterium des Marktgleichgewichts folgen mussen (Weidlich and Veit
2008; Sensfuld 2007) In der praktischen Anwendung sind jedoch starke Vereinfachungen
notig, damit beispielsweise bei Gleichgewichtsmodellen die Losungen des Gleichungssys-
tems konvergieren (Day et al. 2002). Zudem missen zur detaillierten Abbildung des Akteurs-
verhaltens zahlreiche Annahmen getroffen werden, da die tatsachlichen Beweggriinde nicht
bekannt sind (Pfluger 2013). In der Folge gestaltet sich die Kalibrierung und Validierung ins-
besondere bei agentenbasierten Modellen sehr aufwendig (Sensfuld 2007).
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Systemdynamische Simulationsmodelle wurden urspriinglich entwickelt, um dynamische
Industrieprozesse auf Basis von Differenzialgleichungen abzubilden, kénnen jedoch auch zur
Simulation des Strommarktes eingesetzt werden (Genoese 2013). Ebenso wie bei agenten-
basierten Modellen ist auch hier kein Gleichgewichtszustand zur Simulation des Marktes
erforderlich. Besonders geeignet sind systemdynamische Modelle, um Akteursentscheidun-
gen unter Unsicherheit zu simulieren (Pfluger 2013). Die Qualitat der Ergebnisse dieser Mo-
delle hangt jedoch sehr stark von den getroffenen Annahmen zu den Entscheidungsregeln
ab. Insbesondere unter einem langfristigen Zeithorizont und unter Berlcksichtigung von
Strukturveranderungen ist die Plausibilitdt der Simulationsergebnisse nicht immer gegeben
(Enzensberger 2003).

Optimierungsmodelle sind charakterisiert durch eine Zielfunktion, fir die unter Berlcksich-
tigung von zahlreichen Nebenbedingungen, ein Optimum im L&sungsraum berechnet wird
(Ventosa et al. 2005). Der Fokus liegt dabei entweder auf der Profitmaximierung eines ein-
zelnen Unternehmens bei exogen vorgegebenem Preis (mit der Annahme, dass das Unter-
nehmen als Preisnehmer agiert) oder auf der Kostenminimierung (Wohlfahrtsmaximierung)
eines gesamten Marktsegments mit endogen berechneten Preisen. Der zentrale Nachteil
von Optimierungsmodellen liegt in der Annahme von vollkommenem Wettbewerb bei perfek-
ter Information ohne Markteintrittsbarrieren (Pfluger 2013).

Demgegentiber steht jedoch der Vorteil von Optimierungsmodellen, dass durch die vereinfa-
chende Annahme des perfekten Wettbewerbs ein sehr hohes Mal3 an technischer Detailtiefe
(Sensful? 2007), eine hohe zeitliche oder raumliche Auflésung, ein sehr grof3es System mit
vielen Komponenten oder ein sehr langer Zeithorizont implementiert werden kann. Zudem
sind Optimierungsmodelle weit verbreitet und bewahrt bei der Untersuchung energiewirt-
schaftliche Fragestellungen, insbesondere zur Aufdeckung von Zusammenh&ngen und zur
Isolation von Einflussfaktoren (Genoese 2013). Da fur den Ansatz im Vergleich zu Simulati-
ons- und Gleichgewichtsmodellen weniger Annahmen Uber unbekannte Systemparameter
(z.B. Akteursverhalten) getroffen werden missen, ist die Methode transparenter und die Er-
gebnisse sind besser Vergleichbar mit denen anderer Optimierungsmodelle.

Damit die aufgeworfenen Forschungsfragen zufriedenstellend mit einem entsprechenden
Modellierungsansatz beantwortet werden kdnnen, wurden besonders die folgenden Anfor-
derungen zur Abbildung des Strommarktes als relevant identifiziert.

o0 Technische Detailtiefe zur Abbildung der Eigenschaften der betrachteten Technologien

0 Hohe zeitliche Auflésung zur Simulation des Strompreises (Stundenkontrakte) und zur
Abbildung der dynamischen Effekte des Einflusses erneuerbarer Energien

o Grolie Systemgrenze mit einer grof3en Anzahl an Systemkomponenten zur Abbildung
des Kraftwerksparks von Deutschland und seinen angrenzenden Nachbarstaaten im
ENTSO-E Netzverbund

o0 Langfristiger Zeithorizont bis zum Jahr 2050 mit strukturellen Veranderungen der Rah-
menbedingungen

Unter Berticksichtigung dieser Anforderungen erscheinen Optimierungsmodelle als der ge-
eignete Bottom-Up Ansatz fur die vorliegende Untersuchung. Den Problemen, die mit der
Annahme von vollkommenem Wettbewerb einhergehen, wird in einzelnen Aspekten versucht
zu begegnen. Beispielsweise, indem ein Ansatz zur Abbildung von Opportunitatskosten-
preissetzung (inkl. quasi-stochastischer Mark-ups) entwickelt wird. Oder durch die Ein-
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schrankung der perfekten Information mit dem Einsatz eines rollierenden Optimierungsver-
fahrens.

Die genaue Abbildung der Systemkomponenten und das Verfahren zur Simulation des
Strompreises wird ausfihrlich in der Modellbeschreibung (Kapitel 4) behandelt.

3.2 Szenarioanalyse

Mogliche Entwicklungen der Rahmenparameter des zukinftigen Stromsystems werden fur
die vorliegende Untersuchung uber eine Szenarioanalyse abgebildet. Daher sollen zunachst
nachfolgend die Grundziige der Szenariotechnik, und anschlielend die Vorgehensweise zur
Erstellung der Szenarien erlautert werden.

In der Literatur existiert keine einheitliche Definition des Begriffs Szenario. Jedoch wird da-
runter haufig ein in sich konsistenter, zukinftiger Systemzustand verstanden, in dem mehre-
re, untereinander in Beziehung stehende Variablen fixiert sind. In den meisten Fallen wird
zudem der Entwicklungspfad zu diesem zukunftigen Systemzustand (Zukunftsbild) beschrie-
ben (Kosow and Gal3ner 2008). Ziel der Szenarioanalyse ist es, dabei nicht die Zukunft vor-
herzusagen, sondern vielmehr die Einflussfaktoren und die Wechselwirkungen aufzuzeigen,
die zu einem bestimmten zukinftigen Systemzustand fiihren.

Szenarioanalysen kénnen grundsatzlich in explorative und normative Verfahren unterschie-
den werden. Explorative Szenarien starten in der Gegenwart und untersuchen interessens-
neutral die Entwicklung unter bestimmten Annahmen (Wenn-dann-Fragestellungen). Norma-
tive Szenarien sind hingegen von Werten oder Interessen geleitet. Meistens wird ein ge-
wilnschtes oder ein abschreckendes Zukunftsszenario definiert. Die anschlieRende Analyse
konzentriert sich dann auf die Frage, wie dieser zuklnftige Systemzustand erreicht oder
vermieden werden kann (Eurofound 2003). Eine weitere, ahnliche Unterscheidung von Sze-
nariotypen hinsichtlich der Perspektive ist die Unterteilung in Forecasting und Backcasting
Szenarien (Greeuw et al. 2000).

Die Durchfuhrung einer Szenarioanalyse verlauft Ublicherweise in mehreren typischen Pha-
sen. In Abbildung 3-3 wird eine mégliche Einteilung vorgestellt.

Phase 1 Phase 2 Phase 3 Phase 4 Phase 5

> \O Jd O
Szenariofeld- Schlusselfaktor- Schlusselfaktor- Szenario- Szenario-
Bestimmung Identifikation Analyse Generierung Transfer

Abbildung 3-3: Die fiinf Phasen der Szenarioanalyse

(Quelle: eigene Darstellung nach Kosow and Gaf3ner 2008)
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Der veranschaulichte Flunfphasenprozess einer Szenarioanalyse basiert auf dem Vorschlag
des Instituts fur Zukunftsstudien und Technologiebewertung und wird nachfolgend kurz skiz-
ziert:

In der Phase 1 (Szenariofeldbestimmung) wird die Systemgrenze oder der Betrachtungsbe-
reich der Untersuchung abgesteckt. In der vorliegenden Arbeit liegt der Fokus beispielsweise
auf der Betrachtung des Strommarktes in Deutschland.

In der Phase 2 (Schlisselfaktoridentifikation) werden fur die Fragestellung relevante Treiber
oder Einflussfaktoren identifiziert. Die Schliisselfaktoren stellen dabei die zentralen Parame-
ter bzw. Variablen dar, die das Szenario beschreiben. Fuir die vorliegende Fragestellung ge-
hort hierzu beispielsweise der Ausbau erneuerbarer Energien im Stromsystem.

In der Phase 3 (Schlisselfaktoranalyse) werden alle fir das Szenario relevanten Parameter
auf ihre mdglichen, zukinftigen Auspragungen hin untersucht. Es wird damit der sogenannte
Zukunftstrichter aufgespannt. In der vorliegenden Untersuchung waren dies beispielsweise
mogliche Entwicklungspfade fur den Ausbau erneuerbarer Energien oder die Entwicklung
der Stromnachfrage.

In der Phase 4 (Szenariogenerierung) werden aus dem Zukunftstrichter je nach Fragestel-
lung fir alle Parameter Entwicklungspfade ausgewahlt, die ein in sich konsistentes Zukunfts-
bild ergeben. Dabei miussen die Zusammenhange zwischen den Parametern auf Plausibilitat
gepruft werden. Die Buindelung der ausgewéhlten Parameter ergibt dann die jeweiligen Sze-
narien. Gemal der European Environment Agency (EEA) werden in zahlreichen Studien im
Bereich Energie und Klima Kriterien zur Szenarioauswahl angewendet, die sich entweder auf
das Mal3 politischer Intervention oder auf die Auspragung der nicht beeinflussbaren Rah-
menbedingungen beziehen. Dabei werden jeweils die Auspragungen von sozialen, 6kologi-
schen oder 6konomischen Faktoren betrachtet (Greeuw et al. 2000; Kosow and Gaf3ner
2008). Dieser Zusammenhang ist schematisch in Abbildung 3-4 dargestellt.

»Wait & See" : keine zusétzlichen politischen MalRinahmen

che Faktoren

Okof\om\s »Just Do It* : mit starken politischen Eingriffen

Okologische Faktoren

] ~Doom Monger* : pessimistischer Ausblick
Soziale Faktoren

»Carpe Diem* : optimistischer Ausblick

Abbildung 3-4: Typische Auspragungen von Szenarien im Bereich Energie und Klima

(Quelle: eigene Darstellung nach EEA Greeuw et al. (2000))

In der vorliegenden Untersuchung sind die ausgewahlten Szenarien an bereits existierende
Szenarien des Bundesumweltministeriums (BMU) (Nitsch et al. 2012) angelehnt. Sie beste-
hen aus einem ,Basisszenario® mit méRigen politischen Interventionen und einem leicht op-
timistischen Ausblick beziglich der Rahmenbedingungen sowie aus einem ,Climate Policy
Szenario®, dass starke politische Eingriffe und eine optimistische Entwicklung der Rahmen-
bedingungen voraussetzt.

In der Phase 5 (Szenariotransfer) steht die Analyse der Szenarien zur Beantwortung der
Forschungsfragen im Vordergrund. Es geht dabei darum, die Ergebnisse der Szenarioanaly-
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se zu interpretieren, um daraus mdoglicherweise Schlisse fur heutige Handlungsoptionen zu
ziehen. In der vorliegenden Arbeit konnten aus den Simulationsergebnissen Handlungsemp-
fehlungen hinsichtlich der Funktionsfahigkeit des Energy-Only-Marktes abgeleitet werden.

Fur die Erstellung der Szenarien in der vorliegenden Arbeit wurden alle beschriebenen Pha-
sen durchlaufen. Im Unterschied zu anderen Szenarioanalysen baut die Untersuchung je-
doch auf bestehende Szenarien des BMU auf, welche bereits mehrere in sich stimmige Zu-
kunftsbilder definieren. Innerhalb dieses Szenariofelds wurden dann Schliisselfaktoren iden-
tifiziert, die einen starken Einfluss auf die Zielkriterien zur Bewertung von Investitionsanrei-
zen fur neue Erzeugungskapazitat haben. Dabei orientiert sich die Auswahl der Schlissel-
faktoren an den in Kapitel 2.2 diskutierten Effekten, welche aus der energiewirtschaftlichen
Theorie abgeleitet werden kdnnen. Beispiele fur relevante Einflussfaktoren werden in Abbil-
dung 3-5 aufgefuhrt und in ihrer Wirkung der Angebotskurve, der Nachfragekurve oder der
Interaktion zwischen den Markten zugeordnet.

Angebotskurve Nachfragekurve Marktkopplung

Preis Preis Preis /

.
_

Kapazitat Kapazitat Kapazitat

Zukinftige Trends hinsichtlich
der Erzeugungskapazitat
* Wachsender EE-Anteil
¢ Dynamische Effekte EE

o Sinkende fossile Kapazitat

Zukiinftige Trends hinsichtlich
der Stromnachfrage
¢ Sinkende Stromnachfrage
¢ Nachfrage anderer Sektoren

o Preiselastizitat

Zukinftige Trends hinsichtlich
der Interaktion der Markte

o Ubertragungskapazitit

* Ausgleichende Effekte

» Effizienzgewinne

¢ Veranderung der KW-Struktur
o Steigende Speicherkapazitat
® Brennstoff-/EUA-Preise

Abbildung 3-5: Relevante zukiinftige Entwicklungen des Strommarktes mit Auswirkung auf
Investitionsanreize in neue Erzeugungstechnologie

(Quelle: eigene Darstellung)

AnschlieRend erfolgte fir diese Schllsselfaktoren die Definition plausibler Entwicklungspfade
nach optimistischen oder pessimistischen Annahmen. Die Variation dieser ausgewahlten
Schliusselfaktoren innerhalb des bestehenden Szenariorahmens dient zur Sensitivitatsanaly-
se mit dem Ziel, kritische Einflussfaktoren und mogliche Handlungsoptionen zu identifizieren.

Die durchgefuihrte Szenarioanalyse hat grundsatzlich einen explorativen Charakter, da zu-
nachst wertfrei bestimmte Parameter variiert werden. Allerdings sind die Sensitivitatsszena-
rien, die einen optimalen Kraftwerksmix fir das Jahr 2050 unterstellen, implizit auch norma-
tiv. Ein Uberblick sowie die ausfiihrliche Beschreibung der Szenarien befindet sich in Kapi-
tel 5.
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3.3 Messung von Investitionsanreizen

Die Anreize zur Investition in neue Erzeugungskapazitat aus den Preissignalen des Energy-
Only-Marktes werden in der vorliegenden Untersuchung an exemplarisch im Modell imple-
mentierten Anlagen ausgewahlter Technologietypen gemessen. Dabei handelt es sich um
die folgenden erneuerbaren und konventionellen Technologietypen:

o Braunkohlekraftwerk (lignite)
Steinkohlekraftwerk (coal)

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

Windpark See (wind offshore)
Windpark Kiste (wind coastal)

Windpark Binnenland (wind inland)

O O O O o o o

Photovoltaikanlage (pv)

Die entsprechenden technischen und 6konomischen Parameter, die die exemplarischen An-
lagen beschreiben, werden in den Kapiteln 5.3 und 5.4 erlautert.

Aus dem Simulationsergebnis des Kraftwerkseinsatzmodells REMO kann fir die exemplari-
schen Anlagen in jeder Stunde des Szenariojahrs berechnet werden, welche Strommenge zu
welchem Strompreis verkauft wurde und welche Kosten fiir die Stromerzeugung daftir ange-
fallen sind. In Summe Uber alle Stunden des Jahres ergibt sich daraus das operative Be-
triebsergebnis der jeweiligen Anlage. Die Berechnung der jahrlichen Ertrage aus dem opera-
tiven Kraftwerksbetrieb erfolgt nach Formel 3-1.

t(n)

op _ op
EP =Y (P(pplyt)- MCP,, - C

(ppl) — o] (ppl,1)

E(Opppl) Annual earnings from operations (EBITDA) of generating unit ppl [EUR/a]
P(ppl )
I\/ICF’(t) Market clearing price for electricityat time t [EUR/MWh]

op
(ppl, 1)

Electricity output variable of generating unit ppl at timet [MWh]

Operating costs variable of generating unit ppl at timet [EUR]

Formel 3-1: Operatives Betriebsergebnis

Mit den erwirtschafteten Ertrdgen aus dem operativen Kraftwerkseinsatz missen die jahrlich
anfallenden Fixkosten der exemplarischen Anlagen gedeckt werden. Diese setzen sich zu-
sammen aus den jeweiligen Investitionskosten, welche in Abhangigkeit der 6konomischen
Lebensdauer mit den gewichteten Kapitalkosten (WACC) auf eine jahrliche Annuitat diskon-
tiert werden. Zusétzlich werden anfallende jahrliche Fixkosten fir Personal und Wartung be-
ricksichtigt. Die Berechnung der zu deckenden jahrlichen Fixkosten der Anlagen wird nach
Formel 3-2 durchgefihrt.
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fix inv i(1+i)

_ . add
C(ppl) - C(ppl) (1+ i)n 1 + C(ppl)
C{prl) Discounted annual fixed costs of generating unit ppl [EUR/a]
C(i;\;l) Investment costs of generating unit ppl [EUR/a]
Cfpdpdl) Additional fix costs (maintenance, labour) of generating unit ppl [EUR/a]
i Imputed rate of interest (WACC) [%)]
n Economic lifetime of generating unit (amortisation period) [a]

Formel 3-2: Diskontierte jahrliche Fixkosten

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 kénnen, 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. Die Berechnung der Fixkostendeckungsrate zeigt Formel 3-3. Das Schema der
Berechnungsmethode wird in Abbildung 3-6 veranschaulicht.

E oo

rate __ ppl

FCR(ppI) - Cix -100
(ppl)

FCR{Z:::') Fix costs recovery rate of generating unit ppl [%]

Formel 3-3: Fixkostendeckungsrate

Ergebnis der Marktsimulation Fixkostenparameter
Kraftwerkseinsatz [h/a] Investitionskosten [EUR/KW]
Stromerzeugung [MWh] Kapitalkosten (WACC) [%]

Betriebskosten [EUR/MWh] Fixe Personal- & Wartungskosten [EUR/a]
Marktpreis fiir Strom [EUR/MWh] Okonomische Lebensdauer (AfA) [a]
Ertrdge aus dem Kraftwerksbetrieb Diskontierte Fixkosten [EUR/a]

(EBITDA) [EUR/a]

Interpretation
Energy-Only-Markt reizt neue Kapazitat an, wenn Profitmarge angemessen

Ertrége aus dem Kraftwerksbetrieb  Fixkosten

& B = Profitabilitat

Fixkostendeckungsrate [%0] X % 100 %

Abbildung 3-6 Schema zur Berechnung der Fixkostendeckungsrate

(Quelle: eigene Darstellung)
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4 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. stationdrer Speicher) von Deutschland und dessen Nachbarstaaten (Abbildung
4-2) im ENTSO-E Netzverbund ab. Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien wird fur
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.

