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1 Einleitung

1.1 Ausgangslage und Problemstellung

Der Ubergang zu einem klimafreundlichen Energieversorgungssystem ist
eines der zentralen Ziele deutscher und européischer Energiepolitik. Es be-
steht eine weitgehende Einigkeit dariiber, dass der Ausbau erneuerbarer
Energien eine wichtige Voraussetzung fiir das Erreichen dieses Ziels ist,
wobei der Stromsektor aufgrund seiner groen Ausbaupotenziale eine tra-
gende Rolle spielen soll. Die Bundesregierung plant, den Anteil erneuer-
barer Energien an der Stromerzeugung von heute ca. 20 % auf mindestens
50 % im Jahr 2030 und auf mindestens 80 % im Jahr 2050 zu steigern. Die-
ser Beitrag soll nach der derzeitigen Planung im Wesentlichen durch die
Stromproduktion von Windkraftanlagen an Land und auf See sowie von
Solarkraftanlagen geleistet werden.

Die groBle Herausforderung hierbei besteht darin, diese Stromproduktion in
das Energiesystem zu integrieren. Aufgrund der Wetterabhiingigkeit dieser
Erzeugung muss auf ein sehr variables Angebot sowie auf Prognosefeh-
ler reagiert werden — im Energiesystem wird daher mehr Flexibilitit be-
notigt werden (vgl. Weber, 2010; Connolly etal., 2012). Energiespeicher
gelten gemeinhin als Schliisseltechnologie, um zusétzliche Flexibilitit be-
reitzustellen und die Integration fluktuierender Erzeugung zu erleichtern
(vgl. Dell und Rand, 2001). Auch wenn in den vergangenen Jahren grof3e
Fortschritte bei Batteriespeichern erzielt wurden (vgl. Chen etal., 2009),
besteht weiterhin Kldarungsbedarf in der Frage, inwieweit ein wirtschaftli-
cher Betrieb dieser Systeme moglich ist. In bestehenden Studien wird der

Fokus haufig auf dezentrale Anwendungen von Energiespeichern mit ver-



1 Einleitung

gleichsweise niedrigen Leistungen vom Kilowatt- bis in den einstelligen
Megawattbereich gelegt — bspw. werden der Betrieb von Speichern in Ver-
bindung mit einem Windpark (vgl. Wolf etal., 2011; Hittinger etal., 2010;
Castronuovo und Lopes, 2004; Korpaas etal., 2003) oder der Betrieb von
Speichern in Inselsystemen (vgl. Kaldellis et al., 2010; Katsaprakakis et al.,
2008) untersucht. Mogliche Kosten, Wirkungsgrade und andere technisch-
wirtschaftliche Parameter einzelner Technologien flieen detailliert in die
Untersuchungen iiber den optimalen Betrieb einer einzelnen Anlage sowie
ihrer Auslegung ein (vgl. Connolly etal., 2011). Inwieweit die Analyse-
ergebnisse auf grofitechnische Energiespeicher und auf nationale Systeme

ibertragen werden konnen, ist unklar.

1.2 Zielsetzung und Lé6sungsweg

Ziel dieser Arbeit ist es, die technischen und 6konomischen Auswirkun-
gen fluktuierender Stromerzeugung auf das deutsche Elektrizititssystem
quantitativ zu untersuchen sowie den Bedarf und die Wirtschaftlichkeit aus-
gewihlter Energiespeichertechnologien bis zum Jahr 2030 zu analysieren.
Zu diesem Zweck wird ein modellgestiitzter Untersuchungsansatz gewihlt,
wobei aus der Zielsetzung und aus der oben aufgezeigten Problemstellung

folgende Anforderungen an die Untersuchungsmethodik gestellt werden:

e Abbildung des deutschen Elektrizititssystems in hoher zeitlicher

Auflosung

o Abbildung zentraler technischer und wirtschaftlicher Eigenschaften

dieses Systems, insbesondere der Energiespeichertechnologien

o Beriicksichtigung der technischen und wirtschaftlichen Implikatio-
nen einer zunehmend fluktuierenden Stromerzeugung bzw. einer zu-
nehmend fluktuierenden Residuallast fiir die Einsatzplanung von

thermischen Kraftwerken und Energiespeichern



1.2 Zielsetzung und Losungsweg

Der folgende Losungsweg wird zur Erreichung der Zielsetzung einge-
schlagen:

Kapitel 2 gibt einen Uberblick iiber relevante Rahmenbedingungen sowie
iiber aktuelle Entwicklungen im Stromsektor. Im Fokus stehen dabei die
gesetzlichen Bestimmungen fiir die Forderung erneuerbarer Energien, da
sie der wesentliche Treiber fiir ihren schnellen Ausbau sind.

AnschlieBend werden in Kapitel 3 ausgewihlte Energiespeichertechnolo-
gien vorgestellt und anhand ihrer technischen und wirtschaftlichen Eigen-
schaften verglichen. Im Vordergrund stehen dabei deren Wirkungsgrade
und Flexibilitdtseigenschaften sowie deren Investitionen. Die Erhebung
entsprechender Daten ist eine zentrale Voraussetzung fiir eine adédquate
Abbildung dieser Technologien in einem Modell. Teil dieses Kapitels ist
zudem eine Analyse historischer Erlosmoglichkeiten von Energiespeichern
am Strommarkt sowie eine Charakterisierung fluktuierender Stromzeugung
anhand statistischer Kennzahlen. Hieraus werden konkrete Anwendungsge-
biete fiir Energiespeicher abgeleitet.

Aus den gesetzlichen Rahmenbedingungen, den Eigenschaften der Spei-
chertechnologien sowie der Charakteristika der Fluktuationen werden in
Kapitel 4 Anforderungen abgeleitet, die ein Modell erfiillen muss, um die
eingangs gestellte Fragestellung zu bearbeiten. Bestehende Modellierungs-
ansétze werden vorgestellt, klassifiziert und auf Defizite untersucht, um
den notwendigen Forschungsbedarf aufzuzeigen. Anschliefend wird ein
Modellierungsansatz ausgewdhlt, der in dieser Arbeit umgesetzt wird.

Das im Rahmen dieser Forschungsarbeit entwickelte agentenbasierte Si-
mulationsmodell des deutschen Strommarktes wird in Kapitel 5 beschrie-
ben. Nach einem kurzen Uberblick iiber die Modellstruktur und die wesent-
lichen Simulationsschritte im Modell wird auf die mathematische Formu-
lierung der in die Simulation integrierten Optimierungsverfahren, auf die
technischen Restriktionen bei der Einsatzplanung von thermischen Kraft-
werken und Energiespeichern sowie auf die konkrete Modellierung der ab-

gebildeten Mirkte und Marktteilnehmer eingegangen. Im letzten Teil des
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Kapitels wird das entwickelte Modell anhand historischer Daten validiert.
Zudem werden — bei gleicher Datenbasis — die Validierungsergebnisse
alternativer Ansitze (agentenbasiertes Simulationsmodell ohne integrier-
te Optimierungsverfahren, reines Optimierungsmodell) den Validierungs-
ergebnissen des im Rahmen dieser Arbeit entwickelten Modells gegeniiber-
gestellt.

In Kapitel 6 wird das Modell angewendet, um den Bedarf und die Wirt-
schaftlichkeit ausgewdhlter Energiespeichertechnologien im zukiinftigen
Energiesystem zu analysieren. Hierzu werden zunéchst Studien untersucht,
in denen Prognosen fiir die langfristigen Rahmenannahmen des deutschen
Energiesystems veroffentlicht wurden. Hierzu zihlen insbesondere Annah-
men bzgl. der Energietrigerpreise sowie des Ausbaus erneuerbarer Energi-
en. Aus den Studien werden zwei mogliche Szenarien abgeleitet, die eine
moderate und eine ambitionierte Entwicklung hinsichtlich des Beitrags er-
neuerbarer Energien beschreiben. Die resultierende Residuallast der beiden
Szenarien wird anhand statistischer Kennzahlen und mithilfe der Fourier-
analyse charakterisiert, um die Auswirkungen verstirkter Fluktuationen
aufzuzeigen. Anschliefend werden Simulationen fiir das Jahr 2020 und
2030 durchgefiihrt, wobei in Variationsrechnungen der Effekt zusitzlicher
Speicherinvestitionen quantifiziert wird.

Zentrale Schlussfolgerungen aus den Simulationsrechnungen werden in
Kapitel 7 erarbeitet. An dieser Stelle erfolgt zudem eine kritische Wiir-
digung des Modells. Das Kapitel endet mit einem Ausblick auf weite-
re mogliche Anwendungsfelder und dafiir notwendige Erweiterungen des
Modells.

Eine Zusammenfassung der Arbeit findet sich schlielich in Kapitel 8.



2 Rahmenbedingungen und Entwicklungen
in der Elektrizitatswirtschaft

2.1 Gesetzliche Rahmenbedingungen im Stromsektor

2.1.1 Liberalisierung des Stromsektors

Vor Beginn der Liberalisierung des Stromsektors waren es vertikal inte-
grierte Verbundunternehmen, die in einem Versorgungsgebiet fiir die ge-
samte Wertschopfungskette von der Erzeugung bis zur Ubertragung und
Verteilung von Elektrizitit zustdndig waren. Die Gebietsgrenzen waren in
gegenseitigen Demarkationsvertridgen sowie in Konzessionsvertrigen zwi-
schen Versorgern und Gemeinden festgelegt. Innerhalb eines Versorgungs-
gebiets war genau ein Versorger titig, d. h. fiir einen Endverbraucher war
es nicht moglich, zu einem anderen Lieferanten zu wechseln; es handel-
te sich um Gebietsmonopole (vgl. Genoese, 2010, S. 27). Dieser Zustand
ist darauf zuriickzufiihren, dass vor Beginn der 1990er Jahre die gesam-
te Stromversorgung als natiirliches Monopol angesehen wurde (vgl. Hunt,
2002, S. 24f.). Nach der klassischen 6konomischen Definition liegt ein na-
tiirliches Monopol vor, wenn die gesamte Nachfrage eines Markts durch
ein einziges Unternehmen zu niedrigeren Kosten gedeckt werden kann als
durch zwei oder mehrere Unternehmen (vgl. Mankiw und Taylor, 2008,
S. 353). Ein Bedarf an staatlicher Regulierung besteht nach der Theorie der
anfechtbaren Mirkte, wenn auBBerdem der Markteintritt fiir Wettbewerber
mit auBergewohnlich hohen Kosten verbunden ist (vgl. Wietschel, 2000,
S. 72). Hierzu zidhlen bspw. die Kosten fiir den Aufbau einer Infrastruktur.
In der Elektrizitdtswirtschaft trifft dies auf den Bereich der Stromiibertra-

gung und -verteilung zu, da die Kosten, die beim Bau von Leitungen und
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Netzen anfallen, irreversibel sind, nicht aber auf den Bereich der Stromer-
zeugung (vgl. Wawer, 2007, S. 5).