Priméares Ziel des Modells ist es, den stindlichen Strompreis und den Einsatzfahrplan aller
Kraftwerke, Speicher und flexibler Nachfrager unter unterschiedlichen Ausbauszenarien er-
neuerbarer Energien flr einen vorgegebenen Zeitraum (z.B. ein Jahr) zu simulieren. Aus den
Simulationsergebnissen kénnen dann weitere Erkenntnisse abgeleitet werden. Dazu geho-
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 Stromaul3enhandels.

Eine schematische Darstellung des Aufbaus und der Funktionalitat des REMO Modells findet
sich in Abbildung 4-1. Die mathematische Formulierung der Basismodellversion von REMO
wird nachfolgend erlautert.

Szenarien
Erzeugung Verbrauch
1S TERRETTT - il
EE, fossile KW, Speicher Ubertragungsnetz, Interkonnektoren Flexible & unflexible Lasten, Speicher
Optimierung

Berechnung des kostenoptimalen ,Dispatch“ unter Berlicksichtigung 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
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Abbildung 4-1: Aufbau und Funktionalitat des Strommarktmodells REMO

(Quelle: eigene Darstellung)
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4.1 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 stiindlichen Handel vorsehen,
wurde die zeitliche Auflésung des REMO Modells auf eine Stunde eingestellt. Dartiber 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, fir die die exogenen Eingangsdaten aufberei-
tet wurden, umfasst jeweils ein Jahr.

Da der grof3flachige Ausgleich der fluktuierenden erneuerbaren Stromerzeugung einerseits
und der Ausgleich des stochastischen Verbraucherverhaltens andererseits durch die zuneh-
mende Verknupfung der Marktgebiete eine wichtige Rolle fir 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 Aufldsung
innerhalb Deutschlands umfasst das 20-Regionenmodell der Ubertragungsnetzbetreiber
(UNB), was gleichzeitig eine vereinfachte Abbildung des deutschen Ubertragungsnetzes
darstellt. Die Modellregionen sind in Abbildung 4-2 veranschaulicht.

Iy 4n0000

T 1 Orad

]

+

Abbildung 4-2:Systemgrenze und Modellregionen des REMO Modells

©0615 2011

(Quelle: eigene Darstellung)
Die Aufteilung der Modellregion__en (dispatch region: dpr) innerhalb Deutschlands entspricht
den folgenden Regelzonen der Ubertragungsnetzbetreiber:

o Tennet: 20-26

o Amprion: 71-76

o 50 Hertz: 80-84

o Transnet BW: 41-42
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4.2 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 flr einen bestimmten Zeitraum unter Bericksichti-
gung von technischen und 6konomischen Nebenbedingungen des Kraftwerksbetriebs und
der Elektrizitatsibertragung (Wood and Wollenberg 1996).

Neben der Zielfunktion zur Minimierung der Systemkosten (Kapitel 4.7) ist die Bilanzglei-
chung zum Ausgleich von Stromerzeugung und Stromverbrauch (Formel 4-1) fur 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 fir die
Bestimmung des Marktpreises, welcher aus den Systemgrenzkosten abgeleitet werden
kann.

ppl(n) spl(n) dpri(n .
out import win pv
p%l) P(ppl,dpr,t)+ szl(:l) (spl, dpr, t) t+ Z P (dpr1,dpr,t) P (dpr, t P (dpr,t)
spl(n) dprl (n dr(n)

r(1)

fl(n
_ |n export Z z out Z
- L(dpr,t)+ Z() (spl,dpr,t) + Z P (dpr, dpr1, t+ P (dr, dpr, t) (dr, dprt Pfl dpr,t)
spl(1

P(pp| dpr.) Electricity output variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at time t [MW]
P((;l;tl Jdpr.) Electricity output variable of storage unit spl in region dpr at timet [MW]
P(T;’ri'fdpr’w Electricity import variable from region dprl into region dpr at time t [MW]
Pg';rdt) Electricity output of wind turbines in region dpr at timet [MW)]
P Z‘;r 9 Electricity output of photowltaic systems in region dpr at timet [MW]
L(dpr’t) Electricity demand of region dpr at time t [MW]
P('Spl dpr 1) Electricity consumption variable of storage unit spl in region dpr at time t [MW]
&prrogprl 9 Electricity export variable from region dpr into region dprl at time t [MW]
P&l:t’dpr' 9 Electricity demand reduction variable of DR (load shift) unit dr in region dpr at timet [MW)]
P('gr dpr. 1) Electricity consumption variable of DR (load shift) unit dr in region dpr at time t [MW]
P(fl dpr 1) Electricity demand reduction variable of flexible load unit fl in region dpr at time t [MW]

Formel 4-1: Bilanzgleichung fir Erzeugung und Verbrauch von Elektrizitat

Eine weitere Nebenbedingung zur Abbildung von Stromerzeugungsanlagen ist die Leis-
tungsbeschrankungsgleichung. Diese Gleichung (Formel 4-2) 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 ¢ffentlichen 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-
fahrt (Ellersdorfer et al. 2008).

Zusatzlich wird die Leistungsabgabe durch die Verfugbarkeit 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 Verfigbarkeit Uber die gesamte Optimierungsperiode gleich
verteilt ist.

PN .S <P <P™ .S

(ppl) “(ppl,dpr,t) (ppl,dpr,t) (ppl)  “(ppl,dpr,t)

Pmax — (Pgross _ Paux ) . AF(

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

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 timet [-]
P(";igl) Minimum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
(rf;;l() Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
ngrgls)s Gross electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
prupxl) Auxiliary power requirements of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
AF Availability factor of hydro-thermal generating unit ppl [%]

(pp!)

Formel 4-2: 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 4-3
und Formel 4-4) beschrieben.

RRneg P(Dphdpf,t) _P(ppl,dpr,t 1) RRpos

(ppl) max max (ppl)
(ppl) P(ppl)
P(pp| dpr.t) Electricity output variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at timet [MW]
P(T;)I() Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
RR ';‘;sl Maximum positive ramp rate of thermal generating unit ppl [%]
RRneg Maximum negative ramp rate of thermal generating unit ppl [%]

(ppl)

Formel 4-3: Leistungsanderungsgeschwindigkeit
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State variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [-]
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T(Upppl) 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 4-4: Mindeststillstand und Anfahrzeiten

Da die Bereitstellung von Kraftwerksleistung fiir den Regelleistungsmarkt Ruckwirkungen auf
den Kraftwerksdispatch und damit auf die Preisbildung am Spotmarkt hat, miissen auch Ne-
benbedingungen fiir den Regelleistungsmarkt im Modell berlcksichtigt werden. Diese wer-
den mit den folgenden Gleichungen (Martinez Diaz 2008) modelliert (Formel 4-5).
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P(ppl,dpr,t) Electricity output variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at timet [MW]
S(ppl,dpr,t) State variable of hydro-thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]
P;:Sl) Minimum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
F;)T) Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
Reszp;? t?os Positive spinning reserve in region dpr at timet [MW]
Reszp;? Seg Negative spinning resene in region dpr at time t [MW]
Res&‘;r:sgi"’ POS " Positive non-spinning resene in region dpr at time t [MW]
Resr;(;r:sgm neg Negative non-spinning resene in region dpr at timet [MW]

Formel 4-5: 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 Rickwirkungen auf den Strommarkt verursachen. Eine ausfihrliche Darstellung
mdglicher 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
stundlich aufgelosten Warmeparameter auf Basis der Gradtagszahlen fur das Basisjahr 2011
modelliert. Dieser Parameter stellt eine must-run-Anforderung fur die Stromerzeugung dar.
Zusétzlich muss durch die KWK-Anlagen eine warmeinduzierte Mindeststrommenge pro Pe-
riode erzeugt werden (Formel 4-6).

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

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

Z Z P > Pheat
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P(ppl dpr.t) Electricity output variable of cogenaration unit ppl in region dpr at time t [MW]
P(rnpigl) Minimum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW]
heat(dpr’t) Heat supply parameter in region dpr at time t [%]

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

Formel 4-6: Kraft-Warme-Kopplung

Die Beziehung zwischen den technischen Beschrédnkungen der Leistungsabgabe und den
Kosten des Betriebs von thermischen Kraftwerken wird Uber die Input-Output-Charakteristik
hergestellt (Wood and Wollenberg 1996). Eine idealisierte Darstellung des Zusammenhangs
illustriert Abbildung 4-3 in Abhangigkeit der Optimierungsmethode.

Fuel Linear el Mixed-Integer Fuel Non-Linear
costs Approximation costs Approximation costs Approximation
[€/h] [€/h] [€/h]
A
Cfmax [ Cfmax r Cfmax [
Cfmin Cfmin
— Power
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[MW] MW] MW]

Abbildung 4-3: 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 hoher. 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 bindren 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 4-7 (Kart-
hikeyan et al. 2009; Padhy 2004; Ruzic et al. 1998), eine gemischt-ganzzahlige vereinfachte
Abbildung der Brennstoffkosten in Abhéngigkeit der Leistungsabgabe wird in Formel 4-8 (El-
lersdorfer et al. 2008; Martinez 2008) dargestellt.
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Zusatzlich zu den Brennstoffkosten missen die Kosten fir Emissionszertifikate berticksich-
tigt werden. Da diese ebenfalls vom Wirkungsgrad abhangig sind, werden sie ahnlich model-
liert wie die Brennstoffkosten (Formel 4-9).
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S(ppl,dpr,t) State variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [-]
P(n;;) Minimum electricity output of thermal generating unit ppl [MW]
P&T) Maximum electricity output of thermal generating unit ppl [MW]
Cfprzl dpr.1) Emission costs variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
Cfpn;’l;nax Emission costs at maximum electricity output of thermal generating unit ppl [EUR]
Cfpn;’mn Emission costs at minimum electricity output of thermal generating unit ppl [EUR]
q";apf) Efficiency at maximum electricity output of thermal generating unit ppl [-]
n;i;” 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/MWh]

Formel 4-9: Kosten fir Emissionszertifikate

AulBer den Brennstoffkosten und den Kosten fiir CO,-Zertifikate werden Ublicherweise in
Kraftwerkseinsatzmodellen und in REMO noch weitere variable Kosten berlcksichtigt, wel-
che beispielsweise auf anteilig angerechnete Personalkosten, Kosten flr Hilfs- und Betriebs-
stoffe, Kosten fur Abfallentsorgung oder Risikopramien zur Absicherung gegen unerwinsch-
te Entwicklungen der Brennstoffpreise oder ungeplante Kraftwerksausfalle zurlickgehen
(Mirbach 2009). Beispielwerte flr aggregierte Parameter von zusétzlichen 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 4-3 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 4-10) wird bereits in der Ar-
beit von Dillon et al. (1978) vorgestellt.
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Formel 4-10: 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 Kréamer (2002) und Ehlers (2011) anlehnen.

In Summe ergeben die voran diskutierten Kostenkomponenten die Betriebskosten von ther-
mischen Kraftwerken, welche in Formel 4-11 dargestellt sind.

Cloot.apr.0 = Clont.apr. * Clopranr.t) * Clopt.cor.t) * Clophar.o

C(opppl,dpr,t) Operating cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
C{:Z:‘dprlt) Fuel cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
C(epn;I,dpr,t) Emission cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
C\(';";l’dpr’t) Other variable cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C(s;";? dpr.t) Start-up cost variable of thermal generating unit ppl in regiondpr at timet [EUR]

Formel 4-11: Betriebskosten von thermischen Kraftwerken

4.3 Erneuerbare Stromerzeugung

Damit die dynamischen Effekte der erneuerbaren Energien untersucht werden kénnen, wur-
den insbesondere die dargebotsabhdngigen Ressourcen Windenergie und Photovoltaik mit
stindlich aufgelosten Einspeiseprofilen modelliert. Daftir wurden historische Erzeugungsda-
ten der Ubertragungsnetzbetreiber (EEX 2012a; EEX 2012b) fuir 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 abzuglich 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 fur das Basisjahr begrenzt wird. Fur Zukunftsszenarien wird angenommen,
dass die Stromerzeugungsanlagen aus Wasserkraft, Biomasse und Geothermie teilweise fir
Lastfolgebetrieb ausgelegt sind und damit einen Flexibilitatsbeitrag zur Integration der dar-
gebotsabhéangigen Ressourcen leisten. Die Generierung und Aufbereitung der exogenen
Parameter fir die erneuerbare Stromerzeugung wird in Kapitel 5.4 und Anhang 10.1 ausfihr-
lich beschrieben.

4.4 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,
wurden die im REMO Modell implementierten Technologien auf ihre elementaren Eigen-
schaften reduziert. Spezielle Nebenbedingungen wie beispielsweise Wasserzufluss bei
Pumpspeichern oder Verluste Uber die Speicherdauer wurden vernachlassigt. Formel 4-12
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 Veréande-
rung des Speicherfillstandes in jedem Zeitschritt an.
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POUt out, max
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out = Vispl,dpr,t-1)
spl)
in rnax
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(spl)
Pg;tl dpr ) Electricity output variable of storage unit spl in region dpr at time t [MW]
ngpl dpr.t) Electricity consumption variable of storage unit spl in region dpr at time t [MW]
V(spl dpr ) Stored energy variable of storage unit spl in region dpr at time t [MWHh]
ng'lr)nax Maximum electricity input parameter of storage unit spl [MW)]
P(z:tlimax Maximum electricity output parameter of storage unit spl [MW]
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Electricity input efficiency of storage unit spl [%]

Electricity output efficiency of storage unit spl [%]

Formel 4-12: Energiespeicher

4.5 Elektrizitatstbertragung

Die Lastfliisse 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 fuhrt (Wood and Wollenberg 1996). Dieses DC-
Lastflussmodell wurde mit den Gleichungen in Formel 4-13 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 zugehorigen physikalischen Stromflisse zwischen den
Netzknoten linear angenéhert werden (BNetzA 2009; Duthaler 2007).

% Da fiir die vorliegende Untersuchung die physikalischen Lastfliisse eine untergeordnete Rolle spielen, wurde
bisher auf die Umsetzung einer PTDF-Matrix verzichtet.
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pex ex, max
(dpri,dpr,t) ' (dprl,dpr)
ex ex, max
> _ ,
P(dprl,dpr,t) = P(dpr,dprl)
ex _ _ pex
P(dprl,dpr,t) - P(dpr,dprl,t)

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

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

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

Formel 4-13: DC-Lastfluss

Zur vereinfachten Modellierung des Ubertragungsnetzes von Deutschland und den Inter-
konnektoren zwischen den Landern im Netzverbund wurden alle Ubertragungsnetzknoten
innerhalb der abgebildeten Modellregionen (Abbildung 4-2) jeweils zu einem sogenannten
,Hub* zusammengefasst. Die vorhandenen Ubertragungsleitungen zwischen den Modellre-
gionen wurden zu sogenannten ,Flowgates” aggregiert (Duthaler 2007). Abbildung 4-4 zeigt
das vereinfachte Netzmodell mit den implementierten Hubs und Flowgates fur die reprasen-
tierten Regionen (dpr).

Iy 400,000
¥ 10md

©0615 2011

Abbildung 4-4: Netzknoten und Leitungen im REMO Modell

(Quelle: eigene Darstellung)
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4.6 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
stundlich aufgeloste 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 Maf3nahmen (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 fihrt zu nachfra-
geinduzierten Spitzenpreisen bei Knappheit. Insbesondere die bessere Anbindung der Sek-
toren Warme und Verkehr wird zukiinftig zu zuséatzlichen flexiblen Lasten bei niedrigen Prei-
sen im Stromsektor fihren und damit die Integration der dargebotsabhéngigen erneuerbaren
Energien unterstitzen. Sowohl der Lastabwurf als auch die zusatzlichen Lasten werden im
Modell als preiselastische Nachfragekurve abgebildet. Die Annahmen zu diesem Teil der
elastischen Nachfrage werden in Kapitel 5.6 néher erlautert. Die Modellierung der Nachfrage
ist schematisch in Abbildung 4-5 dargestellit.

Price

[EUR/MWHh]
Strategic power reserve
(trigger price: 1000 EUR/MWh)
1000 Load shedding
(endogenous)
Demand curve Inelastic part.of Ioad_curve
(exogenous time series)
100 \
Supply curve / Valley filling
\ (endogenous)
\\ Load
T T T T T T T T
[GW]

Abbildung 4-5: Teilelastische Nachfragekurve im REMO Modell

(Quelle: eigene Darstellung)

Die preiselastischen Elemente der Stromnachfrage kdnnen im Modell zu- oder abgeschaltet
werden. Dadurch ist es moglich, die Wirkungen einer elastischen Nachfrage in der Szenario-
analyse zu untersuchen. In manchen Szenarien wird auch eine strategische Stromreserve
mit einem hypothetischen Auslosepreis von 1000 EUR/MWh (bzw. 500 EUR/MWh) imple-
mentiert, da dieser mindestens so hoch sein muss, dass im Knappheitsfall Investitionen in
neue Technologien angereizt werden (Nicolosi 2012b). In praktischen Vorschlagen zur Aus-
gestaltung einer strategischen Reserve liegt der Auslésepreis meist oberhalb der Grenzkos-
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ten der letzten produzierenden Einheit und unterhalb der Preisobergrenze (StfRenbacher et
al. 2011; Consentec 2012b; BMU et al. 2013)

4.7 Optimierungsproblem

Das Optimierungsproblem der Kraftwerkseinsatzoptimierung besteht darin, den kostenopti-
malen Einsatz des Kraftwerksparks bei gegebener Last und unter Einhaltung technischer
und 6konomischer Nebenbedingungen fur einen bestimmten Zeitraum zu berechnen. Folg-
lich beinhaltet die Zielfunktion (Formel 4-14) alle im Zeitraum und innerhalb der Systemgren-
zen anfallenden Kosten abziiglich der Ertrdge aus der Bereitstellung von Kraftstoff oder
Warme fur andere Sektoren. Das Ziel ist die Systemkostenminimierung.

o pp!(n) dpr(n fl(n) dpr(n) t(n) ,
ot __ : .
Z Z Z C (ppl, dpr,t) Z Z Z E(fl,dpr,t) = min
ppl (1) dpr(1 fl(1) dpr(1) t(1)
c* Total electricity production cost variable [EUR]
Cfpppl dpr.) Operating cost variable of generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
Ef;;f dpr 1) Earnings variable of flexible load unit fl in region dpr at timet [EUR]

Formel 4-14: Zielfunktion

Damit das Optimierungsproblem fur eine stiindlich aufgeloste Optimierungsperiode von ei-
nem Jahr unter Abbildung des blockscharfen Kraftwerksparks innerhalb der Systemgrenzen
mit den vorhandenen Rechenkapazitdten beherrschbar bleibt, wurde ein mehrstufiges Opti-
mierungsverfahren mit rollierendem Planungshorizont (Ellersdorfer et al. 2008) implemen-
tiert. Dabei wird zunachst der Kraftwerkseinsatz fir eine Periode von zwei Monaten ge-
schlossen optimiert. Anschliel3end werden dann die Zustandsvariablen vom Ende des ersten
Monats an die nachste Optimierungsperiode Ubergeben und es folgt der zweite Optimie-
rungsschritt. Dieses Verfahren lauft so lange, bis ein Simulationsjahr berechnet wurde. Das
Prinzip ist schematisch in Abbildung 4-6 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 4-6: Mehrstufige Optimierungsmethode mit rollierendem Planungshorizont

(Quelle: eigene Darstellung nach Ellersdorfer et al. (2008))
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4.8 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 enthélt 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 LOosungsalgorithmus Uber die Berechnung der Schattenvariablen der Lastbilanzglei-
chung aus Formel 4-1 (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 entnommen werden kdnnen (Martinez
2008; Mirbach and Schuetze 2009; Schwarz and Lang 2006; Sensful3 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 4-3), 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 4-5) einerseits und durch die Abbildung von Preisauf-
schlagen andererseits kdnnen somit die Wirkungen der ,,Peak-Load-Pricing-Theorie* (Kapitel
2.2.2) untersucht werden.

Preisaufschlage, die zur Fixkostendeckung von Spitzenlastkraftwerken auf die kurzfristigen
variablen Kosten in Knappheitssituationen aufgeschlagen werden (Sensful3 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 (Bundeskartellamt 2011)%. Daher werden im
REMO Modell Preisaufschlage als aggregierte GroRe zur Abbildung dieser Effekte model-
liert.

In der Literatur finden sich verschiedene Anséatze, 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). Fur 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 verfigbaren Erzeugungskapazitat an der zu deckenden residualen
Last genutzt werden.

2 In der Sektoruntersuchung Strom fiihrt das Bundeskartellamt den Nachweis (z.B. fur das Kernkraftwerk
Neckarwestheim [), dass der Ansatz von Opportunitatskosten und andern Formen von Mark-ups bei den Day-
Ahead-Angebotspreisen eine erhebliche Rolle spielen kann (Bundeskartellamt 2011).
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Die durch Preisaufschlage zusatzlich erzielten Knappheitsrenten sind gemaf 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 Austibung von Marktmacht.

Einen empirischen Nachweis flr strategisches Bietverhalten fihren Holmberg und Newbery
(2010) fur die Preise an einer europaischen Stromborse. Sie analysieren dafir die Differenz
zwischen den Marktpreisen und den marginalen Kosten in Abhangigkeit der relativen verflg-
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 4-7 dargestelit.

Im Rahmen der vorliegenden Arbeit wird eine &hnliche Untersuchung fur das deutsche
Marktgebiet fir das Basisjahr 2011 durchgefuhrt. 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 Preisaufschldge bei Knappheit fiir 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 fur zukinf-
tige Szenariojahre wird die hockey-stick-function so implementiert, dass sie in Abhangigkeit
von Kapazitatsknappheit im gesamten System ausgelost wird.
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Abbildung 4-7: Beobachtete Preis-Kosten mark-ups an einer europaischen Strombdrse

(Quelle: Holmberg und Newbery (2010))

Da aul3er durch strategisches Bietverhalten von Marktteilnehmern in Knappheitssituationen
Preisspitzen auch durch stochastische Effekte, wie beispielsweise durch Kraftwerksausfélle,
entstehen kénnen, erfasst die Methodik zur Modellierung von mark-ups nur einen Teil der
Abweichungen der modellierten Systemgrenzkosten zu den Marktpreisen. Zur deterministi-
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schen Abbildung dieser stochastischen Effekte wird ein ahnlicher Ansatz gewahlt wie bereits
bei der Modellierung der Stromerzeugung aus dargebotsabhéangigen erneuerbaren Energien
oder den Lastprofilen fir Elektrizitat oder Warme. Im Gegensatz zu den bereits im Modell
hinterlegten dynamischen Parametern (fir Wind, PV, Last, Warme, etc.) liegen jedoch fur die
stindliche Verfiigbarkeit von Kraftwerken und fir andere stochastische Einfllisse keine histo-
rischen Daten vor. Die einzige historische Informationsquelle fur diese Effekte ist der Markt-
preis selbst. Daher wird fur die vorliegende Untersuchung ein Korrekturfaktor eingefihrt, der
aus den normierten stundlichen 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 Téaler
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 4-15 beschrieben.

Cot o = (Climt aor.a * Clm o+l apr. ) Markup

start
(ppl.dpr.t) = \~(ppl,dpr,Y (ppl, dpr, t) (ppl, dpr, t) 'CorreCt(dpr,t) +C

dpr,t) (ppl.dpr,t)
_ .16 5 14 13 .2 .
markup, = 8.4 - util; — 19 - util ; + 16.7 - util , — 6.8 - util  + 1.3 - util{; —0.1 - util , + 1

dpr(n)

wind pv
2, (L(dpr,o ~Plopry — P(dpr,r))
util = 2
(t) ppl(n)
max
Z P(ppl)
ppl(1)
C(opppI dpr.t) Operating cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at timet [EUR]
C{sz: dpr.t) Fuel cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C(eprgl dpr.t) Emission cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C;’;;l gory  Otherariable cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]
C(S;";T gpry  Start-up cost variable of thermal generating unit ppl in region dpr at time t [EUR]

markup(t) hockey-stick-function at time t [-]

correct(dpr’t) stochastic effects factor in region dpr at time t [-]

utilm utilisation of total available generation capacity at time t [-]

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

P\(l:;rd,t) Electricity output of wind turbines in region dpr at timet [MW]

P(Z‘;r’t) Electricity output of photowoltaic systems in region dpr at timet [MW]
P(";)T) Maximum electricity output of hydro-thermal generating unit ppl [MW)]

Formel 4-15: 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 Mal3 an Abweichungen nicht zu vermeiden ist. Insbesondere die Preisspitzen werden
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tendenziell unterschatzt und die extremen Niedrigpreise Uberschatzt. Zudem kann die Ver-
nachlassigung von negativen Preisen zu einer Verzerrung der Ergebnisse fur zukUnftige
Szenarien fuhren.

In Abbildung 4-8 und Abbildung 4-9 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 4-10) ist
einerseits die oben erwahnte tendenzielle Unterschatzung von Preisspitzen und die tenden-
zielle Uberschatzung von Niedrigpreisen aber auch andererseits die gute Annaherung der
Strompreise im mittleren Bereich zu erkennen. Abbildung 4-11 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 4-8: Simulierter Kraftwerkseinsatz nach Energietrager (Mérz 2011)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Market Clearing Price (7.-13. March 2011)
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Abbildung 4-9: Simulierter Strompreis vs. Strompreis der EPEX Spot (Mérz 2011)

(Quelle: eigene Darstellung; EPEX Spot 2012)
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Abbildung 4-10: Geordnete Preisdauerlinie fiir das Jahr 2011 (simuliert und EPEX Spot)

(Quelle: eigene Darstellung; EPEX Spot 2012)
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Abbildung 4-11: Korrelation der simulierten und der realen Strompreise fur das Jahr 2011

(Quelle: eigene Darstellung; EPEX Spot 2012)

Die Anpassungsgute kann mit dem in Formel 4-16 beschriebenen ,normalised root mean
squared error* (NRMSE) gemessen werden, welcher nach der Kalibrierung fur die simulier-
ten Strompreise im Basisjahr 2011 einen Wert von etwa 3% annimmt. Der Korrelationskoeffi-
zient (Formel 4-17) ergibt eine Ubereinstimmung der simulierten und der historischen Strom-

preise fur 2011 von ca. 90%.

n

Z (Xi _Yi)2

RMSE = |=
n
NRMSE = —RMSE__
Yimax _Yimm
RMSE Root mean squared error

NRMSE Normalised root mean squared error
Xi Forecasted time series

Y. Actual time series

Y™ Maximum obsenved value

y mn Minimum obsened value

Formel 4-16: Berechnung der Anpassungsgite RMSE
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r Pearson's correlation coefficient applied to a sample
Xi , Yi Sample variables

X , Y Sample mean

Formel 4-17: Berechnung des Korrelationskoeffizienten nach Pearson

4.9 Modellendogener Kraftwerkszubau

Zusatzlich zur Basisvariante von REMO wurde eine Modellversion (REMO-Invest) entwickelt,
die den kostenoptimalen Zubau an Kraftwerken bzw. den optimalen Kraftwerksmix fur 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 unveréandert.
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5 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 flr die Untersuchung relevanten Eingangsparameter fur
das Basisjahr und deren Variationen Uber die verschiedenen Szenarien vorgestellt.

5.1 Szenarienubersicht

Wie bereits in Kapitel 3.2 diskutiert, werden fiir die vorliegende Untersuchung mdgliche Ent-
wicklungen der Rahmenparameter des zukinftigen Stromsystems Uber Szenarien abgebil-
det. Die Szenarien wurden dabei so gewahlt, dass sie zukinftige 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 tiber die ausgewahlten Szenarien und die betrachteten Szenariojahre bietet
Tabelle 5-1. Die ausfuhrliche Beschreibung der Basisdaten und Entwicklungspfade erfolgt ab
Kapitel 5.2.

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 Scenario |massive cross-boarder
transmission constraints X X X X
A-D Demand Scenario increasing consumption &
back-up capacity X X
A-S Supply Scenario decreasing fossil capacity & v v
adequate demand elasticity
B Climate Policy Scenario strong RES increase, fossil fade v %
out, flexible demand
A* Base Scenario system marginal cost without mark v
(no mark-ups) ups
A-E* |Emissions price scenario EUA price according to IEA WEO
(strong increase) 450ppm X
A-S*  |Supply Scenario cost optimal power plant fleet
(optimal) X
B* Climate Policy Scenario cost optimal power plant fleet v
(optimal)
B** Climate Policy Scenario strong incerease in storage X
(optimal + storage) capacity in NO and SE

Tabelle 5-1: Szenarioubersicht
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Das Szenario A (Base Scenario) baut fur 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 fur 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 Abh&ngigkeit von Potenzialdaten fort-
geschrieben. Die Entwicklung der Stromnachfrage fur 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 verénderten Pfad der Brennstoffpreisentwicklung. Diese Variation fuhrt bei
unverénderten 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 fur Emissionszertifikate mehr in die Grenzkosten zur Strom-
erzeugung einkalkuliert werden.

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

Das Szenario A-D (Demand Scenario) beschreibt eine Sensitivitatsvariante fir das Szenario
A mit der Annahme, dass die Mal3nahmen zur Steigerung der Energieeffizienz im Stromsek-
tor scheitern und bei gleichbleibendem Kraftwerkspark die Stromnachfrage tber die n&chs-
ten Jahre leicht ansteigt.

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

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

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

Das Szenario A* 2050 untersucht fir 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).

% Unter ,fuel-switch* wird hier die Veranderung der Rangfolge von Gas- und Steinkohlekraftwerken in der Merit-
Order-Kurve verstanden. Wahrend heute die Grenzkosten (hauptséchlich bestimmt durch Brennstoffkosten und
CO»-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. Dafur wird mit einer
erweiterten Modellvariante fir 2050 der kostenoptimale Erzeugungsmix fur konventionelle
Kraftwerke bei sonst festem Szenariorahmen berechnet. Mit diesem optimalen Kraftwerks-
park werden dann erneut die Strompreise und die Investitionsanreize fir Erzeugungsanlagen
untersucht.

Das Szenario B* 2050 untersucht fir 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 Inter-
konnektoren, damit die Speicherkapazitaten in ausreichendem Mal3e von allen modellierten
Marktregionen genutzt werden kdénnen.

5.2 Brennstoffe und Emissionszertifikate

Die Annahmen fir 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) fur das vorliegende Szenario A-F. Die jeweiligen Pfade
zu den Brennstoffpreisannahmen werden in Abbildung 5-1 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 5-1: 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 Sensitivitdatsszenario A-E (emission
price scenario) in dem ein Scheitern des Emissionshandelssystem unterstellt wird und keine
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 5-2 dargestellt.
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European Emisson Allowances EUA (price paths)
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Abbildung 5-2: 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 5-3 veranschau-
licht. In dieser Darstellung féllt auf, dass fur 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.

Fuel Switch
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Abbildung 5-3: Entwicklung der Grenzkosten von Kohle- und Gaskraftwerken

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

* In diesem Zusammenhang wird bei einer Veranderung des Primarenergietragereinsatzes von Gas zu Kohle
auch von ,fuel-switch“ gesprochen.
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5.3 Konventionelle Stromerzeugung

Heute sind sowohl kommerzielle als auch 6ffentliche Kraftwerksdatenbanken fiir 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 fur die Untersuchung aus Literaturangaben®, Recherchen zu einzelnen Kraftwerken
oder durch Expertenschatzungen zusammengestellt. Flir 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 4-2) werden zur Verringerung der Komplexitat in grof3eren Leis-
tungseinheiten zusammengefasst. Insgesamt wird im Modell fir das Basisjahr der Einsatz
von etwa 700 hydro-thermischen Erzeugungsanlagen und Speichern in stindlicher Auflo-
sung fir ein Jahr optimiert.

Fur die Analyse der Investitionsanreize in neue fossile Erzeugungskapazitat (Abbildung 3-6)
wurden vier exemplarische Kraftwerkstypen mit den entsprechenden charakteristischen Pa-
rametern definiert und fir alle Szenarien im Modell implementiert. Ausgewéhlte Annahmen
zu diesen Beispielkraftwerken werden in Tabelle 5-2 dargestelit.

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 5-2: Ausgewahlte Parameter von Beispielkraftwerken>®

Bei den ausgewadhlten fossilen Beispielkraftwerken wird angenommen, dass die Technologie
weitgehend ausgereift ist und daher die Entwicklung der Investitionskosten real tber den
Betrachtungszeitraum bis zum Jahr 2050 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 5-4). 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.

Die Kraftwerkskapazitaten fur das Jahr 2050 bestehen zum uberwiegenden Teil aus Gas-
kraftwerken (GT und GuD), welche bei Bedarf auch mit regenerativen Brennstoffen befeuert
werden kdnnen. Damit wird gewdahrleistet, dass insbesondere im Szenario B (climate policy)
entsprechende Emissionsminderungen erzielt werden.

% Beispiele fir Kraftwerksparameter finden sich in vielen veréffentlichten Arbeiten zur Modellierung des Kraft-
werksparks sowie in Grundlagenbuchern zur Kraftwerkstechnik (Ellersdorfer et al. 2008; Flosdorff and Hilgarth
2003; Kramer 2002; von Oehsen 2012; Rosen 2008; Steck and Mauch 2008).

% Die Kostenangaben entsprechen Realpreisen mit Bezugsjahr 2011.
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Abbildung 5-4: Entwicklung der konventionellen Erzeugungskapazitat DE (Szenario A)
(Quelle: eigene Darstellung nach BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012))

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
5-5 dargestellt.

Der tbrige konventionelle Kraftwerkspark der modellierten europdischen 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.

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 fur alle Modellregionen bei sonst un-
veranderten Annahmen berechnet. Fur diese optimal installierten Leistungen je Kraftwerks-
typ wurde anschlieBend ein Kraftwerkspark mit typischen Gréenklassen und einer Band-
breite typischer Wirkungsgrade je Kraftwerkstyp entwickelt. Dieser fiktive, blockscharf aufge-
l6ste 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 3-6).
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Fossil capacity (Scenario A-S)

100,000
90.000 Assumptions: market consolidation leads to accelerated " N_Ud_ear power
’ market exit and delayed market entry of fossil capacity M Lignite
M Hard coal
80,000 - m Natural gas
mOil

70,000 +
B
Z
> 60,000 -
§ Optimal fossil
S 50,000 - capacity in 2050:
s CCGT: 29,986 GW
2 40000 | \ST: 5,160 GW
2
(%)
30,000

20,000 + ?

10,000 A °

0
2011 2020 2030 2040 2050
years

Abbildung 5-5: Entwicklung der konventionellen Erzeugungskapazitéat DE (Szenario A-S)

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

Nach derselben Vorgehensweise wird auch fir 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
5-6 fUr alle Szenarien mit optimiertem fossilem Kraftwerkspark die regelbare Kraftwerksleis-
tung gegentber gestellt.
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5.4 Erneuerbare Stromerzeugung

Damit die dynamischen Effekte der dargebotsabhangigen erneuerbaren Energien im Modell
abgebildet werden konnen, werden fur das deutsche Marktgebiet stiindlich aufgeldste histo-
rische Einspeiseprofile der UNB eingesetzt. Fur 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 zuklinftigen Szenariojahre wurde
das Erzeugungsprofil skaliert. Dabei wurden Effekte, die beispielsweise durch zu erwartende
veranderte Auslegung der Anlagen entstehen, vernachlassigt.

Fiur die modellierten Marktgebiete aul3erhalb Deutschlands sowie fir die Windenergie auf
See liegen jedoch keine oder nur unzureichende historische Einspeisedaten vor. Daher wur-
de sowohl fir Wind (Abbildung 5-7) als auch fir Photovoltaik (Abbildung 5-8) eine Methodik
entwickelt, mit der auf Basis von meteorologischen und geografischen Daten fir das Jahr
2011 stundlich aufgeldste Einspeiseprofile berechnet wurden. Die ausfuhrliche Beschreibung
der Vorgehensweise wird im Anhang (Kapitel 10.1 und 10.2) dargestellt.
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Abbildung 5-7: Modellierung einer stiindlich aufgeldsten Wind-Einspeisezeitreihe
(Quelle: eigene Darstellung)

Standortauswahl
Auswahl von tber das Land verteilten

Referenzstandorten.