Im Jahr 1996 einigten sich Wirtschafts- und Energieminister der Européi-
schen Union auf eine Richtlinie zur Liberalisierung des Stromsektors'. Ziel
war es, einen europdischen Binnenmarkt fiir Elektrizitdt zu schaffen, mehr
Wettbewerb zu erzeugen und dadurch eine Senkung der Endverbraucher-
preise zu erreichen. Die EU-Richtlinie trat Anfang 1997 in Kraft und soll-
te innerhalb von zwei Jahren in nationales Recht umgesetzt werden. In
Deutschland trat zu diesem Zweck im April 1998 das EnWRNG? in Kraft.
In Artikel 1 des EnWRNG wurde das EnWG? eingefiihrt, das gemi § 1
eine moglichst sichere, preisgiinstige und umweltvertréigliche leitungsge-
bundene Versorgung mit Elektrizitit und Gas im Interesse der Allgemein-
heit* sicherstellen soll. Diese drei Ziele werden vielfach als energiepoli-
tisches Zieldreieck bezeichnet. Zudem regelte das EnWG von 1998 die
buchhalterische Entflechtung der Wertschopfungskette. In der Folge teil-
ten sich die Verbundunternehmen in mehrere Einzelgesellschaften unter
dem Dach einer Holding auf. Typischerweise gibt es Gesellschaften fiir
die Erzeugung, den Vertrieb, die Verteilung und den Handel von Elektri-
zitdt. Den Handelsgesellschaften fillt die Aufgabe zu, den fiir den Vertrieb
benotigten Strom kostenminimal zu beschaffen. Neben einer konzerninter-
nen Erzeugung kommen auch externe Bezugsquellen in Frage. Dies fiihrte
zur Entstehung zentraler Handelsplétze wie bspw. Stromborsen (vgl. Ab-
schnitt 2.2.1). Im Netzbereich lie} die EU-Richtlinie den Nationalstaaten
urspriinglich die freie Wahl zwischen einem regulierten und einem verhan-
delten Zugang zum Stromnetz. Als einziges Land entschied sich Deutsch-
land fiir das Modell des verhandelten Zugangs (vgl. § 6 EnWG 1998).

Akteure des Elektrizitdtssektors regelten in sogenannten ,,Verbdndeverein-

lvgl. EU-Richtlinie 96/92/EG in der Fassung der Bekanntmachung vom 30.01.1997 (Amts-
blatt Nr. L 027)

2Gesetz zur Neuregelung des Energiewirtschaftsrechts in der Fassung der Bekanntmachung
vom 24.04.1998 (BGBI. I S. 730)

3Gesetz iiber die Elektrizitits- und Gasversorgung (Energiewirtschaftsgesetz) in der Fassung
der Bekanntmachung vom 24.04.1998 (BGBI. I S. 730)
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barungen die Zugangsbedingungen und die Preise fiir den Zugang zum
Netz. Die zustidndige Regulierungsbehorde sollte lediglich iiberpriifen, ob
der jeweilige Netzbetreiber Dritten zu den gleichen Bedingungen Zugang
gewihrte wie den iiber die Holding assoziierten Unternehmen. Eine neue
Richtlinie iiber die gemeinsamen Vorschriften fiir den Elektrizitdtsbinnen-
markt* schaffte im Jahr 2003 die Wahlmoglichkeit zwischen diesen Model-
len ab. In Deutschland wurde diese Vorgabe mit der Novelle des EnWRNG?
im Jahr 2005 umgesetzt. Zugangsbedingungen und Nutzungsentgelte un-
terliegen seitdem einer direkten Genehmigungspflicht durch die Bundes-
netzagentur als nationale Regulierungsbehorde. Zudem kann die Behorde
ermichtigt werden, Ausfithrungsverordnungen zu erlassen, um allgemein
gehaltene Gesetzesregeln zu konkretisieren oder zu verdndern.

In Folge dieser Vielzahl struktureller Verdnderungen haben sich zahlrei-
che Moglichkeiten fiir neue Vertriebswege ergeben. Zudem ist — trotz vie-
ler Fusionen vor allem auf regionaler Ebene — die Anzahl der Akteure im
Energiesektor seit Beginn der Liberalisierung nach Angaben des Bundes-
verbands der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW) stark angestie-
gen (vgl. BDEW, 2010, S. 32). Im Stromsektor betrug die Anzahl aktiver
Unternehmen im Jahr 2006 1.100 (siehe VDEW, 2006, S. 18); im gesamten
Energiesektor waren im Jahr 2010 nach Angaben des BDEW knapp 1.700
Unternehmen aktiv. Im Wesentlichen sind dies Hindler, Lieferanten, Netz-
betreiber und Erzeuger. In jeder dieser vier Gruppen findet man sehr hetero-
gene Unternehmen vor. Erzeuger unterscheiden sich vor allem bzgl. ihres
Portfolios, das bspw. in einem Fall einen grolen Anteil an Braunkohle-
kraftwerken haben und im anderen Fall hauptséchlich aus Gaskraftwerken
bestehen kann. Im Hinblick auf die Bewertung von Energiespeichern er-
scheint es daher unersetzlich, den Nutzen eines Speichers aus der Sicht

verschiedener Akteure zu analysieren.

4vgl. EU-Richtlinie 2003/54/EG in der Fassung der Bekanntmachung vom 15.07.2003
(Amtsblatt Nr. L 176)

3Zweites Gesetz zur Neuregelung des Energiewirtschaftsrechts in der Fassung der Bekannt-
machung vom 07.07.2005 (BGBI. I S. 1970)



2 Rahmenbedingungen und Entwicklungen in der Elektrizitdtswirtschaft

2.1.2 Férderung der Stromgewinnung aus erneuerbaren
Energien

Die Steigerung des Beitrags regenerativer Energiequellen zur Deckung der
Energienachfrage ist ein ausgewiesenes Ziel der EU-Politik. Bereits im
September 2001 wurde eine Richtlinie ,,zur Férderung der Stromerzeu-
gung aus erneuerbaren Energiequellen im Elektrizitdtsbinnenmarkt® ver-
abschiedet®. Von damals 14 % sollte der Anteil regenerativer Erzeugung
im Stromsektor bis 2010 auf 22 % gesteigert werden. Die zu erreichen-
den Anteile wurden auf die einzelnen Staaten heruntergebrochen. So sollte
bspw. Deutschland den Anteil auf mindestens 12,5 % steigern, was bereits
2007 gelungen ist. Im Jahr 2009 wurden die Ziele bis zum Jahr 2020 fortge-
schrieben’. EU-weit soll der Beitrag regenerativer Erzeugung zur Deckung
des Endenergiebedarfs auf 20 % gesteigert werden. Sektorspezifische Ziele
wurden nicht festgelegt, dies bleibt den EU-Mitgliedsstaaten bei der Um-
setzung in nationales Recht iiberlassen.

Zum gegenwadrtigen Zeitpunkt weisen regenerative Energietechnologien
i. d. R. hohere spezifische Stromgestehungskosten auf als konventionelle
Kraftwerkstechnologien. Fiir die Umsetzung der energiepolitischen Ziele
wurden daher Forderinstrumente entwickelt, um diese Mehrkosten auszu-
gleichen. In Europa sind Modelle mit einer (festen) Einspeisevergiitung
und Quoten- bzw. Zertifikatssysteme am weitesten verbreitet (vgl. Held,
2011, S. 12f.). Modelle mit Einspeisetarifen zeichnen sich durch eine feste
Vergiitung aus, die ein Betreiber von Okostromanlagen fiir jede produzier-
te Kilowattstunde erhilt. Eine leicht abgewandelte Variante hiervon ist das
Marktpramienmodell, bei dem der Betreiber zusitzlich zum Marktpreis
eine festgelegte Vergiitung (sogenannte Pramie) erhdlt. Im Quotenmodell

verkauft der Anlagenbetreiber den Strom zu marktiiblichen Preisen. Die

6ygl. EU-Richtlinie 2001/77/EG in der Fassung der Bekanntmachung vom 27.10.2001
(Amtsblatt Nr. L 283)
7vgl. EU-Richtlinie 2009/28/EG in der Fassung der Bekanntmachung vom 05.06.2009
(Amtsblatt Nr. L 140)



2.1 Gesetzliche Rahmenbedingungen im Stromsektor

Abbildung 2.1: Kapazititen erneuerbarer Energien (1990-2010)
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Mehrkosten der Produktion werden durch den Verkauf sogenannter griiner
Zertifikate ausgeglichen, die der Betreiber fiir die Produktion regenerativen
Stroms erhilt und verkaufen kann. Eine vorgegebene Griinstromquote in-
duziert eine Nachfrage nach diesen Zertifikaten, da ein gewisser Teil der
Stromnachfrage durch regenerative Quellen gedeckt werden muss. Versor-
ger oder groflere Stromverbraucher miissen deshalb diese Zertifikate erwer-
ben, um ihre Quote zu erfiillen.

In einem Zwischenbericht stellte die EU-Kommission 2005 fest, dass die
Mehrzahl der EU-15-Staaten auf das Modell mit Einspeisevergiitungen set-
ze (vgl. EU-Kommission, 2005, S. 25). Zudem liege das Kostenniveau der
Forderung in Staaten mit einem Quotensystem hoher als in Staaten mit ei-
ner Einspeisevergiitung. Dies sei auf die Unsicherheiten bei der Vermark-
tung griiner Zertifikate zuriickzufithren. Daher wiirden Investoren einen ho-
heren Risikozuschlag einfordern, was sich auf die Forderkosten auswirke
(vgl. EU-Kommission, 2005, S. 31). In Deutschland gab es bereits im Jahr
1991 gesetzliche Regelungen zur Forderung der Stromgewinnung aus rege-

nerativen Quellen. Das StromEinspG?® schrieb fiir regenerativen Strom eine

8Gesetz iiber die Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energien in das offentliche Netz
(Stromeinspeisungsgesetz) in der Fassung der Bekanntmachung vom 07.12.1990 (BGBI. I
S. 2633)



2 Rahmenbedingungen und Entwicklungen in der Elektrizitdtswirtschaft

Tabelle 2.1: Entwicklung der EEG-Vergiitung (Quelle: BMU, 2011b)
2000 2004 2006 2008 2010

Mittl. Vergiitung (ct/kWh) 8,50 9,29 10,88 12,25 15,86
Gesamtvergiitung Mrd. €) 0,88 3,61 5,81 9,02 13,18

Vergiitung und eine Abnahmepflicht seitens der Energieversorger vor. Die
Vergiitung war an die Hohe der Strompreise gekoppelt, so dass hauptsich-
lich bereits entwickelte Technologien wie die Wasserkraft von dieser Rege-
lung profitierten. Dies dnderte sich erst im Jahr 2000, als die rot-griine Bun-
desregierung unter Gerhard Schroder das Gesetz grundlegend iiberarbeite-
te. Im EEG 2000° wurden die Siitze fiir die bis dahin weniger konkurrenz-
fihigen Technologien — insbesondere Solarenergie und Geothermie — stark
erhoht. Die Vergiitungssitze wurden fiir mehrere Jahre festgeschrieben, um
Investitionssicherheit zu schaffen. Gleichzeitig wurde auf eine degressive
Vergiitung umgestellt, d. h. die Vergiitungssitze fiir neue Anlagen sinken
jdhrlich um ein bis zwei Prozent, um Innovationsdruck auszuiiben. Zusétz-
lich zur automatischen Degression wurden die Einspeisetarife fiir Neuanla-
gen in Gesetzesnovellen (EEG 2004'°, EEG 2008'") angepasst. Die Kosten
der Forderung wirken sich nicht auf den Bundeshaushalt aus, da sie direkt
auf alle Stromkunden umgelegt werden. Diese sogenannte EEG-Umlage
betrug im Jahr 2011 3,53 ct/kWh und machte nach Angaben von Brachvo-
gel (2011) einen Anteil von etwa 14 % am Strompreis eines durchschnitt-
lichen Haushalts aus. Tabelle 2.1 gibt eine Ubersicht iiber die Entwicklung
der Durchschnitts- und Gesamtvergiitung. Die historische Entwicklung der
Erzeugungskapazititen verdeutlicht den Erfolg dieses Forderinstruments:
Die Gesamtleistung ist seit Einfithrung des EEG um 44 GW auf knapp
56 GW angestiegen (siche Abbildung 2.1). Zudem setzt inzwischen der

9Gesetz fiir den Vorrang Erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-Gesetz) in der Fas-
sung der Bekanntmachung vom 29.03.2000 (BGBI. I S. 305)

10EEG in der Fassung der Bekanntmachung vom 31.07.2004 (BGBI. 1 S. 1918)

1EEG in der Fassung der Bekanntmachung vom 25.10.2008 (BGBI. I S. 2074)
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2.1 Gesetzliche Rahmenbedingungen im Stromsektor

groBite Teil der EU-Mitgliedsstaaten auf dieses Fordermodell mit einer fes-
ten Einspeisevergiitung. Herausforderungen ergeben sich bei dieser Art der
Forderung vor allem in der Marktintegration der produzierten Strommen-
ge. Die feste, zeitinvariante Vergiitung macht es unmdglich zu signalisieren,
dass Strom in gewissen Zeiten mehr oder weniger wert ist. Dieser Umstand
wird in Abschnitt 2.2.2 diskutiert, auch im Hinblick darauf, wie Alternati-

ven aussehen konnten und welche Rolle Energiespeicher dabei spielen.

2.1.3 Einfiihrung des EU-Emissionshandels

Eine weitere signifikante Veridnderung der gesetzlichen Rahmenbedingun-
gen im Stromsektor erfolgte im Jahr 2005 durch die Einfithrung des EU-
Emissionshandels. Dieser soll dazu beitragen, dass die im Rahmen der
EU beschlossenen Reduktionsziele!? fiir die Emission von Treibhausga-
sen moglichst kosteneffizient erreicht werden (vgl. EU-Kommission, 2000,
S. 4). Statt eine Steuer auf Emissionen einzufiihren, verfolgt man den An-
satz des sogenannten ,,Cap and Trade®. Hierzu wird zunéchst eine Menge
an Schadstoffen (bspw. Kohlenstoffdioxid oder Methan) festgelegt, die in-
nerhalb eines gewissen Zeitraums maximal in bestimmten Sektoren oder
Léndern emittiert werden darf. Entsprechend dieser Obergrenze werden an-
schliefend Zertifikate verteilt, die zum Ausstof einer festgelegten Menge
an Schadstoffen berechtigt. Die maximale Menge (,,Cap*) wird im Lau-
fe der Jahre schrittweise gesenkt, um eine Emissionsminderung zu errei-
chen. Dadurch, dass die Zertifikate frei handelbar (,,Trade®) sind, bildet
sich durch Selbstorganisation ein Preis fiir die Emission von Schadstof-
fen. Investitionen in effizientere Anlagen oder Prozesse, mit denen sich
Emissionen senken oder vermeiden lassen, werden durchgefiihrt, wenn die

Vermeidungskosten unterhalb des Zertifikatepreises liegen'®. Akteure mit

12Zum Hintergrund der Emissionsreduktionsverpflichtungen im Rahmen des Kyoto-
Protokolls vgl. Genoese (2010, S. 46 ff.)

3Eine weitere zentrale Voraussetzung ist, dass dieser Zusammenhang den gesamten
Amortisationszeitraum iiber andauert. Hier besteht aufgrund der hohen Volatilitit der CO;-
Preise eine grofle Unsicherheit.

11
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niedrigen Vermeidungskosten sind in einem Emissionshandelssystem die
Verkdufer von Zertifikaten. Umgekehrt kaufen Akteure mit hohen Vermei-
dungskosten Zertifikate zu. Dieses Handelssystem wurde zuerst von Dales
(1968) zur Verminderung der Gewdsserverschmutzung durch Industriean-
lagen vorgeschlagen.

Die rechtliche Grundlage auf européischer Ebene bildet die Richtlinie!*
tiber ein ,,System fiir den Handel mit Treibhausgasemissionszertifikaten in
der Gemeinschaft aus dem Jahr 2003. Sie wurde 2004 mit dem TEHG'?,
das ein Jahr spiter in Kraft trat, in nationales Recht umgesetzt. Das Gesetz
sieht vor, dass fiir alle Anlagen aus den Bereichen der Energieumwandlung,
der Eisenmetallerzeugung und -verarbeitung, der mineralolverarbeitenden
Industrie sowie der Holzstoff-, Zellstoff und Papierindustrie mit einer Feue-
rungsleistung von mindestens 20 MWy, die entstehenden Treibhausgase er-
fasst und den zustéindigen Behorden gemeldet werden miissen. Der Anla-
genbetreiber muss spitestens bis zum 30. April des folgenden Jahres Zer-
tifikate fiir die ausgestolenen Treibhausgase einreichen. Gemessen werden
die Emissionen in Tonnen Kohlenstoffdioxidiquivalenten. Ubersteigen die
realen Emissionen die durch Zertifikate berechtigten, miissen Strafzahlun-
gen in Hohe von 40 €/t (Handelsperiode von 2005 bis 2007) bzw. 100 €/t
(Handelsperiode von 2008 bis 2012) geleistet werden.

Kernfragen bei der Ausgestaltung des Handelssystems sind zum einen die
Art der Vergabe von Zertifikaten und zum anderen der Ubergang zwischen
Handelsperioden. Fiir die ersten beiden Handelsperioden wurde nach Arti-
kel 10 2003/87/EG eine zum gréBten Teil kostenlose Vergabe vorgegeben:
Maximal fiinf bzw. zehn Prozent der Zertifikate sollten versteigert wer-
den. Die Menge orientierte sich dabei an den historischen Emissionen einer

Anlage (sogenanntes Grandfathering). Da die Zertifikate trotz der kosten-

l4ygl. EU-Richtlinie 2003/87/EG in der Fassung der Bekanntmachung vom 25.10.2003
(Amtsblatt Nr. L 275)

15Gesetz iiber den Handel mit Berechtigungen zur Emission von Treibhausgasen
(Treibhausgas-Emissionshandelsgesetz) in der Fassung der Bekanntmachung vom
08.07.2004 (BGBI. I S. 1578)
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2.1 Gesetzliche Rahmenbedingungen im Stromsektor

losen Zuteilung einen Wert besallen, fiihrte dies insbesondere im Strom-
sektor zu Zusatzgewinnen in Milliardenhohe: Die Opportunitétskosten der
Zertifikate — d. h. entgangene Gewinne aus nicht getitigten Verkdufen —
wurden (teilweise) eingepreist und an den Endverbraucher weitergegeben
(vgl. Sijm etal., 2006). Mit Beginn der dritten Handelsperiode'® miissen
die Stromproduzenten benétigte Zertifikate ersteigern oder bei Bedarf zu
einem spiteren Zeitpunkt zukaufen. Fiir die anderen Sektoren gibt es eine
Ubergangsphase: Der Anteil der auktionierten Zertifikate wird schrittweise
erhoht und soll im Jahr 2020 70 % betragen. Bei den kostenlosen Zutei-
lungen orientiert sich die zugeteilte Menge nicht mehr an den historischen
Emissionen einer Anlage sondern am technischen Standard des Anlagen-
typs (Prinzip der bestverfiigbaren Technologie). Bei den Ubergiingen zwi-
schen der ersten und zweiten Handelsperiode konnten keine Zertifikate aus
der alten in die neue Periode iibertragen werden. In Verbindung mit der
eher grofziigigen Zuteilung in der ersten Periode fiihrte dies zur Auswahl
ineffizienter CO,-Vermeidungsstrategien (vgl. Schleich etal., 2006) und zu
CO;-Preisen von 0 €/t am Ende der Handelsperiode. Um eine Wiederho-
lung dieser Effekte zu vermeiden, konnen Zertifikate aus der zweiten in
die dritte Handelsperiode iibertragen werden (sogenanntes Banking). Das
EU-Emissionshandelssystem (ETS) sieht zudem vor, dass EU-Staaten die
in Entwicklungsldandern realisierten Emissionsminderungsprojekte fiir ih-
re eigenen Verpflichtungen anrechnen lassen konnen (sogenannter Clean
Development Mechanism (CDM)). Fiir jede vermiedene Tonne CO; in ei-
nem Entwicklungsland wird eine zertifizierte Emissionsreduktion!” gutge-
schrieben, die den gleichen Wert wie ein Zertifikat aus dem europiischen
Emissionshandel hat'®. Fiir den Import von CERs ins EU-Handelssystem

existiert zwar eine Obergrenze; der bis vor kurzem dafiir diskutierte Wert

16yol. EU-Richtlinie 2009/29/EG in der Fassung der Bekanntmachung vom 05.06.2009
(Amtsblatt Nr. L 140)

17Certified Emission Reduction (CER)

8Der Preis fiir ein CER liegt allerdings typischerweise unter dem Preis eines reguliren Zer-
tifikats, da es Unsicherheiten bzgl. seiner Anrechenbarkeit gibt. Diese Unsicherheit wird in
Form einer Risikoprimie eingepreist.
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lag jedoch so hoch, dass ,,der grofite Teil der Emissionsminderung (..) von
deutschen Anlagenbetreibern nicht mehr innerhalb der EU erbracht werden
miisste* (sieche Matthes, 2008, S. 3). Eine aktuelle Regelung sieht vor, dass
in der dritten Handelsperiode (2013-2020) lediglich CERs im Wert von
bis zu 300 Millionen Tonnen CO; ins ETS eingefiihrt werden diirfen (vgl.
Nantke, 2012).