Strahlungs- und Temperaturdaten
a Globalstrahlung, Direktstrahlung und

AuBentemperaturen je Standort.

Strahlungsintensitat auf
Modulebene

Berechnung der diffusen, direkten
e und vom Boden reflektierten

Strahlung fiir verschiedene PV-Einspeisezeitreihe
Ausrichtungen und Neigungen je e Zusammenfassung der einzelnen
Standort. relativen Systemleistungen zu
einer nationalen
Modultemperatur Einspeisezeitreihe.
Bestimmung der Modultemperaturen
° unter Berlicksichtigung der
AuRentemperatur sowie Relative Systemlels_tung )
verschiedener Montagearten. e Berechnung der relativen Systemleistung
je Standort unter Berticksichtigung von
Strahlungsintensitéat, Modultemperatur und

Wechselrichter-Wirkungsgrad.
Abbildung 5-8: Modellierung einer stiindlich aufgel6sten PV-Einspeisezeitreihe

(Quelle: eigene Darstellung)
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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 fur das Szenario B (climate
policy scenario). Beide Ausbaupfade sind in Abbildung 5-9 und Abbildung 5-10 mit der instal-
lierten Leistung und Abbildung 5-11 und Abbildung 5-12 mit der Stromerzeugung je Szena-
riojahr dargestellt.

Der Ausbaupfad fir 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 Européischen Kommission und auf weitere verfligbare Ener-
gieszenarien und Potenzialdaten der jeweiligen Lander auf. Fur das Szenario A (base scena-
rio) wird im Jahr 2050 uber das gesamte modellierte Marktgebiet ein erneuerbarer Anteil am
Stromverbrauch von etwa 70% und fur das Szenario B (climate policy scenario) ein Anteil
von etwa 85% erreicht.

Die Annahmen zur Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien werden fir die modellierten
Marktgebiete im Anhang (Kapitel 10.6 und 10.7) dargestellt.

RES capacity (Scenario A)
260,000

Solar photovoltaic

240,000 771 L i energy (onshore) || Assumptions according to BMU Leitstudie 2011

Scenario A
220,000 1 mwind energy (offshore) ( )

200,000 - H Biomass

W Hydropower
180,000 -
g M Geothermal

160,000

140,000 + 67,210
63,100

120,000 +
61,015

100,000 -

generation capacity [M

53,500
80,000 -

60,000 -
24,875

40,000 -
= .
0

2011 2020 2030 2040 2050
years

Abbildung 5-9: Entwicklung der erneuerbaren Erzeugungskapazitat DE (Szenario A)

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

¥ Fur die gewahlten Ausbauszenarien der modellierten Marktgebiete wurden die folgenden Quellen ausgewertet:
(ADEME 2010; Beurskens and Hekkenberg 2011; Bundesamt flir 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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RES capacity (Scenario B)
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Abbildung 5-10: Entwicklung der erneuerbaren Erzeugungskapazitat DE (Szenario B)
(Quelle: eigene Darstellung nach BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012))
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Abbildung 5-11: Entwicklung der erneuerbaren Stromerzeugung DE (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)
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RES generation (Scenario B)
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Abbildung 5-12: Entwicklung der erneuerbaren Stromerzeugung DE (Szenario B)

(Quelle: eigene Darstellung)

Zur Untersuchung der Investitionsanreize fur Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerba-
ren Energien wurden insgesamt flnf 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 Stddeutschland. Die Bandbreiten der
Kostenannahmen fiir diese exemplarischen erneuerbaren Ressourcen werden in Tabelle 5-3
gezeigt. Die Mittelwerte fur die Annahmen zur Entwicklung der Investitionskosten fur Wind-
parks und PV-Systeme werden in Abbildung 5-13 dargestellt.

offshore wind  onshore wind photovoltaic
investment costs EUR/KW 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 5-3: Ausgewahlte Parameter von erneuerbaren Beispielanlagen (2011)
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Investment Costs of Renewable Generation Technologies
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Abbildung 5-13: Entwicklung der gemittelten Investitionskosten fir Windenergie und PV

(Quelle: eigene Darstellung nach (Nitsch et al. 2012; Pfluger et al. 2011))

5.5 Energiespeicher

Die meisten Eingangsdaten fiir den Anlagenbestand und den bereits geplanten Zubau an
Stromspeichern fur die modellierten Marktgebiete sind in den verwendeten Kraftwerksdaten-
banken (Kapitel 5.3) 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 Verfigung steht, wahrend der Rest fur den Regel-
leistungsmarkt reserviert ist. Es wird jedoch angenommen, dass der fir den Spotmarkt zur
Verfligung stehende Anteil Uber die Jahre ansteigt, da durch den wachsenden Anteil erneu-
erbarer Energien an der Stromversorgung eine steigende Preisvolatilitat und dadurch gene-
rell grélRere Ertrage fur Speicher erwartet werden. Da fir 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 tber die Entwicklung getroffen.

Die Annahmen Uber die Entwicklung der Speichererzeugungsleistung und die kumulierte
Speicherkapazitat fir das deutsche Marktgebiet sind in Abbildung 5-14 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 5-14: Entwicklung der Speicherleistung und Speicherkapazitat (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)

Im Szenario B** 2050 wird zusatzlich der Effekt untersucht, den ein deutlicher Zubau an
Speicherleistung in Skandinavien bezlglich des Einflusses auf die langfristige Effizienz des
EOM hatte. Hier wird fr das Jahr 2050 von einer erweiterten Pump- und Turbinenleistung
von etwa 45 GW in Norwegen und Schweden ausgegangen.

Zusétzliche Flexibilitaten 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.

5.6 Stromnachfrage

Der unelastische Teil der Stromnachfrage wird auf Basis von historischen (Basisjahr 2011),
stundlich aufgel6sten Lastprofilen der ENTSO-E je Marktgebiet modelliert. Der Lastverlauf ist
exemplarisch fur das Jahr 2011 in Abbildung 5-15 dargestellt. Fir zukinftige Szenarien wird
der Lastverlauf entsprechend den Szenarioparametern skaliert und um typische Verbrauch-
sprofile der Elektromobilitdt und des Industrieeigenverbrauchs erganzt. Die simulierte Netz-
last von Elektrofahrzeugen im Tagesverlauf fur die jeweiligen Szenariojahre wird in Abbil-
dung 5-16 veranschaulicht.
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Lastverlauf Deutschland 2011
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Abbildung 5-15: Historisches Lastprofil Deutschland (2011)
(Quelle: eigene Darstellung nach ENTSO-E 2012a)
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Abbildung 5-16: Simuliertes Verbrauchsprofil von Elektrofahrzeugen (2020)
(Quelle: eigene Darstellung nach Richter and Lindenberger 2010)

Die Modellierung von Stromspeichern und MalBhahmen zur kurzfristigen Lastverschiebung
(DSM load shift), wie in Kapitel 5.5 beschrieben, fuhrt zu einer Lastflexibilisierung in allen
Szenarien, da tendenziell bei niedrigen Strompreisen eine zusatzliche Nachfrage durch Ein-
speicherung und bei hohen Strompreisen eine zuséatzliche Erzeugung (vergleichbar mit
Nachfragereduktion) ausgelost wird.

Zusatzlich zur Flexibilisierung der Last durch Stromspeicher wird fur 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 Malinahmen wie beispielswei-
se der Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV 2013) preislimitierte Gebote der Nach-
frage in der Auktion Berticksichtigung finden.

Fur die Integration des Warmesektors ist es denkbar, dass zukinftig eine hybride Warmebe-
reitstellung erfolgt, die beispielsweise bei Nahwdrmenetzen neben einem strompreisgefihr-
ten Blockheizkraftwerk mit einem Warmespeicher, einer Warmepumpe und einem Elektro-
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denheizkessel ausgestattet sind. Ebenso kann die Energiebereitstellung fir Fernwarmenetze
durch Warmespeicher und Elektrodenheizkessel erganzt werden.

Fur die Integration des Verkehrssektors ist es denkbar, dass zukinftig Kraftstoffe Uber Elekt-
rolyse und Methanisierung (Power to Gas) hergestellt werden, oder dass beispielsweise eine
starkere Elektrifizierung des StraBenguterverkehrs (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 beddr-
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 zusétzli-
che Nachfrageleistung von maximal 10 GW mit limitierten Geboten zwischen 50 und
0 EUR/MWh simuliert. Fur das Szenario B 2050 erh6hen sich die angenommenen Leistun-
gen zur Nachfrageflexibilisierung jeweils auf 15 GW. Die im Modell hinterlegte Gebotskurve
fur das Szenario B 2050 ist in Abbildung 5-17 grafisch dargestellt.
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Abbildung 5-17: 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 5-18). Fir das
Szenario A-D (demand scenario) wird unterstellt, dass die Effizienzbemihungen scheitern
und in den néchsten Dekaden mit einer steigenden Stromnachfrage zu rechnen ist
(Abbildung 5-19). 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 5-20 dargestellt. Fur die modellierten Marktgebiete im
Netzverbund wurde eine konstante Stromnachfrage in der Héhe des Basisjahres 2011 nach
den Zahlen von Eurostat unterstellt.

% Fur die simulierten Marktgebiete der européaischen Nachbarlander wird von einer konstanten Nachfrageentwick-
lung Uber alle Szenariojahre ausgegangen.
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Electricity consumption (Scenario A)

700
I Storage consumption
1 Flexible loads
M Inelastic consumption
600
500 -
&)
.é 400 -
>
2
@ 300 +
f=
3]
200 -
100 +
0 4
2011 2020 2030 2040 2050
years

Abbildung 5-18: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario A)
(Quelle: eigene Darstellung)

Electricity consumption (Scenario A-D)
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Abbildung 5-19: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario A-D)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Electricity consumption (Scenario B)
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Abbildung 5-20: Entwicklung des Stromverbrauchs (Szenario B)

(Quelle: eigene Darstellung)

5.7 Elektrizitatstbertragung

Im Rahmen der vorliegenden Untersuchung wurden nationale Netzengpéasse 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 2012b) angenommen. Es wird jedoch davon ausge-
gangen, dass nicht die vollstandige Ubertragungsleistung zum grenziiberschreitenden Han-
del zur Verfugung steht und dass mit einer leichten Verzégerung des Ausbaus zu rechnen
ist. Die angenommenen aggregierten Ubertragungsleistungen an den deutschen Inter-
konnektoren fur das Szenario A werden exemplarisch fir das Jahr 2030 in Abbildung 5-21
und im Verlauf Gber alle Szenariojahre in Abbildung 5-22 dargestellit.

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 fir alle Szenariojahre auf dem
Niveau des Basisjahres 2011.

Fur jeden Grenziibergang werden endogen modellierte Ubertragungsverluste von 4% ange-
nommen.
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Abbildung 5-21: Interkonnektorkapazitaten in Deutschland (Szenario A 2030)
(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 5-22: Entwicklung der deutschen Interkonnektorkapazitaten (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)
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6 Simulationsergebnisse

Wie bereits in Kapitel 3.2 diskutiert, sollen mit Hilfe einer modellbasierten Szenarioanalyse
unterschiedliche Einfliisse im zukunftigen Stromsystem auf die Wirtschaftlichkeit ausgewahl-
ter Erzeugungstechnologien untersucht werden. Durch die Veranderung einzelner Ein-
gangsparameter ist es damit moglich, einzelne Effekte zu quantifizieren und daraus Trends
zukUnftiger 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 unveranderter Nachfrage untersucht. Eine signifikante Kapazitatsknappheit
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 fir das Jahr 2050 untersucht, welchen
Effekt eine optimale langfristige Anpassung des konventionellen Kraftwerksparks auf die
Investitionsanreize flr 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 Deckungsbeitrdge 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 fur alle Szenarien wird nachfolgend in den Kapi-
teln 6.1 bis 6.3 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.

6.1 Strompreisentwicklung

Der Verlauf der simulierten durchschnittlichen Strompreise (Preisniveau) fir alle Szenarien
wird in Abbildung 6-1 dargestellt und weist eine grof3e Bandbreite moglicher zukinftiger Ent-
wicklungen auf. Der szenariolibergreifende Trend ansteigender Strompreise kann vor allem
auf die angenommene Entwicklung der Brennstoffkosten (Abbildung 5-1) und Emissionsprei-
se (Abbildung 5-2) zurtickgefuihrt 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 zunéchst 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.



Kapitel 6 Seite 74

Anteile erneuerbarer Energien an der Stromversorgung (> 80%) Uberwiegt und dadurch der
durchschnittliche Strompreis bis zum Jahr 2050 stark sinkt.

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 Ubrigen 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 wirde.
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Abbildung 6-1: 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 fur das deutsche Marktgebiet. Das dort zu beobachtende niedrige
Preisniveau (42,62 EUR/MWh im Jahr 2012) ist jedoch nicht nur auf den MOE zurtckzufih-
ren, sondern wird auch durch den Verfall des CO,-Preises im europaischen Emissionshan-
del, durch gefallende Kohlepreise und durch die krisenbedingte niedrige Stromnachfrage im
europdischen Ausland hervorgerufen.

In Abbildung 6-2 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 hbéheres Strompreisni-
veau als bei einem Scheitern des europaischen Emissionshandels. Eine vergleichsweise
grolRe Preisschwankung ergab sich beispielsweise aufgrund einer krisenbedingten Nachfra-
geénderung zwischen den Jahren 2008 und 2009 an der EPEX Spot fir das deutsche
Marktgebiet.
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Abbildung 6-2: Entwicklung des Strompreisniveaus (Szenario A-E)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 6-3: Entwicklung des Strompreisniveaus (Szenario B, B*, B**)

(Quelle: eigene Darstellung)

Fur 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 6-3 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-
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passung des konventionellen Kraftwerksparks (im Szenario B* 2050) ein deutlich héheres
Preisniveau. Durch zusatzliche Speichermdéglichkeiten (im Szenario B** 2050) im System
kann eine deutlich gré3ere 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 6-4). 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 6-4: 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 5-6)
nach sich zieht. Mit diesem Simulationsergebnis wird die in Kapitel 2.2.4 theoretisch herge-
leitete langfristige Entwicklung der Preisstruktur in Abhangigkeit der veranderten Angebots-
kurve (Abbildung 2-10) durch die Modellrechnungen bestatigt.

6.2 Investitionsanreize fir fossile Erzeugungskapazitat

Fur die Analyse der Wirtschaftlichkeit einer Investition in neue fossile Erzeugungskapazitat
wurden die folgenden exemplarischen Technologietypen, mit den in Tabelle 5-2 aufgelisteten
Kennzahlen, im Modell implementiert und ihr Einsatz in allen Szenarien simuliert.

o0 Braunkohlekraftwerk (lignite)
0 Steinkohlekraftwerk (coal)

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

Zur Auswertung wird das simulierte operative Betriebsergebnis je Anlage (gemaRl dem in
Abbildung 3-6 dargestellten Schema) ins Verhaltnis zu den jahrlichen Fixkosten gesetzt. Da-
raus 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 beriicksichtigt. 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 fur das Basisjahr 2011 simulierten Fixkostendeckungsrate der exempla-
rischen Kraftwerkstypen werden in Abbildung 6-5 veranschaulicht.

Fix Cost Coverage of Power Plant Types (Scenario A 2011)
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Abbildung 6-5: Simulierte Fixkostendeckung fossiler Kraftwerke (Szenario A 2011)

(Quelle: eigene Darstellung)

Aus dem Simulationsergebnis fir das Jahr 2011 wird ersichtlich, dass unter den aktuellen
Rahmenbedingungen der Neubau von Steinkohle- oder Gaskraftwerken mit hoher Wabhr-
scheinlichkeit nicht rentabel wére. Lediglich ein neues Braunkohlekraftwerk kénnte 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 grof3tenteils Uber 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 zurtickzufuhren. Beispielsweise kdnnen ein nicht perfekter Wett-
bewerb, Redispatchmaflnahmen aufgrund von nationalen Netzengpéassen, stochastische
Kraftwerksausfalle oder nicht optimal ausgenutzte Grenzkuppelstellen in der Realitat zu einer
deutlich besseren Auslastung von Gasturbinen fiihren.
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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 6-6 dargestellt.

Fix Cost Coverage of Power Plant Types (Scenario A-S 2030)
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Abbildung 6-6: Simulierte Fixkostendeckung fossiler Kraftwerke (Szenario A-S 2030)

(Quelle: eigene Darstellung)

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 erhthen den Ertrag aus dem Betrieb der untersuchten exemplarischen
Kraftwerke soweit, dass Vollkostendeckung erreicht wird. Allerdings entstehen die grofl3ten
Investitionsanreize fur 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 fur Emissionszertifikate (34 EUR/tCO,), wodurch sich die Differenz der Grenzkosten
der Stromerzeugung zwischen Kohle und Gas verringert (Kapitel 5.2).

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

In den nachfolgenden Grafiken (Abbildung 6-7 bis Abbildung 6-10) wird flr die untersuchten
Kraftwerke die Entwicklung der Wirtschaftlichkeit (Mittelwert der Fixkostendeckungsrate)
Uber alle Szenarien dargestellt.

0 Der Anreiz zur Umstrukturierung des Kraftwerksparks wird in den Modellergebnissen zum Szenario A-S 2030
vor allem durch die nachweisbar stéarksten Investitionsanreize fir flexible GuD-Kraftwerke untermauert, wahrend
im Jahr 2011 noch Investitionen in Grundlasttechnologien (Braunkohle) lohnenswert sind.
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Profitability of Lignite Power Plant Operation
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Abbildung 6-7: Simulierte Fixkostendeckung Braunkohlekraftwerk (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

Profitability of Hard Coal Power Plant Operation
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Abbildung 6-8: Simulierte Fixkostendeckung Steinkohlekraftwerk (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Profitability of Gas (CCGT) Power Plant Operation
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Abbildung 6-9: Simulierte Fixkostendeckung GuD-Kraftwerk (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

Profitability of Gas (GT) Power Plant Operation
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Abbildung 6-10: 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 berlicksichtigen 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 6-11) wird beispielsweise ersicht-
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lich, dass die Wirtschaftlichkeit von GuD-Kraftwerken Uberproportional unter dem Einfluss
von Uberkapazitaten bis zum Jahr 2020 leidet. Diese Entwicklung wird zunéachst durch den
MOE verstarkt und spiegelt die aktuelle Marktentwicklung®* wider. Bei abnehmender Uber-
kapazitat 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.

Relative Change in Profitability of Power Plant Types compared to 2011 (Scenario A)
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Abbildung 6-11: Index der Fixkostendeckungsrate pro Kraftwerkstyp (Szenario A)

(Quelle: eigene Darstellung)

“l Namhafte Kraftwerksbetreiber haben unlangst die AuRerbetriebnahme mehrerer groRer GuD-Anlagen ange-
kindigt.
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Relative Change in Profitability of Power Plant Types compared to 2011 (Scenario A-S)
400%
380% —— lignite
360% ——hard coal
340% gas (CCGT)
320%
300%
280%
260%
240%
220%
200%
180%
160%

140%
120%
100%

80%
60%
40%
20%
0%
2010 2020 2030 2040 2050
years

index of fix cost coverage rate

Abbildung 6-12: Index der Fixkostendeckungsrate pro Kraftwerkstyp (Szenario A-S)

(Quelle: eigene Darstellung)

Findet jedoch eine Konsolidierung des Kraftwerksparks bereits vor dem Jahr 2030 statt und
signalisieren die Preise des EOM Kapazitatsknappheit, so profitieren GuD-Kraftwerke tber-
proportional von den haufiger auftretenden Knappheitspreisen, so dass deutlich friher mit
einem Umbau des Kraftwerksparks gerechnet werden kann. Die relative Entwicklung der
Fixkostendeckungsrate aus Szenario A-S (supply scenario) in Abbildung 6-12 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
gegenuber 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 5.2 beschriebenen ,fuel-switch*
(Abbildung 5-3) von Steinkohle zu Gas wirde insbesondere die Wirtschaftlichkeit von Stein-
kohlekraftwerken (hellblaue Linie in Abbildung 6-8) leiden und die von GuD-Kraftwerken
(hellblaue Linie in Abbildung 6-9) wiirde sich verbessern.

Eine weitere Sensitivitat wird in Szenario A-E (emissions price scenario) untersucht, indem
keine Kosten fur CO,-Emissionen unterstellt werden. Aus einer solchen Entwicklung wirde
dauerhaft die Stromerzeugung aus Kohle (fliederfarbene Linie in Abbildung 6-7 und Abbil-
dung 6-8) profitieren. So entstiinden Investitionsanreize fir Braunkohlekraftwerke, wahrend
bereits vorhandene GuD-Kraftwerke den Markt verlieRen. Demgegentber wirde eine Re-
form des européischen Emissionshandels und eine massive Verknappung der Zertifikate
gemaR dem 450 ppm Szenario des WEO (Abbildung 5-2) 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.) entstiinden sogar Anreize zum Bau neuer GuD-Kraftwerke zu Lasten von Koh-
lekraftwerken.
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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
verhaltnismafig gering (blaue Linie in Abbildung 6-7 bis Abbildung 6-10). 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 2.2.6) und daher nationale
Knappheit auftritt. Da im Szenario A-N auf3er 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 fuhren fur das Jahr 2050 zu Fixkostendeckung aller untersuchten Kraftwerksty-
pen (sogar Gasturbinen) mit den gréf3ten 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 (grine Linie in Abbildung 6-7 bis Abbildung 6-10). Eine signifikante Abwei-
chung der Fixkostendeckungsrate aller exemplarischen Kraftwerke ergibt sich gegenlber
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 fuhrt zu einem massiven Einbruch der Wirt-
schaftlichkeit aller Kraftwerkstypen.

In Erganzung zur bisherigen Analyse, die sich am Szenariorahmen der BMU Leitstudie orien-
tiert, wurde fur das Jahr 2050 der Szenarien A-S, B* und B** mit der Modellvariante REMO-
Invest die Zusammensetzung der fossilen Erzeugungskapazitét 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 herkémmlichen Kraftwerkseinsatzmodell REMO simuliert. Die
jeweilige Zusammensetzung des regelbaren Kraftwerksparks in diesen Szenarien wird in
Abbildung 5-6 dargestellt.

Durch den optimal abgestimmten fossilen Kraftwerksmix, der gerade so viel Erzeugungska-
pazitat im System bereitgestellt, dass die unelastische residuale Spitzenlast gedeckt werden

2 Fur das deutsche Marktgebiet werden die Anteile der erneuerbaren Stromerzeugung an der simulierten Nach-
frage flr das Szenario A und B in Abbildung 5-11 und Abbildung 5-12 grafisch dargestellt.

3 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 Beriicksichtigung von Bestandskraft-
werken eine gewisse Anzahl von Kraftwerksblécken je Kraftwerkstyp mit unterschiedlichen Arbeitspreisen. Die in
diesem Modell implementierten exemplarischen Kraftwerke gehoren 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 wirde, da sonst ein weiterer Zubau rentabel ware, kann in der hier gewahlten Methode
der untersuchte exemplarische Kraftwerkstyp mehr als 100% Vollkostendeckung erreichen. Grund hierfiir ist die
im Verhaltnis zu den weniger effizienten Bestandskraftwerken gleichen Typs bessere Auslastung.
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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 6-9). Wenn der Betrieb von Gasturbinen auch im Jahr 2050
teilweise durch Einkunfte Gber den Regelleistungsmarkt refinanziert werden kann, bestehen
in beiden Szenarien auch Anreize zum Bau neuer Gasturbinen (Abbildung 6-10) oder ande-
rer Spitzenlasttechnologien.

In Szenario B** 2050 wird zusétzlich zum optimalen fossilen Kraftwerkspark die Wirkung von
mehr Speicherleistung/-kapazitat im System untersucht. Hierfir wurden eine mafige Erwei-
terung der Grenzkuppelstellen und ein Zubau von Speicherleistung bei vorhandenen grof3en
Speicherkapazitaten in Norwegen und Schweden (Kapitel 5.5) unterstellt. Die zuséatzlichen
Stromspeicher ermdglichen eine bessere Integration von erneuerbaren Erzeugungsspitzen
(welche ohne Speicherung abgeregelt werden missten) einerseits und eine zusétzliche Er-
zeugung in Stunden mit niedrigem erneuerbarem Dargebot andererseits. In der Folge sinkt
der Bedarf fir 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.

Durch die erneute Optimierung des Kraftwerksparks mit REMO Invest entsteht ein auf die
neue Situation angepasster Mix an fossilen Erzeugungstechnologien, der weiterhin fir
Knappheitspreise im System sorgt. Auf der anderen Seite wird durch die zusétzliche preis-
elastische Nachfrage der Speicher die Anzahl der Stunden mit sehr niedrigen Strompreisen
deutlich verringert. Beide Effekte fuhren zu einem Anstieg des Preisniveaus und kénnen aus
den Preisdauerlinien fur die Szenarien B* und B** 2050 (Abbildung 6-4) entnommen werden.
Die Wirkung der zuséatzlichen Speicher fuhrt damit auch zu einer weiteren Verbesserung der
der wirtschaftlichen Situation von GuD-Kraftwerken und Gasturbinen (Abbildung 6-9 und
Abbildung 6-10) gegenuber dem Szenario B* 2050. Dabei erlangen GuD-Kraftwerke im Sze-
nario B** 2050 vollstandige Fixkostendeckung, wahrend Gasturbinen nur etwa 90% ihrer
Fixkosten Uber den Spotmarkt decken kénnen. Wie eingangs bereits erlautert, ist die Gas-
turbinentechnologie jedoch gut fir Regelaufgaben geeignet, so dass zusatzliche Ertrage aus
dem Regelenergiemarkt wahrscheinlich sind und damit in diesem Fall ein wirtschaftlicher
Betrieb gewahrleistet werden kann.

6.3 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 5-3 und
Abbildung 5-13 aufgelisteten Kennzahlen, im Modell implementiert und ihr Einsatz in allen
Szenarien simuliert. Die dafur verwendeten historischen Erzeugungsprofile aus dem Basis-
jahr 2011 stammen aus fiinf real existierenden Windparks und einem PV-System.*®

** Fiir 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.

“ Die gesamten regelbaren Erzeugungskapazitaten in diesen Szenarien sind in Abbildung 5-6 dargestellt.

“° Da stiindlich aufgeldste Erzeugungsdaten flr einzelne Windparks und PV-Systeme nicht 6ffentlich zuganglich
sind, konnten fir die vorliegende Untersuchung der Wirtschaftlichkeit lediglich die dem Institut vorliegenden Ein-
speisezeitreihen verwendet werden.
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Windpark See (wind offshore)
Windpark Kiste (wind coastal)

Windpark Binnenland (wind inland)

O O O O

Photovoltaikanlage (pv)

Zur Auswertung wird der absolute Marktwert des erzeugten Stroms je Anlage (gemaf dem in
Abbildung 3-6 dargestellten Schema) ins Verhaltnis zu den jahrlichen Fixkosten gesetzt. Da-
raus 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 beriicksichtigt. 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 fur das Basisjahr 2011 simulierten Fixkostendeckungsraten der exemp-
larischen Anlagentypen werden in Abbildung 6-13 veranschaulicht. Das Simulationsergebnis
verdeutlicht, dass Windparks an guten Standorten bereits im Jahr 2011 ohne Férderung wirt-
schaftlich betrieben werden konnten. Windparks an weniger ertragreichen Binnenlandstan-
dorten oder Offshore Windparks mit deutlich hoheren Investitionskosten hatten jedoch teil-
weise weniger als die Halfte ihrer jahrlichen Fixkosten mit den Einnahmen aus der Vermark-
tung ihres erzeugten Stroms decken kénnen. Nur etwa 30% Fixkostendeckung®® hatte in
2011 mit dem untersuchten PV-System erwirtschaftet werden kdnnen.

Fix Cost Coverage of RES Systems (Scenario A 2011)
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60%
50%

40% — —

Fix costs recovery rate [%)]

30%
Optimistic —
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0%
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Abbildung 6-13: Simulierte Fixkostendeckung erneuerbarer Anlagen (Szenario A 2011)

(Quelle: eigene Darstellung)

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

8 Die vorliegende Analyse bewertet ausschlie3lich Ertrage, die Uber den StromgroRhandel erzielt werden kén-
nen. Durch Eigenverbrauch vermiedene Abgaben (EEG-Umlage, Netznutzungsentgelte, etc.) werden hier nicht
berlicksichtigt, kbnnen jedoch zu einer deutlichen Verbesserung der Wirtschaftlichkeit fihren.
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Fix Cost Coverage of RES Systems (Scenario A-S 2030)
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Abbildung 6-14: Simulierte Fixkostendeckung erneuerbarer Anlagen (Szenario A-S 2030)

(Quelle: eigene Darstellung)

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 fur die berechnete
Fixkostendeckungsrate in Szenario A-S 2030 (supply scenario) werden in Abbildung 6-14
dargestellt. Der Anstieg der Wirtschaftlichkeit in diesem Szenario wird durch die angenom-
mene Kostendegression der untersuchten Technologien unterstitzt. Unter diesen Rahmen-
bedingungen wirden bereits 2030 (bei Kapazitatsknappheit) Investitionsanreize zum Bau
neuer Windparks auf See, Windparks an Kistenstandorten und PV-Systemen (Freiflache)
bestehen, ohne dass eine zusatzliche Forderung erforderlich ware.

In den nachfolgenden Grafiken (Abbildung 6-15 bis Abbildung 6-17) wird fur die untersuchten
erneuerbaren Anlagentypen die Entwicklung der Wirtschaftlichkeit (Mittelwert der Fixkosten-
deckungsrate) Uber alle Szenarien dargestellt.
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Profitability of Offshore Wind Park Operation
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Abbildung 6-15: Simulierte Fixkostendeckung Windpark auf See (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 6-16: Simulierte Fixkostendeckung Windpark an Land (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Profitability of Solar Photovoltaic System Operation
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Abbildung 6-17: Simulierte Fixkostendeckung PV-System (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

Fur die untersuchten erneuerbaren Anlagen ergibt sich in allen Szenarien (mit Ausnahme
des Szenarios B) ein kontinuierlicher Anstieg der Wirtschaftlichkeit Gber die Szenariojahre.
Die Haupteinflussfaktoren fur diese Entwicklung liegen in dem angenommenen Pfad der
Kostendegression fur 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 fir 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 Forderung der dargebotsab-
héangigen 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 fur Wind- und PV-Technologien ist unter diesen
Rahmenbedingungen (mit konventionellen Uberkapazitaten im System) nicht moglich. 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 fihren 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% wabhr-
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scheinlich, dass bei Kapazitatsknappheit marktgetriebene Investitionsanreize* zum Bau
neuer EE-Anlagen an guten und mittleren Standorten entstehen.

6.4 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 fir die verschie-
denen Szenarien analysiert werden. Der relative Marktwert™ beschreibt in Prozent den
durchschnittlichen Wert einer dargebotsabhéngig erzeugten MWh Strom im Verhéltnis zum
durchschnittlichen Marktpreis eines Jahres (Formel 6-1) und dient damit als Indikator fur die
Wirkung des MOE. Je starker der dargebotsabhéngig erzeugte Strom einer Technologie eine
preisdampfende Wirkung auf den Strompreis entfaltet, desto geringer wird sein relativer
Marktwert.

Die relativen Marktwerte fir jeweils den gesamten im deutschen Marktgebiet erzeugten
Strom aus Wind (an Land / auf See) und PV in allen simulierten Szenarien werden in Abbil-
dung 6-18 bis Abbildung 6-20 grafisch dargestellt.

t

n

(MCPy-Py™)

RESMVF =—

t=n

RES MVF Renewable energy sources market value factor [%]

MCP(t) Market clearing price for electricity in hour t [EUR/MWNh]
P(F:)ES Renewable electricity generation in hour t [MWHh]
n Number of hours per year

Formel 6-1: Berechnung des relativen Marktwertes erneuerbarer Stromerzeugung

“ Dies gilt jedoch nicht fur weniger ertragreiche Standorte.

*° Die hier als relativer Marktwert beschriebene Kennzahl wird in der Literatur auch als Profilfaktor (Sensful3 and
Ragwitz 2009) oder als Marktwertfaktor (Energy Brainpool 2012) bezeichnet.
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Market Value of Offshore Wind
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Abbildung 6-18: Simulierter relativer Marktwert Windstrom auf See (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 6-19: Simulierter relativer Marktwert Windstrom an Land (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)
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Market Value of Solar Photovoltaic
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Abbildung 6-20: Simulierter relativer Marktwert PV-Strom (alle Szenarien)

(Quelle: eigene Darstellung)

Die simulierten relativen Marktwerte fir Windenergie und PV (Abbildung 6-18 bis Abbildung
6-20) nehmen fur 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 grenziiberschreitenden
Ubertragungskapazitaten 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 fur die exemplarischen Anlagen in densel-
ben Szenarien Fixkostendeckung berechnet wurde (Abbildung 6-15 bis Abbildung 6-17).
Dieser Effekt kann damit begrindet 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 ausdrickt.

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 fur die Annahme
von ausreichender Flexibilitat im simulierten System zum weitgehenden Ausgleich der Wir-
kung des MOE. Insbesondere die Flexibilitat, die Uber den grenzuberschreitenden Handel
bereitgestellt werden kann, hat in den vorliegenden Modellrechnungen einen starken Einfluss
auf den relativen Marktwert von PV und Wind. Diese Flexibilitét verringert sich jedoch dras-
tisch, sobald der Marktanteil®* fluktuierender erneuerbarer Ressourcen in den Nachbarléan-
dern steigt. Bei ausreichenden Ubertragungskapazitaten zwischen den simulierten Marktge-

*1 Als Marktanteil wird hier der jeweilige Anteil der erneuerbaren Jahresarbeit am jahrlichen Stromverbrauch ver-
standen.
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bieten ist deshalb weniger der nationale Marktanteil, sondern vielmehr der durchschnittliche
Marktanteil fluktuierender erneuerbarer Energien aller simulierten Marktgebiete flr die Beur-
teilung des relativen Marktwertes relevant. Dieser Effekt kann am Beispiel von Szenario A
und B fir das Jahr 2050 verdeutlicht werden. Fiur beide Szenarien werden im Jahr 2050 um-
fangreiche Ubertragungskapazitaten an den Interkonnektoren unterstellt, so dass hier ein
guter Austausch gewahrleistet werden kann. Doch wéhrend in Szenario A (B) 2050 Wind
und PV in Summe einen nationalen Marktanteil von etwa 58% (84%) erreichen, sind es im
Schnitt Uber alle simulierten Marktgebiete lediglich 37% (59%).

Eine weitere Untersuchung zur Veranderung der Annahmen hinsichtlich der Systemflexibilitat
und ihrer Wirkung erfolgt in Kapitel 6.6.

6.5 Ubersicht der Simulationsergebnisse

In Tabelle 6-1 werden die wichtigsten Simulationsergebnisse aufgelistet und den entspre-
chenden Parameterveranderungen im jeweiligen Szenario gegenubergestellt.

Szenario

Schlusselparameter

Wirkungen

Base Scenario

Rahmendaten ange-
lehnt an BMU Leitstu-
die 2011

Kontinuierlicher Anstieg des Strompreisniveaus bis 2050 aufgrund stei-
gender Brennstoff- und Emissionspreise.

Ab 2020 keine Fixkostendeckung fur neue konventionelle Kraftwerke
moglich, da keine Kapazitatsknappheit im modellierten System und gerin-
ge Auslastung durch steigenden EE-Anteil.

Fixkostendeckung fur neue Windparks ab 2030 und fir neue PV-Systeme
ab 2040 mdglich, da das Preisniveau ansteigt, der relative Marktwert aber
nur leicht sinkt.

A-F

Fuel Price
Scenario

Stérkerer Anstieg der
fossilen Brennstoffkos-
ten

Starkerer Anstieg des Strompreisniveaus bis 2050.

Deutliche Verschlechterung der wirtschaftlichen Situation fir Steinkohle-
kraftwerke und tendenzielle Verbesserung der wirtschaftlichen Situation
fur Gas- und Braunkohlekraftwerke.

Der hohere Strompreis wirkt sich positiv auf die Wirtschaftlichkeit von PV
und Wind aus.

A-E

Emission Price
Scenario

Sehr niedrige Preise
fir Emissionszertifikate

Das Strompreisniveau sinkt bis zum Jahr 2020 deutlich und steigt ab 2030
wieder leicht an, bleibt jedoch weit unter dem Niveau aus Szenario A.

Es bestehen starke Anreize zur Investition in neue Braunkohlekraftwerke
in allen Szenariojahren und nach 2020 auch fur Steinkohlekraftwerke.