Emissionsminderungsziele spielen fiir die Bewertung von Energiespeichern
eine wichtige Rolle. Bei hohen Minderungszielen und daraus resultieren-
den hohen CO;-Preisen wird bspw. die Option, iiberschiissigen Windstrom
einzuspeichern statt ihn abzuregeln, wirtschaftlich attraktiver, da mit die-
sem Strom zu einem spiteren Zeitpunkt Phasen geringer Okostromproduk-
tion emissionsfrei iiberbriickt werden konnen. Diese Betrachtungen flie-
Ben in die modellgestiitzte Analyse zur Bewertung von Energiespeichern
ein. Aus den hier vorgestellten gesetzlichen Rahmenbedingungen des EU-
Emissionshandels wird ersichtlich, dass dieser nicht nur den Stromsektor
sondern auch weitere Sektoren betrifft und von den dortigen Akteuren eben-
so beeinflusst wird wie von denen aus dem Elektrizititsbereich. Zudem
gibt es iiber den CDM Verkniipfungen und Abhéngigkeiten zu Liandern au-
Berhalb Europas. Im Rahmen eines Strommarktmodells mit engen geogra-
phischen Grenzen ist die Abbildung eines CO,-Markts daher nur unvoll-
standig moglich. ZweckmaBiger erscheint in solch einem Fall die Vorgabe

von CO,-Preisen.

2.2 Rahmenbedingungen fiir den Stromhandel

2.2.1 Handelsplatze fiir die Vermarktung von Elektrizitat

Die Liberalisierung des Stromsektors hat zur Entstehung einer Vielzahl
von neuen Marktplitzen fiir den Stromhandel gefiihrt. Auch die Bereit-
stellung von Systemdienstleistungen wie Regelleistung muss transparent
und marktorientiert organisiert werden. Abbildung 2.2 gibt einen Uberblick

iiber wichtige Marktplitze und den zeitlichen Ablauf der Marktgeschehnis-
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Abbildung 2.2: Marktplitze fiir den Stromhandel
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se. Energiespeicher konnen grundsitzlich an all diesen Markten vermarktet
werden. Vereinzelt sind Technologien ausgeschlossen, wenn sie bestimmte
Anforderungen nicht erfiillen (vgl. Abschnitt 3.2). Die ,,European Energy
Exchange® (EEX) ist der wichtigste Marktplatz fiir Strom und Energie im
Allgemeinen in Deutschland. Betreibergesellschaft der Borse ist die EEX
AG, ein Unternehmen mit Sitz in Leipzig. Sie bietet verschiedene Handel-
splétze fiir Strom — u. a. einen Termin-, Spot- und Intraday-Markt — so-
wie flir Steinkohle, Erdgas und CO,-Zertifikate. Im Jahr 2009 wurden die
Marktplatze fiir Strom ausgelagert und in das neue Unternehmen EPEX
Spot SE iiberfiihrt, das zu je 50 % der franzosischen Powernext SA und der
EEX AG gehort.

2.2.1.1 Terminmarkt

Transaktionen am Terminmarkt dienen der langfristigen Absicherung ge-
geniiber Preisrisiken. Am Terminmarkt der EEX konnen Kontrakte mit ei-
nem Erfiillungszeitpunkt abgeschlossen werden, der bis zu sechs Jahre in

der Zukunft liegen kann. Gehandelt werden Futures (unbedingte Terminge-
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schifte), die entweder physisch oder finanziell erfiillt werden konnen und
auf Zeitblocke der EEX standardisiert sind'®. Zudem konnen Optionen auf
Futures gehandelt werden. Bei der Vermarktung von EEG-Strom spielen
die Terminmairkte keine Rolle, sie wurden deshalb bei den im Rahmen die-
ser Arbeit durchgefiihrten Analysen zur Bewertung von Energiespeichern
in einem Stromversorgungssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Ener-

gien nicht weiter beriicksichtigt.

2.2.1.2 Spotmarkt

Der Spotmarkt der EEX ist der zentrale Handelsplatz fiir Stromprodukte
in Deutschland. Hier werden Stunden- und Blockkontrakte mit physischer
Erfiillung fiir den Folgetag gehandelt. Jeden Tag um zwolf Uhr findet ei-
ne zweiseitige, geschlossene Auktion statt. Anbieter und Nachfrager ge-
ben Gebote im Preisintervall von -3.000 €/MWh bis +3.000 €/MWh ab.
Die Mindestangebotsgrofie betrdgt 0,1 MWh. Der Auktionator legt nach
dem Ende der Auktion einen einheitlichen Marktraumungspreis fest, der
sich aus dem Schnittpunkt der aggregierten Angebots- und Nachfragekur-
ve ergibt und fiir alle Teilnehmer identisch ist (Einheitspreisauktion). Wenn
der Marktraumungspreis fiir eine oder mehrere Stunden unterhalb von -
150 €/MWh oder oberhalb von 500 €/MWh liegt, wird zu einer zweiten
Auktion aufgerufen (vgl. Katrin Berken, 2009). Die Handelsteilnehmer er-
halten dadurch die Gelegenheit, ihre Gebote zu iiberpriifen und ggf. an-
zupassen, indem sie Preislimits (neu) setzen. Nach Angaben der EPEX
Spot handelt es sich um einen Schutzmechanismus, um zu verhindern,
dass nachlissig erstellte, preisunlimitierte Gebote zu extremen Preisen fiih-

ren. Wenn ein Angebotsiiberhang?® oder ein Nachfrageiiberhang®! vorliegt,

lgbspw. ,.base“: 0-24 Uhr, ,,peak*: 820 Uhr werktags

20Ein Angebotsiiberhang liegt vor, wenn das preisunlimitierte Angebot die Nachfrage iiber-
steigt.

21Ein Nachfrageiiberhang liegt vor, wenn die preisunlimitierte Nachfrage das Angebot iiber-
steigt.
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wird eine Zuteilung pro rata??> vorgenommen (vgl. Viehmann und Sémisch,
2009).

Die Marktergebnisse vergangener Jahre werden im Rahmen der Bestim-
mung historischer Speichererlése am Spotmarkt (siche Abschnitt 3.2.5.2)
und der Modellvalidierung (sieche Abschnitt 5.8) ausfiihrlich diskutiert.
Im Jahr 2007 wurden etwa 123 TWh Strom am Spotmarkt gehandelt,
was knapp 22 % der gesamtdeutschen Nachfrage entspricht (siche Weber,
2010). Durch regulatorische Anderungen bei der Vermarktung von EEG-
Strom?? ist die am Spotmarkt gehandelte Strommenge in den von 2007 bis
2011 signifikant um 82 % angestiegen und lag im vergangenen Jahr bei
224 TWh. Der groBere Teil der Nachfrage wird allerdings weiterhin auf an-
deren Marktplitzen gehandelt. Der Spotmarkt dient eher der kurzfristigen
Optimierung des Portfolios. Dennoch ist das Ergebnis der Spotmarktauk-
tion der zentrale Referenzpreis fiir mittel- und langfristige borsliche und au-
Berborsliche Stromvertrige, wie bspw. Frontier Economics Europe (2011,
S. 101) im Oktober 2011 in einem Gutachten fiir die Bundesnetzagentur
feststellten. Die Vorginge am Spotmarkt stehen deshalb im Vordergrund
der im Rahmen dieser Arbeit durchgefiihrten Analysen zur Bewertung von

Energiespeichern.

2.2.1.3 Intraday-Markt

Im Intraday-Markt der EEX kénnen Marktteilnehmer bis 45 Minuten vor
Lieferung Stromkontrakte fiir die einzelnen Stunden des laufenden Tages
handeln. Es handelt sich um eine kontinuierliche Auktion, d. h. es konnen
durchgéngig Gebote abgegeben werden. Eine Transaktion findet statt, so-
bald ein Marktakteur einen Gegenpart gefunden hat. Der Intraday-Handel
dient der Korrektur von Fahrplanabweichungen, die bspw. durch Fehler in

der Verbrauchsprognose oder durch Kraftwerksausfille zustande kommen

22Liegt bspw. ein Nachfrageiiberhang vor, erhalten die Nachfrager nur einen gewissen Anteil
ihrer nachgefragten Menge. Dieser Anteil ist fiir alle Betroftenen gleich hoch.
Bsiehe Abschnitt 2.2.2
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konnen. Nach § 4 Abs. 2 der StromNZV?* sind alle Bilanzkreisbetreiber
,fr eine ausgeglichene Bilanz zwischen Einspeisungen und Entnahmen in
einem Bilanzkreis* verantwortlich. Fahrplanabweichungen, die nicht durch
untertdglichen Handel ausgeglichen werden konnen, werden vom Netzbe-
treiber durch die kostenpflichtige Lieferung von Ausgleichs- bzw. Rege-
lenergie ausgeglichen®. Handel ist auf dem Intraday-Markt bislang nur
eingeschriankt moglich, da seine Liquiditidt gering ist. Das Handelsvolu-
men betrug 2007 lediglich 1,4 TWh bzw. 0,3 % der Stromnachfrage (sie-
he Weber, 2010). Seit 2009 miissen Ubertragungsnetzbetreiber Fahrplan-
abweichungen in ihrem EEG-Bilanzkreis, die bspw. aus Prognosefehlern
der Windenergie resultieren, moglichst durch Intraday-Handel ausgleichen
(vgl. Abschnitt 2.2.2). Dies hat zu einem deutlichen Anstieg der Liquiditt
gefiihrt: Im vergangenen Jahr betrug das Handelsvolumen knapp 16 TWh
bzw. 2,8 % der Stromnachfrage. Da es sich um eine kontinuierliche Auk-
tion handelt, existiert kein Marktraumungspreis fiir einzelne Stunden. Es
kann zwar ein Durchschnittspreis liber alle Transaktionen berechnet wer-
den, die in einer Stunde getitigt worden sind. Allerdings besitzt dieser im
Gegensatz zum Spotmarktpreis kaum Referenzkraft fiir andere Kontrakte.

2.2.1.4 Regelenergiemarkte

Die Vorhaltung von Regelleistung und die Bereitstellung von Regelener-
gie dient der Sicherung eines zuverlidssigen Systembetriebs. Fiir diese so-
genannten Systemdienstleistungen sind die Ubertragungsnetzbetreiber ver-
antwortlich. Im europidischen Netzverbund werden drei Qualitidten von Re-
gelleistung unterschieden: Primér-, Sekundir- und Tertizirregelleistung?®.
Im Falle einer Frequenzstérung werden diese nacheinander aktiviert. Im
Zuge der Liberalisierung und Entflechtung der ehemals vertikal integrierten

24Verordnung iiber den Zugang zu Elektrizititsversorgungsnetzen (Stromnetzzugangsverord-
nung) in der Fassung der Bekanntmachung vom 28.07.2011 (BGBL. I S. 1634)

25Lediglich das Saldo der Fahrplanabweichungen aller Bilanzkreise wird physisch durch so-
genannte Regelenergie ausgeglichen.