Die wirtschaftliche Situation fir Gaskraftwerke verschlechtert sich jedoch
gegenuber Szenario A.

Fur Windenergie und PV verschlechtert sich die wirtschaftliche Situation
gegeniber dem Szenario A deutlich, so dass nur noch bei Onshore-
Windparks im Jahr 2050 Fixkostendeckung erreicht werden kann.

A-N

National Auto-
nomy Scenario

Starke Ubertragungs-
engpéasse an den
Grenzkuppelstellen

Durch den eingeschréankten grenziiberschreitenden Handel kommt es im
Jahr 2050 auf nationaler Ebene zu Kapazitatsknappheit, wodurch das
Strompreisniveau gegeniber dem Szenario A leicht ansteigt und Investiti-
onsanreize fur neue fossile Kraftwerke entstehen.

Durch die verringerte Systemflexibilitéat sinkt jedoch der relative Marktwert
von PV- und Windstrom, so dass sich die wirtschaftliche Situation fur er-
neuerbare Anlagen gegeniiber dem Szenario A verschlechtert.

A-D

Demand Sce-
nario

Anstieg der Strom-
nachfrage & Strategi-
sche Reserve

Durch die gestiegene Stromnachfrage entsteht Kapazitatsknappheit, so
dass bis zum Jahr 2030 das Strompreisniveau ansteigt und Anreize zur
Investition in fossile und erneuerbare Anlagen entstehen.

Bei den konventionellen Kraftwerken entstehen die gro3ten Anreize zur
Investition fur flexible GuD-Anlagen, was die Theorie zur Anpassungsfa-
higkeit des Kraftwerksparks bestétigt.

In wenigen Stunden des Jahres 2030 kommt die strategische Reserve zur

Absicherung der unelastischen Spitzenlast zum Einsatz und erzeugt
Knappheitspreise.
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A-S | Supply Scena- | Konsolidierung des o Da durch den Marktaustritt fossiler Anlagen Kapazitatsknappheit entsteht,
rio fossilen Kraftwerk- steigt das Preisniveau bis zum Jahr 2030 deutlich an und es entstehen In-
sparks & Nachfra- vestitionsanreize fur neue fossile und erneuerbare Anlagen.
geelastizitat o Bei den konventionellen Kraftwerken entstehen die gréBten Anreize zur
Investition fur flexible GuD-Anlagen, was die Theorie zur Anpassungsfa-
higkeit des Kraftwerksparks bestatigt.

o0 Trotz Kapazitatsknappheit kommt keine strategische Reserve zum Ein-
satz, da die preiselastische Nachfrage auf die Knappheit reagiert.

B Climate Policy | Sehr hoher EE-Anteil & | 0 Das Strompreisniveau steigt wie in Szenario A bis zum Jahr 2030 an, sinkt
Scenario Nachfrageelastizitat danach aber stark ab, was auf die Wirkung des MOE bei hohen EE-
Anteilen zurtickzufuhren ist.

o Die wirtschaftliche Situation fur alle fossilen Kraftwerke verschlechtert sich
gegeniber Szenario A durch die geringere Auslastung und durch das
niedrigere Preisniveau, jeweils bedingt durch den hoheren EE-Anteil bei
unverandertem Kraftwerkspark.

o Durch die starke Wirkung des MOE verschlechtert sich bei hohen EE-
Anteilen, ohne weitere Systemanpassung, der Marktwert des erneuerbar
erzeugten Stroms so drastisch, dass auch langfristig keine Fixkostende-
ckung fur erneuerbare Anlagen mdoglich ist.

A-E* | Emission price | Hohe Emissionspreise | 0 Das Strompreisniveau steigt gegeniiber dem Szenario A deutlich an.
2030 | scenario (IEA WEO 450 ppm o Die wirtschaftliche Situation von Kohlekraftwerken verschlechtert sich.

(strong in- Szenario) L . . .

crease) o Die wirtschaftliche Situation von GuD-Kraftwerken verbessert sich.

o Fur Windparks und PV-Systeme entstehen starke Investitionsanreize.

A-S* | Supply Scena- | Optimierte Struktur des | o Durch die angepasste Kraftwerksstruktur kann die elastische Nachfrage in
2050 |rio Kraftwerksparks Knappheitssituationen den Preis setzen, woraus gegenuber Szenario A

(optimal) ein héheres Strompreisniveau resultiert.

o Fur GuD-Kraftwerke und fiir Gasturbinen entstehen Investitionsanreize.

o Kohlekraftwerke sind im optimierten Kraftwerkspark nicht mehr enthalten.

o Fur Windparks und PV-Systeme entstehen stérkere Investitionsanreize als
in Szenario A.

B* Climate Policy | Optimierte Struktur des | o Gegenlber Szenario B kann die Wirkung des MOE teilweise kompensiert
2050 | Scenario (op- Kraftwerksparks bei werden, so dass das Strompreisniveau weniger stark einbricht.
timal) sehr hohem EE-Anteil | o Fir neue GuD-Kraftwerke kann Fixkostendeckung erreicht werden.

o Die wirtschaftliche Situation von Wind- und PV-Anlagen verbessert sich.
An durchschnittlichen Standorten kann jedoch keine Fixkostendeckung er-
reicht werden.

B** Climate Policy | Optimierter Kraft- o Durch die zusétzliche Systemflexibilitat kann die Wirkung des MOE deut-
2050 | Scenario (op- werkspark, hoher EE- lich reduziert werden und das Strompreisniveau steigt wieder an.
timal + storage) | Anteil, mehr Speicher, | o Fijr GuD-Kraftwerke entstehen starke Investitionsanreize.
keine Grenzkup- . . . k
pelengpasse o Fur Gasturbinen kann nahezu Fixkostendeckung erreicht werden.
o Fur Windparks und PV-Systeme entstehen Investitionsanreize.

Tabelle 6-1: Ubersicht der Simulationsergebnisse nach Szenario

6.6 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 &hnliche Un-
tersuchungen vorliegen.

DartUber hinaus sollen ergéanzend zu den bisher untersuchten Sensitivitdten weitere Annah-
men und Modellvereinfachungen auf ihre Wirkung hin untersucht werden, um die Simulati-
onsergebnisse in ihrer Robustheit besser einschatzen zu kénnen.
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Die in Kapitel 6.3 (Abbildung 6-18 bis Abbildung 6-20) vorgestellten Ergebnisse zu den simu-
lierten relativen Marktwerten flr Stromerzeugung aus Wind und Photovoltaik weisen im Ba-
sisjahr 2011 gegeniiber den durch die Ubertragungsnetzbetreiber (TSO) fir das deutsche
Marktgebiet verdffentlichten Marktwertfaktoren (Energy Brainpool 2012) nur sehr geringe
Differenzen auf (Tabelle 6-2).

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 6-2: 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 verdffentlichte Prognose der Marktwertfaktoren bis 2017 (Energy Brain-
pool 2012). Die Marktwertentwicklung und die entsprechende installierte Leistungen fur PV
und Wind sind in Abbildung 6-21 und Abbildung 6-22 dargestellt. Die durch Energy Brainpool
simulierten Marktwertfaktoren orientieren sich zwar ebenfalls an dem EE-Ausbauszenario
der BMU Leitstudie (Nitsch et al. 2012), jedoch werden im Vergleich zu den Szenarien der
vorliegenden Untersuchung abweichende modellspezifische Annahmen getroffen (z.B. wer-
den historische EUA Spotmarktpreise der EEX verwendet, die mit 6,5 EUR/t CO, bis zum
Jahr 2017 deutlich unter den Annahmen der Leitstudie mit 23 EUR/t CO, fir das Jahr 2020
liegen)

Zum Vergleich wird ein zuséatzliches Sensitivitatsszenario A-M (market value scenario) auf-
gestellt, in dem mehrere, die Wirkung des MOE verstarkende, Parameterverdnderungen
gleichzeitig bertcksichtigt werden, ohne dass der nationale Marktanteil der erneuerbaren
Stromerzeugung verandert wird. Die folgenden Parameter werden in Szenario A-M gegen-
Uber dem Basisszenario variiert und verringern damit die Systemflexibilitdt und das Markt-
preisniveau:

o Die vorhandenen Ubertragungskapazitaten an den Interkonnektoren werden fiir den
Energiehandel von 24 GW auf etwa 8 GW (aggregierte Importkapazitat 2020) einge-
schrankt (z.B. aufgrund von nationalen Netzengpéssen oder organisatorischen
Hemmnissen).

o Es erfolgt kein Speicherzubau und vorhandene Speicherkapazitéaten werden fir den
Energiehandel eingeschrankt (z.B. aufgrund der Bereitstellung von Systemdienstleis-
tungen). Die fur das Jahr 2020 angenommene, verfugbare Einspeicherleistung wird
damit in Summe von 7,5 GW auf etwa 4,3 GW reduziert.

o Die must-run Anforderungen von insgesamt ca. 16 GW werden auf etwa 20 GW er-
hoht (z.B. durch uberwiegend 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 fir 2020 (Abbildung 6-21 und Abbil-
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dung 6-22), der deutlich unter dem von Energy Brainpool prognostizierten Verlauf der
Marktwertfaktoren liegt.
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Abbildung 6-21: Bandbreite simulierter relativer Marktwerte PV-Strom bis 2020
(Quelle: eigene Darstellung; Energy Brainpool 2012; Nitsch et al. 2012)
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Abbildung 6-22: Bandbreite simulierter relativer Marktwerte Windstrom an Land bis 2020
(Quelle: eigene Darstellung; Energy Brainpool 2012; Nitsch et al. 2012)

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 6-23 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) fur Windenergie an Land verglichen.
Da Kopp seine Untersuchung ebenfalls auf dem EE-Ausbaupfad der BMU Leitstudie aufbaut,
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kénnen 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 &hnlich hoher EE-Marktanteil im Schnitt Gber alle
Regionen erreicht wird.
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Abbildung 6-23: 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, Systemflexibilitéat, CO,-Preis, etc.) entsteht bis zum Jahr 2050
ein verhaltnismafig breiter Korridor moglicher Entwicklungen fir den relativen Marktwert. Die
von Kopp ermittelte Bandbreite zwischen den Pfaden MVV A und MVV B in Abbildung 6-23
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 6-24 dargestellt.
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Abbildung 6-24: Vergleich simulierter relativer Marktwerte PV-Strom
(Quelle: eigene Darstellung)

Um eine bessere Vergleichbarkeit der Ergebnisse zu erreichen, werden nachfolgend die
Szenarioergebnisse fiur den relativen Marktwert fluktuierender erneuerbarer Ressourcen in
Abhangigkeit des Marktanteils (Jahresarbeit der Erzeugung / Jahresstromverbrauch) unter-
sucht. Dabei wird zur Vereinfachung Windenergie auf See und an Land gemeinsam betrach-
tet. Fur das Szenario A und B ist flr den Vergleich, aufgrund der Annahme von ausreichen-
den grenziiberschreitenden Ubertragungskapazitaten, 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 Inter-
konnektoren nur sehr eingeschrankt den supranationalen Ausgleich zulassen.

Das Ergebnis der Auswertung (Abbildung 6-25 und Abbildung 6-26) zeigt, dass sich ver-
meintlich starke Differenzen fir die Marktwerte erneuerbarer Erzeugung relativieren, sobald
die Marktdurchdringung der jeweiligen Ressource als Vergleichsmafstab angesetzt wird. Die
in dieser Arbeit simulierten Werte finden sich auch in einem Vergleich mit Literaturwerten
wieder, welche in Abbildung 6-27 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
zuruickgefiihrt, dass bei einer Uberschreitung einer installierten PV-Kapazitat im deutschen
Marktgebiet von mehr als 60 GW, bei gleichzeitig eingeschrankten supranationalen Aus-
gleichsmdglichkeiten und hohen must-run Anforderungen, massive erneuerbare Erzeu-
gungsiberschisse auftreten, die abgeregelt werden missen, um die Systemstabilitat nicht
zu gefahrden. Dieser Effekt fuhrt zu einem rapide sinkenden Marktwert. Einige Literaturwerte
(z.B. Nicolosi 2012c) kommen bei einem PV-Marktanteil von etwa 10% im deutschen Markt-
gebiet zu einem ahnlich steilen Abfall des Marktwertes.
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Abbildung 6-25: Relativer Marktwert von Windstrom in Abhangigkeit des Marktanteils

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 6-26: Relativer Marktwert von PV-Strom in Abhéngigkeit des Marktanteils

(Quelle: eigene Darstellung)
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Abbildung 6-27: 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 fir konventionelle Erzeugungskapazitét
(insbesondere fur Kohlekraftwerke). Begriindet 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 Flexibilitéat (durch schlechte
Marktkopplung, wenig Speicher im Energiehandel, geringe Flexibilitat von KWK-Anlagen
durch Warmefihrung, etc.) und ein niedriger CO,-Preis in den nachsten Jahren zu einer zu-
satzlichen Verschlechterung der Wirtschaftlichkeit von dargebotsabh&ngigen erneuerbaren
Erzeugungsanlagen (PV und Wind) fihren kann. Auch wenn in Szenario A-M (aufgrund der
nationalen Kapazitatsknappheit) fur einige Windparks ab dem Jahr 2030 Vollkostendeckung
ohne Foérderung 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 Vergltung angewiesen sein.

Allerdings wird eine Entwicklung, wie in Szenario A-M skizziert, zwar fur 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 fur neue Flexibilitdtsoptionen entstehen. Diese Anreize wirden sich sogar noch
verstarken, wenn im Modell negative Preise entstlinden.

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 europdischen Emissionshandels
zeichnen sich ab. Zudem ist ein deutlicher Trend in Richtung einer Verbesserung der euro-
paischen Kopplung der Strommarkte zu erkennen. In Summe entstehen Effekte, die auch bei
hohen Anteilen erneuerbarer Energien an der Stromversorgung eine extreme Wirkung des



Kapitel 6 Seite 100

MOE (und damit auch die Entstehung einer hohen Anzahl an negativen Preisen) abfedern
konnen.

Das Extremszenario A-M dient daher vor allem zur Darstellung von Ursache-Wirkungs-
Beziehungen unter besonders unginstigen Rahmenbedingungen. Demgegeniber wurde
versucht, fir die anderen untersuchten Szenarien die Bandbreite mdglichst wahrscheinlicher
Entwicklungen abzudecken.

Neben der Veranderung der Annahmen hinsichtlich der Systemflexibilitdt wurde auch unter-
sucht, welchen Einfluss der in Kapitel 4.8 beschriebene Ansatz zur Modellierung von Preis-
aufschlagen bei Knappheit und Preisspitzen bei stochastischen Effekten auf das Untersu-
chungsergebnis hat. Mit einer Sensitivitatsanalyse fur Szenario A-S 2050 (supply scenario)
kann gezeigt werden, dass sich bei optimalem Kraftwerksmix und Kapazitatsknappheit zwar
durch den Verzicht auf die Modellierung von Preisaufschldgen und quasi-stochastischen
Effekten eine Beeintrachtigung der Wirtschaftlichkeit von Erzeugungsanlagen ergibt, dass
aber trotzdem alle untersuchten exemplarischen Anlagentypen (fossil und erneuerbar)
Fixkostendeckung erreichen kénnen. 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 Netzengpéssen oder die fehlende Berlcksichtigung
von Erlésen aus anderen Markten (z.B. fiur die Bereitstellung von Wéarme oder Regelleis-
tung). Die Effekte aus nationalen Netzengp&éssen wirken sich tendenziell &hnlich auf den
Marktwert erneuerbarer Energien und die Wirtschaftlichkeit von fossilen Kraftwerken aus wie
die Einfliisse, die in Szenario A-M untersucht wurden. Durch die Ubertragungsengpasse 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-Maflinahmen, die Uber separate Erlosstrukturen 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 konnen die Wirtschaftlichkeit des Kraftwerksbetriebs deut-
lich verbessern. Dies kann insbesondere bei Gasturbinen einen entscheidenden Einfluss auf
die Investitionsanreize haben. Fur andere fossile und erneuerbare Erzeugungsanlagen ist
jedoch davon auszugehen, dass die Erlése, die Uber den EOM erzielt werden kdnnen, die
grofdte Relevanz fur die ,bankability* und damit flr die Realisierungswahrscheinlichkeit der
Investition haben.

In der vorliegenden Untersuchung wurde in den Simulationsrechnungen fiur 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 entsprechen die durchschnittlichen Volllaststunden (VLH) von allen Wind-
energieanlagen in Deutschland im Jahr 2011 in etwa dem langjahrigen Durchschnitt, wéh-
rend die VLH im Jahr 2010 ca. 18% vom langjahrigen Mittelwert abweichen (Abbildung
6-28).

*2 Dies gilt nur bei positiven Strompreisen. Sobald bei negativen Strompreisen erneuerbare Erzeugungsanlagen
abgeregelt werden, steigt durch diese MaRnahme der kumulierte absolute Marktwert an.
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Abbildung 6-28: 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 moglicher 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 langjéhrigen 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 uberdurchschnittlichen Solarjahr entspricht, muss bei der Interpretation der Er-
gebnisse der Szenarioanalyse bericksichtigt werden, dass zwischen den Jahren starke
Schwankungen der Wirtschaftlichkeit auftreten konnen. Abh&ngig von der moglichen
Schwankungsbreite zuklnftiger Ertrage leitet sich das sogenannte Ertragsrisiko ab, welches
in die Investitionsentscheidung einflief3t.

Grundsatzlich wurde Unsicherheit bei der Investitionsentscheidung gegeniber zukinftigen
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-
rucksichtigt. In der Praxis kénnen jedoch beispielsweise unsichere politische Rahmenbedin-
gungen Investitionen in neue Erzeugungskapazitat vollstandig verhindern, obwohl die rein
o6konomischen Bedingungen Investitionsanreize signalisieren (Attentismus).
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7 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 abgeschéatzt werden
kann. Dennoch ist es mdglich, aus den Ergebnissen der Untersuchung Trends und Wir-
kungsweisen des EOM aufzuzeigen und bestimmte Aussagen abzuleiten. Nachfolgend wer-
den die 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 fur keine der untersuchten Neuanlagen eine Fixkostendeckung mdoglich ware.
Folglich werden in diesem Szenario auch keine Investitionsanreize fur 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.

Demgegeniber 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 fur 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 fir
neue Erzeugungskapazitat untersucht. Die Simulationen unterstiitzen die theoretischen Er-
kenntnisse, dass ein angepasster Kraftwerkspark die Wirkung des Merit-Order-Effekts ab-
schwéacht 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 fir 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 kénnen, bevor die Kapazitat so knapp wird, dass unerwiinschte Rationierungen

*3 Dabei ist zu beachten, dass in der vorliegenden Untersuchung keine Risikoaufschlage und sonstige Unsicher-
heiten bei der Investitionsentscheidung beriicksichtigt wurden.