26Der Begriff Minutenreserve wird synonym dafiir verwendet.
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2.2 Rahmenbedingungen fiir den Stromhandel

Tabelle 2.2: Bedingungen fiir Regelenergieauktionen (Quellen: BNetzA, 2010c,d,b)

Primarregelung  Sekundirregelung  Tertidrregelung

Mindestgebot 1 MW 5SMW 5 MW
Inkrement 1 MW 1 MW 1 MW
Zyklus wochentlich wochentlich tiaglich
Vergiitung Leistung Leistung Leistung

u. Arbeit u. Arbeit
Richtung poSs. u. neg. pos. od. neg. pos. od. neg.
Zeitscheiben 1 2412h 644h
Aktivierung <30s <5 min < 15 min
Abruf autom., autom., manuell

dezentral zentral

Energieversorger wurden schrittweise Mirkte fiir die Vergabe dieser Leis-
tungen geschaffen und vereinheitlicht (vgl. Swider und Ellersdorfer, 2005;
Swider, 2007b; Genoese und Genoese, 2010). Die Ubertragungsnetzbetrei—
ber miissen ihren Bedarf an Regelleistung transparent und marktorientiert
decken. Vorgaben dafiir wurden gemifl § 27 Abs. 2 StromNZV von der
Bundesnetzagentur gemacht: Der Bedarf fiir Minutenreserve muss seit En-
de 2006 deutschlandweit ausgeschrieben werden (vgl. BNetzA, 2006), fiir
Primér- und Sekundirregelenergie gilt dies seit Ende 2007 (vgl. BNetzA,
2007a,b).

Die Vergabe erfolgt durch Auktionierung. Dabei handelt es sich um ein-
seitige, geschlossene Gebotspreisauktionen, die wochentlich (Primér- und
Sekundirregelung) bzw. tiaglich (Minutenreserve) stattfinden. Handelsteil-
nehmer miissen ein Gebotstripel abgeben, das aus der angebotenen Menge,
seinem Leistungs- und seinem Arbeitspreis besteht. Der Leistungspreis —
gemessen in €/MW - ist eine Vergiitung dafiir, dass die Leistung bereit-
gehalten wird, und wird ausbezahlt, wenn das Gebot angenommen wurde.
Da die Auktionen fiir Regelleistung vor der Spotmarktauktion stattfinden,
beriicksichtigen die Anbieter die zu erwartenden Spotmarktpreise bzw. die

zu erwartenden Gewinne aus Spotmarktgeschiften im Leistungspreisgebot
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2 Rahmenbedingungen und Entwicklungen in der Elektrizitdtswirtschaft

(Opportunititskosten). Der Arbeitspreis — gemessen in €/MWh — wird aus-
bezahlt, wenn die vorgehaltene Leistung tatsdchlich abgerufen wird. Die
Kontrahierung von Regelleistung ist daher ein bedingtes Termingeschift
mit dem Leistungspreis als Optionspreis und dem Arbeitspreis als Aus-
tibungspreis. Die Erteilung eines Gebotszuschlags erfolgt ohne Beachtung
des Arbeitspreises lediglich basierend auf dem Leistungspreis. Die Unter-
schiede zwischen den Auktionen der einzelnen Typen von Regelenergie
sind in Tabelle 2.2 zusammengefasst. Unterschiede gibt es v.a. in der Fre-
quenz der Auktionen, der Mindestangebotsgrofle und der Aktivierungsge-
schwindigkeit. Bei der Primirregelung wird nur ein Leistungspreis vergii-
tet, da gemifl Swider und Ellersdorfer, 2005 ,,bei den im Rahmen der Pri-
mirregelung laufend auszugleichenden Frequenzschwankungen eine diffe-
renzierte Abrechnung der anfallenden Regelarbeit zu erheblichen Trans-
aktionskosten fithren wiirde*. Der zentrale Unterschied zu anderen Mérk-
ten, in denen Stromprodukte gehandelt werden, besteht darin, dass bereits
die Bereitstellung von Leistung vergiitet wird und nicht nur die Lieferung
von Energie. Fiir Energiespeicher ist dies daher ein besonders interessanter
Markt.

2.2.2 Vermarktung von Strom aus erneuerbaren Energien

Regenerativer Strom aus Anlagen, die iiber das EEG geftrdert werden,
miissen vom Netzbetreiber vorrangig abgenommen und eingespeist wer-
den. Um eine unverhiltnisméBige Belastung einzelner Netzbetreiber zu ver-
meiden, enthilt das EEG Regelungen fiir einen sogenannten Ausgleichs-
bzw. Wilzungsmechanismus, der die entstechenden Strommengen und fi-
nanziellen Belastungen gleichmiflig und verursachergerecht verteilen soll
(siehe §§ 35-37 EEG 2008). Hauptkritikpunkt an dem urspriinglichen Me-
chanismus waren die hohen Kosten fiir die sogenannte Veredelung des
EEG-Stroms. Die Netzbetreiber waren verpflichtet, monatlich konstante

Erzeugungsbinder aus dem EEG-Strom zu erstellen und an die Vertriebsge-
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2.2 Rahmenbedingungen fiir den Stromhandel

Abbildung 2.3: Ausgleichsmechanismus des EEG
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sellschaften zu liefern. Aufgrund der geringen Giite fiir Monatsprognosen
fluktuierender Erzeugung mussten kontinuierlich Strommengen ver- oder
zugekauft werden, um das Monatsband zu erhalten (vgl. Zander et al., 2004,
S. 35 ff.). Auf Basis des § 64 Abs. 3 EEG 2008 erlief3 die Bundesregierung
im Jahr 2009 die AusglMechV?’. Durch diese wurde im Wilzungsmecha-
nismus u. a. die Stufe der EEG-Veredelung abgeschafft und durch eine
direkte Vermarktung an der Borse ersetzt. Die wesentlichen Schritte im ak-
tuellen Wilzungsmechanismus sind in Abbildung 2.3 veranschaulicht. Der
EEG-Strom des Anlagenbetreibers wird vom Verteilnetzbetreiber (VNB)
vorrangig abgenommen und an den Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) wei-
tergeleitet. Der EEG-Strom wird durch den VNB entsprechend des gesetz-
lich festgelegten Einspeisetarifs vergiitet, wobei der UNB dem VNB diese
Kosten abziiglich vermiedener Netznutzungsentgelte’® (vNE) zuriickerstat-

tet. AnschlieBend erfolgt ein sogenannter horizontaler Belastungsausgleich

2TVerordnung zur Weiterentwicklung des bundesweiten Ausgleichsmechanismus (Aus-
gleichsmechanismusverordnung) in Fassung der Bekanntmachung vom 17.07.2009
(BGBL.1S.2101)

28Durch die Stromeinspeisung auf einer Netzebene, die niher bei den Verbrauchern liegt, wird
Netznutzung vermieden.
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zwischen den vier UNBs, d. h. die EEG-Strommengen und deren Forder-
kosten werden anteilig zum Stromaufkommen in der Regelzone des je-
weiligen UNB aufgeteilt. Die UNB sind verpflichtet, die Elektrizitit ohne
Preislimit am Spotmarkt der EEX zu vertreiben, um die vorrangige Einspei-
sung auch marktseitig sicherzustellen”. Das Saldo aus Kosten und Erlosen
wird auf alle Endkunden umgelegt (EEG-Umlage). Diese ist bundesweit
fur alle Endverbraucher identisch und betrug im Jahr 2011 3,53 ct/kWh.
Ausnahmen gibt es fiir stromintensive Betriebe, ,,um die Stromkosten die-
ser Unternehmen zu senken und so ihre internationale und intermodale
Wettbewerbsfiahigkeit zu erhalten® (vgl. § 40 Abs. 1 EEG 2008).

Die Bundesnetzagentur hat als regulierende Behorde in der Vergangenheit
immer wieder in diesen Prozess eingegriffen. So schrieb sie bspw. 2009 in
einem Beschluss vor, dass Prognosefehler vorrangig durch Intraday-Handel
ausgeglichen werden sollen (sieche BNetzA, 2009b). Die urspriinglich von
den UNB vorgesehene Nutzung einer EEG-Reserve — vergleichbar mit der
Minutenreserve, jedoch mit weniger strengen Anforderungen bzgl. der Ak-
tivierungsgeschwindigkeit — wurde zuriickgewiesen. Auf Grundlage des
§ 11 der AusglMechV erliel die Bundesnetzagentur im Jahr 2010 zudem
die Aus glMechAV30. Diese sieht u. a. vor, dass die UNB in Ausnahmefillen
Preismlimits bei der Vermarktung von EEG-Strom setzen diirfen (vgl. § 8
Abs. 1 AusglMechAV 2010). So diirfen UNB fiir den Fall, dass eine zweite
Auktion an der Stromborse angesetzt wird, weil der Marktrdumungspreis
bei der ersten Auktion unter -150 €/MWh lag, preislimitierte Gebote er-
stellen.

Ein Kritikpunkt am aktuellen Ausgleichsmechanismus ist, dass der EEG-
Strom nicht mehr physisch vom Anlagenbetreiber zum Endkunden gewilzt

wird. Der Endkunde wird zwar dadurch, dass sein Lieferant einen Teil der

29Da negative Preise an der Bérse zugelassen sind, kénnen beim Verkauf Kosten entstehen
(vgl. Abschnitt 3.2.5.2).

30Verordnung zur Ausfithrung der Verordnung zur Weiterentwicklung des bundesweiten Aus-
gleichsmechanismus (Ausgleichsmechanismus-Ausfiihrungsverordnung) in der Fassung
der Bekanntmachung vom 22.02.2010 (BGBI. I S. 134)
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2.2 Rahmenbedingungen fiir den Stromhandel

benotigten Elektrizitdt am Spotmarkt erwirbt, (auch) mit Griinstrom belie-
fert, jedoch wird nur ein Teil der Stromnachfrage am Spotmarkt gehan-
delt. Die Lieferanten sichern sich zusitzlich tiber den Terminmarkt und
OTC-Geschifte ab. Es ist unklar, wie gut dieser Mechanismus bei grof3en
EEG-Strommengen funktionieren kann. Daher sind weitere Anderungen an
den regulatorischen Rahmenbedingungen zu erwarten. Einige aktuelle Ent-
wicklungen und Diskussionspunkte werden in Abschnitt 2.3 vorgestellt.

Fiir Energiespeicher gibt im derzeitigen Wilzungsmechanismus keine be-
sonderen Regelungen: Sie werden wie andere Technologien behandelt, die
Strom bereitstellen konnen. Dies bedeutet insbesondere, dass UNB keine
eigenen Energiespeicher besitzen diirfen, weder zum Ausgleich von Pro-
gnosefehlern noch zur lokalen Entlastung der Stromnetze noch zur Ver-
lagerung der Stromproduktion in diejenigen Stunden, in denen sie mehr
wert ist. Der EEG-Anlagenbetreiber ist von diesem Verbot nicht betrof-
fen. Allerdings besteht fiir ihn kein Anlass, in Energiespeicher zu inves-
tieren. Da er nicht fiir die Einhaltung eines Erzeugungsfahrplans zustin-
dig ist, besteht fiir ihn kein Anreiz, gute Prognosen zu erstellen oder die-
se einzuhalten. Aufgrund der — verglichen mit den Gro3handelsstromprei-
sen — relativ hohen Einspeisevergiitung besteht wirtschaftlich gesehen ex-
trem selten Grund, seine Produktion in rentablere Stunden zu verlagern. So
tiberstieg der Borsenpreis im Jahr 2011 lediglich in 17 von 8.760 Stun-
den des Jahres die Einspeisevergiitung von Windstromanlagen an Land
(9,2 ct/kWh). Fiir andere wetterabhiingige Erzeugungstechnologien lag die
Einspeisevergiitung durchgéngig iiber den Borsenpreisen. Das Marktpra-
mienmodell des EEG 2012 setzt neue Anreize zur Direktvermarktung. Die
konkreten Rahmenbedingungen und die Auswirkungen auf den Einsatz von

Energiespeichern werden in Abschnitt 2.3.1 diskutiert.
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2.3 Aktuelle Entwicklungen im Stromsektor

2.3.1 Direktvermarktung erneuerbarer Energien mit einer
Marktpramie

Die Moglichkeit der Direktvermarktung von Strom aus regenerativen An-
lagen ist bereits seit 2009 gegeben (vgl. § 17 EEG 2008). In Sensfuf} et al.
(2011, S. 37 ff.) wurden bestehende EEG-Anlagen sowie deren Vergiitung
untersucht. Die Autoren stellten dabei fest, dass sich im Jahr 2008 nur ein
geringer Anteil der Anlagen in dem Segment der Einspeisevergiitung be-
fand, ab dem eine Direktvermarktung ohne weitere Forderung wirtschaft-
lich sinnvoll sei. Relevante Potenziale gebe es bspw. bei Deponie- und Gru-
bengasanlagen sowie dlteren Wasserkraftanlagen. Allerdings sei von riick-
laufigen Potenzialen auszugehen, da die Entwicklung des Gasaufkommens
riickldufig sei und es fiir die 6kologische Modernisierung von dlteren Was-
serkraftanlagen attraktive Vergiitungsboni gebe. Zuriickzufiihren ist dies
auf den bereits angesprochenen groen Unterschied zwischen der Hohe der
Einspeisevergiitung und den mittleren GroBhandelsstrompreisen, d. h. die
Herstellungskosten von EEG-Strom iibersteigen meist den Preis, der an der
Strombérse dafiir erzielt werden kann. Hier setzt die EEG-Novelle?! von
2011 an: Um die Marktintegration der erneuerbaren Energien zu fordern,
erhilt der Anlagenbetreiber bei einer Direktvermarktung zusétzlich zu den
Einnahmen aus dem direkten Vertrieb der Stromproduktion an der Borse
eine sogenannte Marktpramie. Die Vergiitung soll so an die Entwicklung
der Marktpreise gekoppelt werden. Gemif3 Anlage 4 des novellierten EEG

setzt sich diese folgendermallen zusammen:

Marktprimie = EEG-Vergiitung — Referenzmarktwert

+ Managementpramie

Die einzelnen Terme werden im Folgenden néher erldutert. Unter der An-

nahme, dass der Erlos aus der Borsenvermarktung ungefihr dem Referenz-

3EEG in der Fassung der Bekanntmachung vom 04.08.2011 (BGBL. I S. 1634)
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marktwert entspricht, kann ein Anlagenbetreiber bei einer Direktvermark-
tung mit der Marktprdmie hohere Einnahmen erzielen als im System mit
einer festen Einspeisevergiitung. Zu beriicksichtigen ist allerdings auch,
dass bei einer Direktvermarktung zusétzliche Kosten anfallen, die durch
die Mehreinnahmen kompensiert werden sollen. Der Gesetzgeber geht von
Kosten , fiir die Borsenzulassung, fiir die Handelsanbindung, fiir die Trans-
aktionen fiir die Erfassung der Ist-Werte und die Abrechnung, fiir die IT-
Infrastruktur, das Personal und Dienstleistungen, fiir die Erstellung der Pro-
gnosen und fiir Abweichungen der tatsichlichen Einspeisung von der Pro-
gnose* aus.

Der Referenzmarktwert ist technologieabhingig und wird jeden Monat
ex post gemdl Gleichung (2.1) berechnet. Fiir den Anlagenbetreiber stellt
dies einen gewissen Unsicherheitsfaktor dar, da er die genaue Hohe der

Marktpramie erst nachtriglich erféhrt.

AW

RW' = 2.1
> W
mit
t Technologie
h Stunde im Monat
p;p o Spotmarktpreis in h (€/MWh)
W, Produktion in h (MWh)

Ein groBer Gestaltungsspielraum besteht beim Festsetzen der Manage-
mentpramie. In Sensful und Ragwitz (2011) wird darauf hingewiesen,
dass man grundsitzlich zwischen steuerbaren Erzeugern wie Biomasse und
nicht steuerbaren Erzeugern wie Windkraft und Photovoltaik unterschei-
den muss. Bei letzteren fallen zusitzliche Kosten an, da Prognosefehler
ausgeglichen werden miissen. Insgesamt schlagen die Autoren nach Aus-

wertung historischer Kostendaten eine technologieabhingige Primie vor,
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Tabelle 2.3: Managementpridmie nach Anlage 4, EEG 2011

Jahr Windkraft & Photovoltaik ~ Steuerbare Erzeuger
(ct/kWh) (ct/kWh)

2012 1,20 0,300

2013 1,00 0,275

2014 0,85 0,250

ab 2015 0,70 0,225

die anfinglich groBziigiger ausfallen solle, um den Anlagenbetreibern eine
gewisse Lernphase zuzugestehen. Dieser Vorschlag wurde vom Gesetzge-
ber weitgehend iibernommen. Die im Gesetzestext festgelegten Pramien
sind in Tabelle 2.3 zusammengefasst.

Fiir die Betreiber von Wind- und Solarkraftanlagen bedeutet ein Wechsel
in die Direktvermarktung, dass sie einen Fahrplan anmelden und einhalten
miissen. Die auftretenden Prognosefehler miissen dann eigenstindig ausge-
glichen werden. Hierzu konnen bspw. Energiespeicher eingesetzt werden.
Alternativ kann dieser Ausgleich auch rein marktbasiert erfolgen, d. h. die
Betreiber gleichen ihre Prognosefehler am untertédglichen Markt aus. Eine
notwendige Voraussetzung hierfiir ist eine ausreichend hohe Marktliquidi-
tat. Weiterhin ermoglicht der Einsatz eines Energiespeichers, die Strompro-
duktion in Stunden zu verlagern, in denen der Strombedarf und damit der
Borsenpreis hoher ist. Okonomisch bewertet wird dieser Einsatzzweck in
Kapitel 6.

Aktuellen Schitzungen zufolge befinden sich mittlerweile bereits Erneuer-
bare-Energien-Anlagen mit einer Gesamtleistung von knapp 26,9 GW im
Marktpramienmodell. Alleine 22,5 GW hiervon entfallen auf die Onshore-
Windenergie (vgl. 0.V/EUWID, 2012). Nach ersten Einschitzungen des
Bundesumweltministeriums wurde die Managementprimie zu hoch ange-
setzt, weshalb diese ab 2013 um 0,25 bis 0,35 ct/kWh abgesenkt werden
soll (vgl. BMU, 2012). Trotz der hohen Akzeptanzrate des Marktpridmien-
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modells im Bereich der Windenergie konnte bislang keine erhohte Nach-
frage nach Energiespeichern festgestellt werden.

2.3.2 Maglichkeiten direkter Forderung von Energiespeichern

Die Einfithrung einer Marktpriamie bei der Vermarktung von regenerativem
Strom kann als eine indirekte Forderung von Energiespeichern angesehen
werden, da Anreize geschaffen werden, die wetterabhingigen Erzeuger zu
steuern, wozu sich bspw. Energiespeichertechnologien eignen. Denkbar ist
auch eine direkte Forderung durch Primien bei der Anschaffung (Kapazi-
titspramie) oder beim Einsatz (Arbeitspriamie).

Die Kapazititsprimie ist eng verbunden mit der generellen Thematik von
Kapazititsmarkten, die im Fokus der aktuellen energiepolitischen Diskus-
sion stehen (vgl. Nailis etal., 2011). Grundsitzlich sollen diese dazu bei-
tragen, langfristige Investitionen abzusichern, indem nicht nur der erzeugte
Strom vergiitet wird, sondern auch die Fahigkeit, Strom bereitzustellen. Da
Investitionen in thermische GrofBkraftwerke oder auch in grofitechnische
Energiespeicher mit hohen Investitionen aber vergleichsweise niedrigen
(variablen) Einsatzkosten verbunden sind, besteht bei schwankender Aus-
lastung die Unsicherheit, ob die Fixkosten allein durch die Deckungsbei-
triage, die bei der Vermarktung des produzierten Stroms entstehen, gedeckt
werden konnen. Ein Kapazitdtsmarkt konnte diese Unsicherheit verringern.
Die genaue Ausgestaltung eines solchen Marktes ist derzeit noch unklar. Zu
kldren ist bspw., wer als Nachfrager auf diesem Markt auftritt, wie hoch die
zu deckende Nachfrage ist und wie hoch die Zahlungen pro bereitgestellter
Kapazitit ausfallen sollen (vgl. Siienbacher etal., 2011). Da in der der-
zeitigen Diskussionsphase eine gesonderte Beriicksichtigung von Energie-

speichern nicht geplant ist*?, wird die mogliche Entstehung eines deutschen

32Vereinzelt wurden auf Linderebene bereits Kapazititszahlungen eingefiihrt, etwa in Spa-
nien (,,pagos por capacidad®, vgl. Federico etal., 2008, S. 59). Fiir Energiespeicher sind
jedoch die gleichen Zahlungen vorgesehen wie fiir jede andere Technologie, die Strom be-
reitstellen kann.
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oder gesamteuropdischen Kapazitidtsmarkts in dieser Arbeit nicht weiter
verfolgt. Sollten Kapazitiatsmirkte eingefiihrt werden, wiirden die Investi-
tionszuschiisse mit groler Wahrscheinlichkeit fiir thermische Kraftwerke
wie fiir Energiespeicher gleichermal3en gewihrt werden.

In der energiepolitischen Diskussion spielen Vorschldage zur Zahlung von
Einsatzpramien beim Entladeprozess von Energiespeichern derzeit keine
Rolle. Beim Beladeprozess gibt es hingegen rechtliche Rahmenbedingun-
gen, die als Einsatzprimie interpretiert werden konnen. So gilt fiir Neu-
anlagen in den ersten 20 Jahren nach der Inbetriebnahme gemifl § 118
Abs. 7 EnWG™, dass der fiir den zum Beladen des Speichers bendtig-
te Strom von den Netzentgelten befreit ist**. Rechtlicher Klirungsbedarf
besteht beim Umgang mit den unvermeidlichen Umwandlungsverlusten,
die beim Beladen entstehen (vgl. Krebs, 2012). Die Autoren des EEG-
Erfahrungsberichts 2011 empfehlen zudem eine zeitlich unbefristete Be-
freiung von den Netzentgelten (vgl. BMU, 2011a, S. 13). In den folgen-
den Untersuchungen zur Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern wird da-
von ausgegangen, dass diese Befreiung bestehen bleibt, auch fiir den Ver-
luststrom gilt und ansonsten keine weiterfithrenden Pramien ausbezahlt

werden.