Kapitel 7 Seite 103

oder Teilabschaltungen die Folge waren. Erstens mussen daftir im EOM bereits ausreichend
viele oder hohe Knappheitspreise entstehen kénnen, bevor die verbleibende Erzeugungska-
pazitat vollstandig ausgereizt ist. Zweitens missen dafir die Flexibilitatsoptionen im System
ausreichen, damit der dargebotsabhéngige 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:

0 Preiselastische Nachfrage bei hohen Preisen (z.B. Lastabschaltverordnung)
0 Back-up Kapazitat mit Arbeitspreis tGber den Grenzkosten (z.B. strategische Reserve)
0 Anpassung des Kraftwerksparks (von Grund- zu Mittel- und Spitzenlast)
0 Marktkopplung zur Verstetigung der residualen Last
Zur Abschwéchung 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 War-
me und Verkehr)

Flexibilisierung von must-run Kapazitaten (z.B. stromgefiihrte 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 fiir Emissionszertifikate

In den Szenarien, in denen ausreichend Investitionsanreize entstehen, wurden fir die als
relevant identifizierten Bedingungen die in Tabelle 7-1 aufgelisteten Annahmen getroffen.

scenario A-D 2030 A-S 2030 A-S 2050 B* 2050 B** 2050
price elastic demand (100-1000 EUR/MWh) -- 8 GW 10 GW 15 GW 15 GW
price elastic demand (0-50 EUR/MWh) -- 2 GW 10 GW 15 GW 15 GW
back-up capacity (500 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 (> 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 (pert CO2) 34 EUR 34 EUR 57 EUR 57 EUR 57 EUR

Tabelle 7-1: Annahmen fir 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-

**In der Modellierung wurden auch Preisaufschlage (Kapitel 4.8) bertcksichtigt, welche ebenfalls die Entstehung
von Knappheitspreisen beeinflussen. Allerdings konnte mit einem Sensitivitatsszenario gezeigt werden, dass die
modellierten Preisaufschlage zwar zur Wirtschaftlichkeit des Kraftwerksbetriebs beitragen, aber keine notwendige
Bedingung fur die Funktionsfahigkeit des EOM sind. Inshesondere bei der Beriicksichtigung einer teilelastischen
Nachfrage war die Wirkung von Preisaufschlagen gering.
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zeugungskapazitat anreizt, bestehen insbesondere in der Ubergangsphase groRe Heraus-
forderungen hinsichtlich der rechtzeitigen Erfullung der benétigten Bedingungen. Wie in Ka-
pitel 2.2.4 bereits beschrieben, besitzt das Stromversorgungssystem, unter anderem auf-
grund von langen Investitionszyklen, eine gewisse Tragheit bei der Reaktion auf neue Ein-
flusse. So erfolgt die Anpassung des Kraftwerksparks auf den rasant steigenden Anteil er-
neuerbarer Energien nur sehr langsam. Aufgrund des grofRen Bestands an Grundlastkraft-
werken kann der MOE zunachst eine starke Wirkung entfalten, 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-
MafRnahmen nicht mehr wirtschaftlich sind, wird sich der Anpassungsprozess des Kraftwerk-
sparks fortsetzen und die damit verbundene Wirkung auf den Preis einstellen. Verstarkt wird
diese Verzogerung des Anpassungsprozesses durch das aktuell sehr niedrige Preisniveau
fur 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.

AulRerdem 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. Uberkapazitaten 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 fir das voriibergehende Risiko von Unterinvestitionen in der Ubergangsphase als
auch fir das langfristige Risiko von extremen Ereignissen werden Kapazitaten oder Flexibili-
tatsoptionen bendtigt, die mit hoher Wahrscheinlichkeit nur sehr geringe Einsatzstunden ha-
ben werden und sich deshalb nicht Uber den EOM refinanzieren konnen, sofern dort auf-
grund der Preisobergrenze keine extrem hohen Preisspitzen (z.B. in Hohe des ,Value of lost
load") entstehen kénnen. Aus dieser Erkenntnis lasst sich der Bedarf fur einen unterstitzen-
den Mechanismus ableiten, der die Fixkostendeckung der erforderlichen Reservekapazitaten
oder Lastabwurfmalinahmen ermdglicht. Ein geeignetes Instrument kdnnte hier eine strate-
gische Stromreserve sein.

Auch wenn fir die Marktfahigkeit®™ von dargebotsabhéngigen erneuerbaren Stromerzeu-
gungsanlagen ahnliche Bedingungen relevant sind wie fur die Wirtschaftlichkeit von konven-
tionellen Erzeugungsanlagen, so stehen hier vor allem die erforderliche Systemflexibilitat zur
Verminderung des MOE und der Anstieg der Preise fir Emissionszertifikate und fossile
Brennstoffe im Fokus. Bei gut ausgebauten Interkonnektoren sind dabei zunehmend nicht
nur die nationalen, sondern die im Verbund vorhandenen Flexibilitdten relevant. Auch der
stochastische Ausgleich der fluktuierenden erneuerbaren Erzeugung wird bei ausreichenden
Ubertragungskapazitaten sehr stark von der Marktdurchdringung der jeweiligen Ressource

% Als Marktfahigkeit wird hier der Zustand verstanden, bei dem die Einnahmen aus dem Verkauf von dargebots-
abhangigem, 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 FérdermalRnahmen mehr bendtigt.
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im gesamten europdischen System beeinflusst. Neben den Bedingungen, die den Marktwert
der erneuerbaren Erzeugung beeinflussen, ist insbesondere die angenommene Kostende-
gression fUr 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 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®’ fur die Férderung der
fluktuierenden erneuerbaren Energien ubertragen werden (Abbildung 7-1). 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 fur Wind und PV (auch an mittelmafigen Standorden) erreicht wird,
kann mit den Simulationsrechnungen jedoch nicht eindeutig gezeigt werden. Daher ist es
moglich, dass langfristig Férdermal3nahmen (z.B. fur schlechte Standorte zur Ausnutzung
des gesamten Potenzials) auf niedrigem Niveau erforderlich bleiben.

@ initial phase @ transition period ® steady state

cost

ecovery | RES marketability

(%]

Promotion measures Long-term support?

2013 time [a]

Abbildung 7-1: Phasen der Férderung fir erneuerbare Energien

(Quelle: eigene Darstellung)

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

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

57 zu ahnlichen Erkenntnissen, welche in einem Modell mit drei Stufen abgebildet werden kdnnen, 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 Forderinstru-
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 Forderung zu beriicksichtigen. Ein Beispiel hierfir 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 fir CO,-Emissionen) und die Flexibilitat im System ist
fortgeschritten. In diesem ,eingeschwungenen* Zustand des Stromversorgungssystems mit
hohen Anteilen erneuerbarer Erzeugung ist es durchaus winschenswert, 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 mdglicher-
weise direkt an Marktpreise gekoppelt werden (z.B. fixe Marktpramie).

Zusammenfassend kann fir die Untersuchung festgehalten werden, dass der Energy-Only-
Markt langfristig in der Lage ist, fluktuierende erneuerbare und konventionelle Erzeugungs-
kapazitaten anzureizen, sofern bestimmte Rahmenbedingungen erflillt sind. Dafir konnten in
den Modellsimulationen die folgenden Rahmenbedingungen als elementar identifiziert wer-
den:

o Flexibilisierung der Nachfrage und der Erzeugung als Voraussetzung fiur die Ent-
stehung von Knappheitspreisen einerseits und zur Abschwéchung des Merit-Order-
Effekts andererseits.

o Eine technisch und organisatorisch weiterentwickelte Integration der europaischen
Strommarkte zum stochastischen Ausgleich von Erzeugung und Nachfrage.

o0 Ein Anstieg der Emissionszertifikatspreise auf ein Niveau, das Investitionen in
KlimaschutzmaBnahmen wieder attraktiv macht und damit die Wettbewerbsfahigkeit
der erneuerbaren Energien starkt.

Damit wird die eingangs aufgestellte Hypothese (Kapitel 2.3) falsifiziert, da der Energy-
Only-Markt nicht grundséatzlich langfristig ineffizient ist, sondern dies von entschei-
denden Einflussfaktoren abhangt.
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8 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 Preissighale des EOM auch Investitionen in
neue dargebotsabhdngige erneuerbare Erzeugungskapazitaten 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 verzogert einstellen und auRerdem langfristig flr sehr selte-
ne Ereignisse Reservekapazitaten 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 fir 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 fih-
ren und zweitens den Merit-Order-Effekt abschwachen und damit zu viele Niedrigpreise ver-
hindern (Kapitel 7). Fir die Fixkostendeckung von dargebotsabhéngigen 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 fir Emissionsrechte und fossile Brennstoffe sowie Kosten-
degression fur erneuerbare Technologien.

Nachfolgend sollen die relevanten Bedingungen und eventuelle mdgliche Mal3nahmen zur
Beeinflussung dieser diskutiert werden:

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

0 Preise fur Emissionszertifikate konnen fir die ndhere Zukunft durch eine Reform des
europaischen Emissionshandels (z.B. durch langfristige Zurtickhaltung von Zertifikaten)
oder durch die Einfuhrung einer zuséatzlichen nationalen CO,-Abgabe beeinflusst werden.
Langfristig ist jedoch bei einem Fortbestehen des européaischen Emissionshandelssys-
tems durch die gesetzte Emissionsobergrenze mit steigenden Preisen zu rechnen.

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

%8 Zu &hnlichen Ergebnissen bei einer vergleichbaren modellbasierten Szenarioanalyse kommen auch enervis
und BET in ihrem Gutachten ,Ein zukunftsfahiges Energiemarktdesign fir Deutschland” fiir den VKU (Ecke et al.
2013).

% Fir die hier formulierten Handlungsempfehlungen wird angenommen, dass ein funktionsfahiger EOM mindes-
tens 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 Folgenabschat-
zung und Effizienz von Kapazitdtsmechanismen. Dennoch gilt fir die vorgeschlagenen MaRhahmen, dass diese
auch im Falle eines erweiterten Marktdesigns Effizienzsteigerungen mit sich bringen und daher ,no-regret*-
MafRnahmen sind.



Kapitel 8 Seite 108

mittlerweile ein globaler Markt entwickelt, so dass hier durch MaRnahmen in Deutschland
bzw. Europa nur noch bedingt eingegriffen werden kann® (Eingriffe wie z.B. Strafzélle
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 tiber dem Grenzkos-
tenniveau der konventionellen Erzeugung und zur Reduktion des Bedarfs fur Spitzenlast-
kraftwerke. Grundsétzlich sollte der EOM bei kontinuierlich anwachsender Kapazitats-
knappheit und haufiger auftretenden Preisspitzen in der Lage sein, nicht nur neue Erzeu-
gungskapazitat sondern auch Nachfrageflexibilitdt 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 konnen. Zusatzliche Maf3nahmen
zur Ausschopfung vorhandener Potenziale in der Industrie, und langerfristig eventuell
auch durch gepoolte Lasten von Gewerbe und privaten Haushalten (z.B. tber Cur-
tailment Service Provider), sind grundsétzlich sinnvoll und werden bereits im Rahmen der
Lastabschaltverordnung (AbLaV 2013) in Ansatzen verfolgt. Darlber hinaus konnen
Hemmnisse® abgebaut werden, die eine Flexibilisierung der Nachfrage erschweren.

o0 Preiselastische Nachfrage bei niedrigen Strompreisen, also der zusatzliche Ver-
brauch von Strom in Zeiten von Uberangebot, dient vor allem der Integration von darge-
botsabh&ngigen erneuerbaren Energien und damit der Abschwachung des MOE. Grund-
satzlich sollte der EOM auch hier in der Lage sein, zusatzliche Nachfrage anzureizen,
sobald durch den MOE ausreichend viele Niedrigpreise oder negative Preise entstehen.
Allerdings stellen die verhaltnismé&Rig hohen Abgaben auf den Stromverbrauch hohe
Markteintrittsbarrieren dar, so dass eine Anreizung allenfalls verspéatet zu erwarten ist.
Zuséatzliche MalRnahmen zur frihzeitigen Anreizung von flexiblem Verbrauch bei niedri-
gen 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. Aus Per-
spektive des Klimaschutzes ist es daher sinnvoll, Technologien oder MaRnahmen zu be-
vorzugen, die zu keiner Zunahme der Emissionen im Energiesystem fuhren. MalRnahmen
zur Technologieentwicklung sollten jedoch frihzeitig 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 kénnen. Da hier jedoch (mit Ausnahme der Speicherverluste) kein zusatzli-
cher Strom verbraucht wird, steigen die Emissionen der Stromversorgung durch den Ein-
satz nur geringflgig. Bei hohen EE-Anteilen kénnen 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. MalBhahmen zur friihzeitigen Anreizung von

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

61 Beispielsweise reizt die Netzentgeltbefreiung von Industriebetrieben bei mehr als 7000 Stunden Abnahme und
Verbrauch von mehr als 10 GWh nach §19(2) Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV 2011) einen gleichméaRig
verteilten Stromverbrauch an und ist damit als Mal3hahme vor allem fiir 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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Speichern oder flexiblen Lasten kénnen grundsatzlich sinnvoll sein. Dabei sollte aber ei-
ne Priorisierung aller Flexibilititsoptionen hinsichtlich der ErschlieRbarkeit und der Kos-
ten erfolgen.

o Flexibilisierung des bestehenden und zukinftigen Kraftwerksparks beinhaltet Mal3-
nahmen zur Verbesserung der technischen oder 6konomischen Fahigkeiten verschiede-
ner Kraftwerke, kurzfristig auf die Preissignale des EOM zu reagieren. Beispielsweise
kann durch die Investition in zusatzliche Warmespeicher bei KWK-Kraftwerken ein
stromgefuhrter Betrieb ermdglicht werden, wodurch sich die must-run Kapazitat im
Strommarkt verringert und der MOE abgeschwéacht wird. Der EOM sollte grundsétzlich 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. Ansétze dazu finden
sich bereits im Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG 2012). Zusétzlich ist es moglich,
die Praqualifikationsregeln am Regelleistungsmarkt zu lockern und damit eine grof3e An-
zahl von Marktteilnehmern zur Bereitstellung zuzulassen, was in der Folge die Flexibilitat
auf dem EOM erhoht.

o0 Weiterentwicklung der Kopplung der européaischen 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 européischer Ebene zu betrachten anstatt an nationalen Vorgaben
zur Deckung der Spitzenlast festzuhalten. Auch bei der Weiterentwicklung des Marktde-
signs ist eine europaische Harmonisierung oder zumindest Abstimmung erforderlich. Bei-
spielsweise wirkt sich die Einfihrung 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 (Richtlinie 2009/72/EG 2009) bereits umgesetzt, eine bessere Ab-
stimmung zur Weiterentwicklung des europaischen Marktdesigns ist jedoch dringend zu
empfehlen.

0 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 grundsétzlich (wenn auch nur sehr langsam)
durch den EOM vorangetrieben und kann aul3er durch die Beeinflussung der CO,-Preise
nur schwierig mit zusétzlichen MaRnahmen® angereizt werden. Allerdings sind langfristig
stabile Rahmenbedingungen elementar fur das Investitionsklima. Wie stark jedoch politi-
sche Risiken die Planungssicherheit und damit die Investitionstatigkeit beeinflussen,
wurde in der vorliegenden Arbeit nicht untersucht.

0 Bereitstellung von Kapazitatsreserven zur langfristigen Erhéhung der Versorgungssi-
cherheit und zur Anreizung von Knappheitssignalen in der Ubergangsphase. Die Etablie-

®2 Denkbar sind hier MaRnahmen, die Gaskraftwerke gegenuber 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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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
(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 fur 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 Kraftwerk-
sparks und andererseits einen Wettbewerb zwischen den Flexibilitatsoptionen anzurei-
zen. Dabei erweist sich die optimale Integration der erneuerbaren Energien durch die
marktubergreifende Anreizung von Flexibilitatsoptionen als einer der entscheidenden
Vorteile des EOM mit strategischer Reserve gegeniiber Kapazitdtsméarkten®®. AuRerdem
ist eine Umsetzung schnell moglich und mit verhaltnism&nRig geringen Kosten und einem
geringen Markteingriff®* verbunden. Geringere Kosten als bei einem Kapazitatsmarkt
entstehen nicht zuletzt aufgrund der geringeren Anfélligkeit fir Parametrisierungsfehler
sowie gegenlber Lobbyeinflissen. In Bezug auf eine européische Harmonisierung der
Energiepolitik bietet die strategische Reserve die Mdglichkeit von einfachen bilateralen
Absprachen zwischen angrenzenden Marktgebieten zur gemeinsamen Bereitstellung der
Reserve.®

®3 Dieser Vorteil von EOM (ggf. mit strategischer Reserve) gegenuber Kapazitatsmarkten kommt dadurch zustan-
de, dass in Kapazitatsmarkten je nach Design, die Produktdefinition fir die jeweilige Ausschreibung bestimmt,
welche Technologieoptionen zur Bereitstellung der Versorgungssicherheit zugelassen werden. D.h. wenn nicht
ausdrucklich Produkte kreiert werden, die beispielsweise die nachfrageseitigen Flexibilitatsoptionen einschlieRen,
kann eine Lastreduktion keinen Beitrag zur Versorgungssicherheit leisten. Welches der beiden Instrumente in
Summe effizienter ist, hdngt vor allem davon ab, welche die kostenglinstigsten Optionen sind, und in welchem
Instrument sie sich besser entwickeln kénnen. Fest steht jedoch, dass der EOM ein gréReres Innovationspotenzi-
al besitzt, da er grundsétzlich einem breiterem Technologieportfolio erméglicht, untereinander zu konkurrieren.

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

% Eine Kooperation bei der Nutzung einer strategischen Reserve wird heute bereits in Schweden und Finnland
praktiziert.
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9 Weiterer Forschungsbedarf

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

o Flexibilitatsoptionen zur besseren Integration erneuerbarer Energien
Maf3nahmen, die die Entstehung von Knappheitspreisen ermdglichen
Umbau des Kraftwerksparks

Ausgestaltung und Implementierung einer strategischen Stromreserve

Marktfahigkeit von dargebotsabhéngigen erneuerbaren Energien

O O O O o©O

Versorgungssicherheit auf européischer Ebene

Wie die Ergebnisse der Untersuchung zeigen, spielt die zukinftige Systemflexibilitat in der
Stromversorgung (Abbildung 9-1) eine entscheidende Rolle fir die Integration der erneuer-
baren Energien und damit auch fur 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 Nahwérmenet-
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 m

= Abregelung erneuerbarer Stromerzeugung

= Energieaustausch mit Nachbarregionen

Fossile
Kraftwerke
Erneuerbare
Energien
Netz
Verbrauch
Speicher

= Flexibilisierung der Stromnachfrage (DR)

= Power-to-Heat / KWK
= Power-to-Gas

= Elektrifizierung des Verkehrs

Abbildung 9-1: Flexibilitatsoptionen fir das Stromversorgungssystem

(Quelle: eigene Darstellung)

Zur besseren Integration hoher Anteile erneuerbarer Stromerzeugung ist es zukunftig not-
wendig, alle Flexibilitatsoptionen auf Angebots- und Nachfrageseite hinsichtlich ihrer Poten-

% Durch die Erganzung einer KWK-Anlage mit einem Warmespeicher, einem Elektrodenheizkessel und je nach
GrofRe 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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Ziale und Kosten zu analysieren. Dabei ist zu beriicksichtigen, dass in vielen Simulationsmo-
dellen®” zur Vereinfachung der Optimierungsaufgabe perfekte Information aller Marktteil-
nehmer angenommen wird. Folglich kann jederzeit der kostenoptimale Mix an Flexibilitat
ermittelt werden. FUr die Praxis ist jedoch zu priufen, inwiefern beispielsweise dezentrale
Geschéaftsmodelle, die aus 6konomischer Sicht auf einem vollkommenen Wettbewerbsmarkt
ineffizient wéren, in einem unvollkommenen Markt moglicherweise einen sinnvollen System-
beitrag leisten kdnnen.

Fir die Dekarbonisierung des Verkehrs wird es zukinftig (Uber den Einsatz von biogenen
Kraftstoffen hinaus) erforderlich sein, dass die Elektromobilitat und die Bereitstellung von
Kraftstoffen aus erneuerbarem Strom (Power-to-Gas) vorangetrieben werden. Auch hier sind
die Potenziale, Kosten und Eigenschaften (beispielsweise des elektrischen Giiterverkehrs
mit Oberleitungen auf Autobahnen®®) weitgehend unbekannt.

Ebenfalls von grol3er 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 zukunftig noch entstehender
Potenziale (z.B. Pooling von abschaltbaren privaten Verbrauchern durch Service Curtailment
Provider) eine groRe Herausforderung dar. Dariiber hinaus besteht Bedarf, intelligente An-
reizsysteme zu entwickeln, die die Marktdiffusion der geeigneten Technologien sicherstellen.

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 fir die Entstehung von héheren Preisspitzen sorgen.

Da die Dauer der Anpassung des Kraftwerksparks heute nur schwer abzuschéatzen 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 Malinahmen beschleunigt werden kann.

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

Die Marktfahigkeit der dargebotsabhdngigen 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 fir erneuerbare Energien, unterschiedliche Entwicklungspfade der Kraftwerk-
sparks, Preispfade fur Brennstoffe und Emissionsrechte oder unterschiedliche Degressions-
pfade fir erneuerbare Technologiekosten.

Mdglichkeiten und Ausgestaltungsoptionen des zukinftigen Strommarktdesigns, insbesonde-
re unter dem Aspekt der Bereitstellung ausreichender Erzeugungskapazitaten, muss zukinf-

®" S0 auch in der vorliegenden Analyse.

% |n dem durch das Umweltministerium geforderten Projekt ENUBA Il (BMU 2013b; Siemens 2013) werden be-
reits die technische Machbarkeit und das Potenzial zum Klimaschutz untersucht. Ersten Expertenschétzungen
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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tig nicht nur national sondern vielmehr auf europdischer Ebene diskutiert werden. Denkbar
sind fir die Ubergangsphase auch bilaterale Kooperationen zur Bereitstellung von Spit-
zenlastkapazitaten zwischen angrenzenden Marktgebieten im ENTOSO-E Netzverbund. Die
Analyse und Ausgestaltung moglicher Optionen ist ein weiteres Forschungsfeld.
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10 Anhang
10.1Modellierung von Windenergie-Einspeisezeitreihen

10.1.1 Standortwahl

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

SE CH DK 2] AT FR LU NO PL cz NL

649 32 1125 79 45 656 10 23 93 50 160

Tabelle 10-1: Standortwahl Wind - Anzahl beriicksichtigter Standorte

10.1.2 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.

10.1.3 Modell-Leistungskennlinie

Fur 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 fir 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

1,20

1,00

o
(o=}
o

o
=~
o

Relative Leistung
o
[s)]
o

0,20

|
|
|
/| )

0,00 +——t—==t— : : : : : : : : : : : : ' :

0 2 4 6 8 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 10-1: 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:

1 1

y: “t(x—b,) — 1t *(X—
1+e t1( b1) 1+e tz( bz)

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

Formel 10-1: 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
0]
|

o
>
|

relative Leistung
o
(o)}
|

o
N
|

—— Modell-Leistungskennlinie ——Fit
T T T T T T T T T I 1 1 1 1 T 1
0 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20 22 24 26 28 30 32 34 36 38
Windgeschwindigkeit [m/s]

o

Abbildung 10-2: Modellierte Leistungskennlinie (Logistische Funktionen)

(Quelle: eigene Darstellung)

10.1.4 Berechnung der relativen Parkleistung

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

10.1.5 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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10.2Modellierung von Photovoltaik-Einspeisezeitreihen

10.2.1 Standortwahl

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

340 25 332 527 67 3 2 13 243

Tabelle 10-2: Standortwahl PV — Anzahl beriicksichtigter Standorte

o Legende
N e
| Wind
: . ®
° -
Yoo "Ne \ Py

Abbildung 10-3: 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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10.2.2 Strahlungs- und Temperaturdaten

Die verwendeten, stindlich 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 lickenhafte 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).

10.2.3 Berechnung der Strahlungsintensitat auf Modulebene

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

In einem ersten Schritt wurden dafiir der Sonnenstand, also die Sonnenhéhe und der Son-
nenazimut bestimmt. Beide Grol3en sind vom Datum, der Uhrzeit und vom Standort (geogra-
fische Lange und Breite) abhéngig.

Tageswinkel J'=360°x% Tag des Jahres
(day angle) 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) +9,9359%cos(2*J ' +108,9°)+0,3387xcos (3% J ' +105,2°)
Mittlere Ortszeit MOZ=MEZ —4%(15°— )
(local mean time) mit A :=geografische Lange
MEZ : =Mitteleuropéische 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
Sonnenhdhe v, =arcsin (cosw=* cos g *Ccosd+sin ¢*sin d)

(solar elevation angle)  mjt ¢: = geografische Breite

w :=Stundenwinkel

3 :=Sonnendiklination
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Sonnenazimut
(solar azimuth angle)

siny xsin ¢—sind
COSY,*COS(

siny xsing—sind
COS Y * COS(

180°—arccos fir WOZ <12.00

180° +arccos fur WOZ >12.00t

mit y :=Sonnenhohe

@ := geografische Breite
d:=Sonnendeklination
WOZ :=WahreOrtszeit

Formel 10-2: Formeln zur Berechnung des Sonnenstandes

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

Bezeichnung
Globalstrahlung auf
der geneigten Ebene

Formel

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

dir,gen *

Egitigen = Diffuse Strahlung auf der geneigten Ebene

E :=Vom Boden reflektierte Strahlung auf der geneigten Ebene

refl,gen *

E +E +E

dir,gen diff,gen ref,gen

Sonneneinfallswinkel
(angle of incidence)

6 4en =ArcCOS(—COS y * SNy * COS( oy — 0L )+ SNy *C0S y. )
mit y :=Sonnenhdhe

Y = HG6henwinkel der geneigten Ebene

a, :Sonnenazimut

o ;= Azimutwinkel der geneigten Ebene

Direkte Strahlung auf
der geneigten Ebene

_ cos0 ,,
dir,gen — —dir hor>|< H
’ ' siny,
mit E := Direkte Strahlung auf der Horizontalen

dir,hor *

0 4en :=Sonneneinfallswinkel auf der geneigten Ebene

Ys :=Sonnenhohe

Diffuse Strahlung auf
der Ebene

E X #(1+cosy,.)*(1+F *sins%)*(ﬂ F*cos®0,, *cos’ y;)

diffgen = Edifr,hor 2
2
ml.t F :1_( Ediff,hor)
G, hor

E gifinor - = Diffuse Strahlung auf der Horizontalen

E g nor -=Gesamtstrahlung auf der Horizontalen

Y :=Ho6henwinkel der geneigten Ebene

04en - = Sonneneinfallswinkel auf der geneigten Ebene

Ys :=Sonnenhohe




Anhang Seite VI

Bodenreflexion E *A*%*(l—cosyE)

refl,gen — G, hor

mit E | :=Gesamtstrahlung auf der Horizontalen

A:=Albedowert
Y :=HO6henwinkel der geneigten Ebene

Formel 10-3: Formeln zur Berechnung des Strahlungsintensitat

Zur Berucksichtigung 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 Sonnenhthe 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 10-3: Neigungsklassen

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

Tabelle 10-4: Azimutwinkel

10.2.4 Modultemperatur

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

T Mod :T U+C>l< EG,gen

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

Formel 10-4: 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, groRer Abstand 0,25
(>10 cm)
0,036 Dachanlagen, kleiner Abstand 0,64
(<10 cm)
0,058 Integrierte Dachanlagen 0,05

Tabelle 10-5: Temperaturkoeffizienten fur verschiedene Montagearten

10.2.5 Wechselrichterwirkungsgrad

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

Poc _(ko+k1* pDc+k2* pZDC)
Poc

Wwr=

mit: Poc = PDC/PNenn (AUSIaStung)

E

G,gen «P
ESTC

Nenn

P e = Mo * E
sTC

Formel 10-5: Berechnung des Wechselrichterwirkungsgrades

Dimensionierung ko

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

Tabelle 10-6: Koeffizienten zur Ermittlung des Wechselrichterwirkungsgrades

10.2.6 Modulwirkungsgrad

Der Wirkungsgrad des Moduls bzw. des Feldes wurde in Abhangigkeit der Globalstrahlung
auf der geneigten Ebene und der Modultemperatur bestimmt. Die Berechnung erfolgt gemar
Formel 10-6 mit den Koeffizienten in Tabelle 10-7 (Huld et al. 2010; Schubert 2012):

E Ecgen
Nyog =1 +K I =220 4 k% (In =220

STC STC
2

E E
+(k3+k4* In ﬂ"'k5*< In ﬂ) )*(TMod =T sm)"‘ke*(T Mod — T STC)Z
STC ESTC

Formel 10-6: Berechnung des Modulwirkungsgrades
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Gewichtung
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 10-7: Koeffizienten zur Ermittlung des relativen Modulwirkungsgrades

10.2.7 Systemleistung

Die Berechnung der Systemleistung einer PV-Anlage unter Beriicksichtigung von sonstigen
Verlusten nach Tabelle 10-8 (Schubert 2012) erfolgt schlieRlich aus:

_ - G,gen
I:>System_nWR*nMod*(l I)* * PSTC
STC

mit: Psysiem: Systemleistung; |: sonstige Verluste

Formel 10-7: Berechnung der Systemleistung mit Verlusten

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

Tabelle 10-8: Sonstige Verluste

10.2.8 Nationale Einspeisezeitreihe

Die einzelnen Systemleistungen wurden gewichtet und zu einer nationalen Einspeisezeitrei-
he aufsummiert.
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10.3Kennzahlen 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| 10,000| 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
Qil MW 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] 18.000|  20.000 20.000 20.000
Y 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‘ | so,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 7,534 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 ? TWh/a 568 528 523 543 560 513 503 493 421 421
- industry own final use TWh/a 30 30 30 3 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 3 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 Inelastic demand
Storage generation TWh/a 6| 1o| 13| 17| 20‘ | 16| 2o| 22| | 21‘ | 20|
Storage consumption TWh/a 8 13 15 19 23 18 23 27 25 24
Import TWhla 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) TWhla 48.3 819 100.6 117.5 132.0 120.7 141.0 186.8 181.8 193.4
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 45.1 55.2 59.0 63.5 61.4 70.1 79.8 76.9 82.4
Hydropower TWhla 23.9 24.8 26.0 26.9 275 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 125.1 239.1 336.7 392.6 432.1 369.9 470.0 658.5 642.1 696.7
[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 IMw 0] o] o] 16,280 31,533] | o] 15588 60506 [ 73582] [ 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 TWhla 156 92 47 20 4 47 17 2 0 0
Hard coal TWhla 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 TWhla 443 309 225 162 118 231 134 44 49 24
sum national generation TWhla 568 548 562 555 550 601 604 703 692 720

[CO2-Emissions [Gt 323.6]  2085]  154.5] 98.0] 56.3] [ 157.4] 82.4] 22.2] | 18.8] | 8.5]|
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10.4Kennzahlen Szenario A-F, A-E und A-N
| | | /Bl 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) Mw
Solar photovoltaic MwW
Hydropower MW
Biomass MW
Geothermal MwW
sum RES MW
Nuclear power MW
Lignite MW
Hard coal MW
Natural gas MW
Oil MW
Strategic reserve MW 16,172
sum fossil
fossil net capacity
Storage (turbine power) D MW
Storage capacity (total) GWh
PSH (power output) MW
CAES (power output) Mw
BAT (power output) MwW
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,e7s| 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 MwW 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 0 0 0
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 ? 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 |TWhla | 9| 12| 17| 20| | ll| 14| 17| 21| | 12| | 10| 13| l7| 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 45 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 81.9 100.6 117.4 132.0 819 100.6 117.4 132.0 100.6 81.9 100.6 117.4 1315
Wind energy (offshore) TWh/a 327 89.3 115.0 127.9 327 89.3 115.0 127.9 89.3 327 89.3 114.8 127.3
Solar photovoltaic TWhl/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 248 26.0] 26.9 27.5] 24.8 26.0 26.9 275 26.0] 248 26.0] 26.7 26.7
Biomass TWh/a 52.6 58.7 60.9 60.8 525 58.6 60.8 60.8 58.7 525 58.5 59.5 58.0
Geothermal TWh/a 2.1 6.9 13.5 20.5 21 6.9 13.5 20.5 6.9 2.1 6.9 13.4 20.1
sum RES generation 239.1 336.6 3925 432.1 239.1 336.6 3925 432.1 336.6 239.1 336.4 390.7 427.1
[sum RES curtailment [Twhia | 0.00] 0.00[ 0.20] 0.79] | 0.00] 0.00] 0.19] 0.82] | 0.00] [ 0.00] 0.00[ 0.40] 1.901]
[max RES curtailment Mw | 0] 0] 17,370 29,342| | 0] o] 16,899] 28.765| | o] | 0] 1.172] 21,653 38,210|
[RES share [% | 45%] 64%] 729%] 77%] | 45%] 64%] 729%] 77%] | 64%] | 45%] 64%] 729%] 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 a7 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
Oil 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 288 197 138 104 324 228 169 125 199 303 213 155 117
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] 44.0] [ 2215] 157.8] 103.0] 61.6] [ 1148] [ 203.7] 146.4] 93.3] 56.8]
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10.5Kennzahlen Szenario A-D und A-S
Ressource Unit %‘ SCiO 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 MW 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

Y 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 5,000 10,000 20,000

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

Electricity consumption

Net electricity consumption 2 TWh/a 575 594 503 480 451
- industry own final use TWhl/a 30 20 0
- hydrogen production TWhl/a 0 0 0
- e-mobility TWh/a 2 10 0
- grid losses TWh/a 3 32 35

Flexible loads TWhla 0 0 35 70 139

Storage losses TWhia 2 3 2 2 3

sum consumption 541 552 593

2 Inelastic demand

Storage generation |TWh/a | 10| 14| | 1o| 13| 20|

Storage consumption TWhia 13 16 12 15 23

Import TWh/a 39 42 39 51 69

Export TWhia 64 71 55 54 72

Net Export TWhla 26 29 16 3 3

sum consumption + net export 603 626 556 555 596

Electricity generation

Wind energy (onshore) TWhla 81.9 100.6 81.9 100.6 132.1

Wind energy (offshore) TWhia 32.7 89.3 32.7 89.3 128.2

Solar photovoltaic TWh/a 45.1 55.2 45.1 55.2 63.8

Hydropower TWhla 24.8 26.0 24.8 26.0 275

Biomass TWhla 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 IMw ] 0] o] | o] 0] 676]

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

Nuclear power TWhla 64 0 64 0 0

Lignite TWhla 94 47 94 22 0

Hard coal TWh/a 137 104 113 98 0

Natural gas TWhla 69 137 46 98 163

Oil TWhla 0 0 0 0 0

Strategic reserve TWhia 0 0.061 0 0 0

sum fossil generation TWhla 364 289 317 218 163

sum national generation TWhla 603 626 556 555 596

[CO2-Emissions [Gt [ 237.7] 1853] [ 2082] 1425] 58.4]
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10.6Erneuerbare Stromerzeugung in Modellregionen (Szenario B)

DE FR AT CH DK CzZ 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|hydro 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% 71% 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% 72% 63% 83% 78% 81% 82% 88%
PV % 12% 9% 14% 14% 10% 24% 13% 1% 13% 13% 0% 0%
wind % 71% 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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10.7Wind 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 % 11% 10% 17% 18% 13% 4% 0% 1% 7% 9% 0% 0% 8%
Wind on % 24% 22% 14% 7% 41% 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% 11% 3% 33% 19% 10% 2% 29%
F-RES % 58% 40% 31% 25% 108% 6% 12% 5% 40% 28% 10% 2% 37%
RES % 79% 71% 105% 114% 122% 21% 15% 72% 40% 36% 59% 98% 68%
2040|load TWhl/a 543 477 67 58 35 63 145 7 118 86 139 123 1,863
PV TWhl/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 TWhl/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% 11% 5% 41% 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% 11% 5% 79% 3% 11% 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 TWhla 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% 41% 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% 2% 3% 10% 3% 30% 15% 10% 2% 22%
F-RES % 47% 24% 11% 7% 74% 6% 11% 5% 32% 19% 10% 2% 26%
RES % 64% 52% 59% 83% 88% 21% 13% 2% 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 TWhl/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 TWhl/a 1 0 0 0 3 0 0 0 1 1 1 0 6
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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