3EnWG in der Fassung der Bekanntmachung vom 28.07.2011 (BGBI. I S. 1690)
34Fiir die Einspeisung elektrischer Energie ist nach § 15 Abs. 1 S. 3 StromNEV grundsitzlich
kein Entgelt zu entrichten.
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3 Ausgewahlte
Energiespeichertechnologien und
mogliche Beitrage zur Integration
fluktuierender Stromerzeugung

3.1 Einfiihrung

In den folgenden Abschnitten werden ausgewihlte Energiespeichertechno-
logien vorgestellt und anhand von technischen sowie wirtschaftlichen Pa-
rametern charakterisiert und miteinander verglichen. Diese Parameter wer-
den spiter als Eingangsdaten fiir das im Rahmen dieser Arbeit entwickelte
Modell benétigt, um den Einsatz von Energiespeichern im Modell abzu-
bilden. Weiterhin werden mogliche Anwendungsgebiete — insbesondere im
Bereich der Integration erneuerbarer Energien — diskutiert und mogliche
historische Erlose fiir diese Anwendungsgebiete berechnet. AbschlieSend
wird der Einsatz von Energiespeichern mit alternativen MaBnahmen zur

Integration fluktuierender Stromerzeugung verglichen.

3.2 Eigenschaften und Kosten ausgewahlter
Energiespeichertechnologien

Da die spiter diskutierten Anwendungen allesamt im Stromsektor anzusie-
deln sind, werden ausschlieBlich Technologien zur Speicherung von Elek-
trizitéit betrachtet, d. h. auf Wirmespeicher oder auf Konzepte wie ,,Power-

to-Gas*! wird nicht eingegangen. Virtuelle Speicher konnen grundsitzlich

IBei diesem Konzept wird Elektrizitit zur Erzeugung von synthetischem Methan genutzt,
das zunichst nicht riickverstromt sondern in das Gasnetz geleitet wird.

29



3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

zu den Strom-zu-Strom-Speichern gezédhlt werden. Sie sind im engeren Sin-
ne keiner Technologie zuzuordnen, da es sich um eine Zusammenschal-
tung dezentraler Stromerzeuger und Stromverbraucher handelt. Um diese
Einheiten zentral steuern zu konnen, ist ein erheblicher Mehraufwand er-
forderlich. Zudem fallen Kosten fiir den Aufbau einer Kommunikations-
infrastruktur an. Aufgrund der unsicheren Datenbasis, wird das Konzept
virtueller Speicherung in den folgenden quantitativen Analysen nicht be-
trachtet.

Obwohl der Begriff Stromspeicher sehr geldufig ist, gibt es kaum techni-
sche Moglichkeiten, Strom direkt zu speichern. Strom muss i. d. R. zu-
néchst in eine andere Energieform iiberfiihrt werden, um gespeichert wer-
den zu konnen. Eine Ausnahme bilden Supercaps und supraleitende Spulen.
Bei diesen Technologien handelt es sich jedoch um Hochleistungs- bzw.
Sekundenspeicher, d. h. die speicherbare Energiemenge ist im Verhiltnis
zur Speicherleistung sehr klein. Einen nennenswerten Beitrag fiir die Spei-
cherung groferer Strommengen, wie sie bei der Integration von erneuerba-
ren Energien benotigt werden, konnen sie nicht leisten und werden daher
nicht weiter betrachtet.

Die hier vorgestellten Speichertechnologien werden nach der Energieform
klassifiziert, die gespeichert wird. Unterschieden wird zwischen mechani-
schen und elektrochemischen Speichern, die sich fiir groftechnische An-
wendungen im Ubertragungsnetz eignen. Abbildung 3.1 zeigt alle im Rah-

men dieser Arbeit analysierten Energiespeicherpfade im Uberblick.
3.2.1 Mechanische Energiespeicher

3.2.1.1 Pumpspeicher

Pumpspeicher sind gemessen an ihrer weltweit installierten Leistung die
wichtigsten Energiespeicher im Netz und ,,bilden das Riickgrat der Strom-
versorgungsnetze (siche Sauer 2006, S. 18). Die elektrische Energie wird

mechanisch in Form von potenzieller Energie gespeichert. Hierzu wird
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Abbildung 3.1: Analysierte Energiespeicherpfade
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beim Ladevorgang mittels einer elektrisch angetriebenen Pumpe Wasser
aus einem Unterbecken in ein hoher gelegenes Oberbecken gefordert. Zum
Entladen des Speichers wird das Wasser aus dem Ober- in das Unterbe-
cken abgelassen und durchstromt dabei eine Turbine, welche zur Elek-
trizititserzeugung einen Generator antreibt. Die benétigten Komponenten
gelten sowohl technisch als auch kommerziell als ausgereift. Es werden
Zykluswirkungsgrade von 70 bis 80 % erreicht (siche Leonhardt etal.,
2009, S. 44). Pumpspeicher sind sehr flexible Kraftwerke und weisen An-
fahrzeiten aus dem Stillstand bis zur Volllast von wenigen Minuten auf.
Eine Priqualifizierung sowohl fiir den Sekundir- als auch den Tertidr-
regelenergiemarkt ist daher moglich. Ein Nachteil dieser Technologie ist
die verhiltnismifBig geringe Energiedichte. Sie hiingt von der Fallhéhe und
dem nutzbaren Volumen des Oberbeckens ab. Bei einer Fallhohe von 300
Metern betrigt sie relativ zum Volumen lediglich 0,7 Whyl.
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Geographisch sind Pumpspeicher in den Mittelgebirgen und in den Alpen
konzentriert, d. h. nicht in unmittelbarer Nihe zu den windstarken Regio-
nen Norddeutschlands. Mogliche neue Standorte sind in dicht besiedel-
ten Landern wie Deutschland rar, da die bendtigten Flachen aufgrund der
geringen volumetrischen Energiedichte enorm sind. Typische, realisierte
AnlagengroBen liegen hier im Leistungsbereich von 100 bis 1.000 MW
bei einer Speicherkapazitit von einigen Stunden. Goldisthal ist mit einer
Leistung von 1.060 MW und einer Speicherkapazitit von rund 8,5 GWh
das grofite bisher in Deutschland realisierte Pumpspeicherkraftwerk. Die
Schluchseewerk AG plant bei Atdorf im Schwarzwald einen neuen Spei-
cher, der bis 2018 in Betrieb gehen soll. Mit einer Leistung von 1.400 MW
und einem Volumen von 13 GWh wire dieser groBer als Goldisthal (siehe
Grimm und Zoch, 2010, S. 10f.). Insgesamt wiren mit Realisierung dieses
Neubauprojekts deutschlandweit Pumpspeicher mit einer Gesamtleistung
von acht Gigawatt am Netz. Ansonsten ist gemif3 Leonhardt etal. (2008,
S. 22) ,,in Deutschland (..) aufgrund der geographischen Begrenztheit der
Standorte und der mangelnden Akzeptanz in der Bevolkerung momentan
kein nennenswerter Zuwachs an Pumpspeicherkraftwerken zu erwarten®.
Fir die EU wird hingegen die Gesamtleistung von derzeit 35 GW als
,ausbaufdhig® bezeichnet (vgl. Tiedemann etal., 2008, S. 62). Aufgrund
der nahezu ausgeschopften Potenziale und der geringen Akzeptanz ober-
irdischer Pumpspeicher werden in Deutschland Konzepte zur Unterflur-
Pumpspeicherwerke diskutiert. Als Unterbecken kidmen ersten Untersu-
chungen zufolge Steinkohle-Bergwerke im Ruhrgebiet oder Braunkohle-
Tagebaue in Nordrhein-Westfalen in Frage. Ein konkretes Pilotprojekt ist

derzeit nicht in der Planung.

3.2.1.2 Druckluftspeicher

Bei dieser Speichertechnologie wird zwischen der diabaten und adiabaten

Variante unterschieden. Grundséitzlich wird in beiden Varianten elektrische
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Energie mechanisch in Form von komprimierter Luft gespeichert. Als Spei-
chermedium fiir die verdichtete Luft eignen sich insbesondere unterirdi-
sche Salzkavernen, welche durch kiinstliche Aussolung von Salzformatio-
nen mit Hilfe von Wasser entstehen. Geographisch sind diese vor allem in
Norddeutschland in Kiistennihe konzentriert, so dass neue Speicher grund-
sdtzlich in der Nihe der windstarken Regionen errichtet werden konnen.
Beim Ladevorgang der diabaten Variante verdichtet ein elektrisch angetrie-
bener Kompressor Umgebungsluft. Die hierbei entstehende Wiarme muss
iiber ein Kiihlsystem abgefiihrt werden, bevor die Luft in die Kaverne ein-
gelassen wird. Ohne vorherige Kiihlung wiirde die Speicherkaverne beschi-
digt. Zur Riickgewinnung der elektrischen Energie wird die komprimierte
Luft zunichst in der Brennkammer einer Gasturbine mit einem Brennstoff,
i. d. R. Erdgas, vermischt. Anschlieend wird der Brennstoff verfeuert und
das Gasgemisch in der Turbine entspannt, welche tiber einen angeschlos-
senen Generator Strom erzeugt. Der Gesamtwirkungsgrad dieser Speicher-
technologie ist mit 40 bis 56 % relativ gering, da die Kompressionswérme
bei der Expansion nicht genutzt wird (vgl. Leonhardt etal., 2008, S. 23).
In Wolf und Détsch (2009, S. 112) werden bei der Verwendung eines Re-
kuperators, der die heilen Abgase des Verfeuerungsprozesses nutzt, um die
Luft vorzuwirmen, sogar Wirkungsgrade von bis zu 60 % fiir erreichbar ge-
halten. Beim adiabaten Druckluftspeicher wird die Wirme, die beim Kom-
pressionsvorgang der Luft abgefiihrt werden muss, einem Warmespeicher
zugefiihrt und steht beim Entladevorgang zur Verfiigung, um die expandie-
rende Druckluft zu erhitzen. Hierdurch kommt die adiabate Ausfiihrung des
Druckluftspeichers ohne Wirmezufuhr tiber einen Brennstoff aus. Durch
Nutzung der Kompressionsabwirme kann der Wirkungsgrad erheblich auf
bis zu 70 % gesteigert werden (vgl. Wolf und Détsch, 2009, S. 112). Au-
Berdem werden beim Betrieb CO,-Emissionen der Anlage vermieden.

Weltweit sind bisher zwei Projekte mit diabater Technologie realisiert wor-
den, davon eines in Deutschland. Der Energieversorger E.ON betreibt einen

solchen Speicher in Huntorf; er besitzt eine Netto-Ausspeicherleistung
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von 321 MW, die unter Volllast zwei Stunden lang bereitgestellt werden
kann. GroBtechnische adiabate Druckluftspeicherkraftwerke wurden hin-
gegen noch nicht realisiert. Ein Konsortium aus RWE, General Electric,
Ziblin und DLR hat sich zum Ziel gesetzt, ab 2013 mit dem Bau einer
Demonstrationsanlage zu beginnen. Sie soll in StraBfurt in der Nidhe von
existierenden Salzkavernen entstehen und bei einer Leistung von 90 MW
eine Speicherkapazitit von vier Stunden aufweisen (siche Lambertz, 2010).
Die fiir diese Technologie technischen Komponenten gelten — bis auf den
Wirmespeicher — als ausgereift (vgl. Wietschel etal., 2010, S. 567).

Die erwarteten Anlagengrofien sind bei beiden Varianten vergleichbar mit
denen von Pumpspeicheranlagen. Mit Anfahrzeiten im Bereich von 15 Mi-
nuten ist eine Teilnahme am Minutenreservemarkt moglich (vgl. Leon-
hardt etal., 2008, S. 24). Die volumetrische Energiedichte betrigt bei ei-
nem Druckspiel im zweistelligen bar-Bereich (vgl. Sauer, 2006, S. 18) 1,5
bis 5 Wh/l.

3.2.2 Elektrochemische Energiespeicher
3.2.2.1 Vanadium-Redox-Flow-Batterie

Die Vanadium-Redox-Flow-Batterie speichert Energie in chemischen Ver-
bindungen. Sie gehort zur Gruppe der Flussbatterien. Diese unterschei-
den sich dadurch von anderen elektrochemischen Speichern, dass die Ak-
tivmassen auflerhalb der Reaktionszelle in zwei getrennten Tanks gela-
gert werden. Beim Be- bzw. Entladevorgang durchstromen die fliissigen
Elektrolyte unter Einsatz von Pumpen die Zelle und es laufen Redox-
Reaktionen ab, wobei die Reaktionspartner (Elektrolyte) in zwei verschie-
denen Kreisldufen zirkulieren, die durch eine protonendurchldssige Mem-
bran voneinander getrennt sind. Leistung und Energieinhalt dieses Spei-
chers konnen — im Gegensatz zu vielen anderen elektrochemischen Spei-
chern — getrennt skaliert werden: Die Grofe der Reaktionszelle determi-

niert die Leistung der Batterie, wihrend durch die GroBe der Tanks die
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Speicherkapazitit bestimmt wird. Bei der Vanadium-Variante ist das einzig
elektrochemisch aktive Element Vanadium. Moglich ist dies, da Vanadium
in geloster Form vier Oxidationsstufen annehmen kann. Als Losungsmit-
tel wird verdiinnte Schwefelsdure verwendet. Die Verwendung eines ein-
zigen aktiven Elements hat den Vorteil, dass der unvermeidliche Schlupf
von Vanadium-Ionen iiber die Membran (sogenannter Crossover) nicht zu
einer Kontamination der Gegenseite fiihrt. Aufgrund der geringen Loslich-
keit von Vanadium in Schwefelsdure weist es eine fiir einen elektrochemi-
schen Speicher vergleichsweise geringe volumetrische Energiedichte auf.
In Wietschel et al. (2010, S. 573) wird ein Bereich zwischen 20 und 30 Why/1
angegeben.

Der Gesamtwirkungsgrad des Systems erreicht Werte zwischen 70 und
80% (vgl. Tiibke und Noak, 2007, S. 85f.). Gemall Wietschel etal. (2010,
S. 573) werden bis zu 13.000 Lade- und Entladezyklen erreicht. Bei tdg-
licher Nutzung entspricht dies einer Lebensdauer von 35 Jahren. Die Re-
aktionszeit von Redox-Flow-Batterien liegt dhnlich wie bei anderen elek-
trochemischen Systemen im Sekundenbereich (vgl. Leonhardt et al., 2009,
S. 132), weswegen es mit dieser Technologie moglich ist, Regelleistung
jeden Typs bereitzustellen.

Die grofite bisher realisierte Anlage befindet sich in Sorne Hill (Irland) und
weist eine Leistung von 2 MW bei einem Speichervolumen von 12 MWh
auf (siehe Eckroad, 2007, S. 2-29). Typische Anlagengrofen rangieren
allerdings eher im zwei- bis dreistelligen kW-Bereich bei sechs bis acht
Stunden Kapazitit (vgl. Kaldellis etal., 2009b, S. 385). Die Herausfor-
derungen der kommenden Jahre liegen insbesondere in der Entwicklung

grofler Systeme im zweistelligen Megawattbereich.

3.2.2.2 Natrium-Schwefel-Batterie

Im Gegensatz zur Redox-Flow-Batterie und vielen anderen elektroche-

mischen Speichern besitzen Hochtemperaturbatterien wie die Natrium-
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Schwefel-Batterie einen festen Elektrolyt und fliissige Elektroden. Wih-
rend des Entladevorgangs ,,wandern Natrium-Ionen aus dem Innenraum in
den Auflenraum und bilden dort Na/S-Verbindungen, die mit fortschreiten-
der Entladung mehr Natrium enthalten* (vgl. Wietschel et al., 2010, S. 577).
Beim Laden kehrt sich dieser Prozess um. Um die Elektroden fliissig zu
halten, sind Betriebstemperaturen von 270 bis 350 °C erforderlich. Bei
Anwendungen mit tdglichen Anwendungszyklen und ausreichender Isolie-
rung kann diese Temperatur durch die Reaktionswiarme aufrechterhalten
werden. Andernfalls muss iiber eine elektrische Heizung Wirme zugefiihrt
werden, was sich negativ auf die Effizienz auswirkt. Ohne téglichen Zyklus
muss pro Tag ca. 15 % des Speicherinhalts fiir die Wirmezufuhr aufge-
wendet werden. Dieser Batterietyp ist aus diesem Grund ungeeignet fiir
Anwendungen mit einem langeren Zyklus, wie sie zum Beispiel bei einer
Verwendung der Batterie als Wochen- oder Monatsspeicher fiir Elektrizitit
zu erwarten sind.

Der Wirkungsgrad betrigt bei Ausnutzung der Reaktionswérme 75 %. Die
zyklische Lebensdauer betrigt bei einer Entladetiefe von bis zu zehn Pro-
zent etwa 2.500 Zyklen und ist damit verglichen mit der Redox-Flow-
Batterie weitaus geringer (vgl. Tiibke und Noak, 2007, S. 199). Bei tig-
licher Nutzung entspricht dies einer kalendarischen Lebensdauer von le-
diglich sieben Jahren. Die volumetrische Energiedichte ist hingegen mit
170 Wh/1 fiir einen stationdren Speicher vergleichsweise hoch. Zeitweise
war diese Batterietechnologie fiir die Verwendung in zukiinftigen Hybrid-
und Elektrofahrzeugen vorgesehen. Seit einigen Jahren konzentrieren sich
die F&E-Aktivititen fiir mobile Speicher jedoch auf die Lithium-Ionen-
Batterie, die eine bessere gravimetrische Energiedichte aufweist. Die Akti-
vierungsgeschwindigkeit der Natrium-Schwefel-Systeme ist dhnlich hoch
wie die von Redox-Flow-Batterien, d. h. eine Teilnahme an den unter-
schiedlichen Regelenergiemirkten ist grundsétzlich moglich.

In Japan wurden Projekte dieser Technologie mit Leistungen im ein- bis

zweistelligen Megawattbereich realisiert. Leistung und Speichervolumen

36



3.2 Eigenschaften und Kosten ausgewihlter Energiespeichertechnologien

sind nicht getrennt skalierbar: Bei den realisierten Anlagen bewegt sich
die Speicherkapazitit zwischen sieben und acht Stunden. Der technologi-
sche Reifegrad der Natrium-Schwefel-Batterie ist hoher als der von Redox-
Flow-Batterien oder Druckluftspeichern. Sie ist bereits kommerziell ver-

fiigbar und wird von der japanischen Firma NGK Insulators vertrieben.

3.2.2.3 Wasserstoffspeicher

Strom kann elektrochemisch als Wasserstoff gespeichert werden, indem
Wasser unter Einsatz von elektrischer Energie in einem Elektrolysepro-
zess in Hy und O, aufgespalten wird. Der entstehende Wasserstoff kann
anschlieBend in verdichteter Form in Salzkavernen gespeichert werden — in
diesem Fall handelt es sich um einen zentralen Grof3speicher, vergleichbar
mit Pump- und Druckluftspeichern. Eine andere Moglichkeit ist die dezen-
trale Speicherung in Druckgasbehiltern. Wasserstoft ist ein sehr vielseitiger
Energietriager und kann je nach Verwendungszweck riickverstromt werden
oder bspw. im Verkehrssektor als Kraftstoff verwendet werden. Fiir den
Vergleich mit anderen Stromspeichertechnologien ist der Pfad der Riickver-
stromung von Bedeutung. In den Analysen im Rahmen dieser Arbeit wird
von einer Riickverstromung in einer Brennstoffzelle (dezentraler Pfad) bzw.
in einem GuD-Kraftwerk (zentraler Pfad) ausgegangen.

Ein groBer Vorteil dieser Speichertechnologie ist die hohe volumetrische
Energiedichte. Bereits in verdichteter Form kann — verglichen mit Druckluft
— bei gleichem Speichervolumen eine bis zu sechzig mal grofere Energie-
menge gespeichert werden (vgl. Leonhardt et al., 2008, S. 25). Die geologi-
sche Speicherung von Wasserstoff ist daher fiir Anwendungsfille, in denen
groBBe Mengen gespeichert werden miissen, aber nur eine begrenzte An-
zahl geeigneter Salzkavernen zur Verfiigung steht, besonders interessant.
In fliissiger Form oder bei Einlagerung in Metallen sind zudem weitaus
hohere Energiedichten von bis zu 1.000 Wh/l erreichbar (vgl. Wietschel
etal., 2010, S. 568). Den gewichtigsten Nachteil stellen die hohen Wand-
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lungsverluste dar: Die Gesamtkette von der Elektrolyse bis zur Riickver-
stromung besitzt einen Gesamtwirkungsgrad von lediglich 35 %?2. Derart
hohe Wandlungsverluste machen diese Art der Speicherung unattraktiv fiir
den hdufigen Einsatz. Langfristig sind nach Ansicht von Wietschel etal.
(2010, S. 569) auch Gesamtwirkungsgrade von knapp 40 % wahrschein-
lich, sofern der Wirkungsgrad des Elektrolyseurs auf 65 % gesteigert wer-
den kann. Auch im dezentralen Pfad verbessert sich bei der Nutzung von
Brennstoffzellen zur Riickverstromung der Gesamtwirkungsgrad nicht, da
auch diese bestenfalls Wirkungsgrade von 60 % erreichen. Die Reaktions-
zeit von H,-Speichersystemen reicht aus, um am Markt fiir Minutenreserve
Kapazititen anzubieten.

Die Komponenten fiir Wasserstoffspeicherwerke sind groBtenteils in einem
fortgeschrittenen Entwicklungsstadium. Bei der geologischen Speicherung
von Wasserstoff liegen aus den USA und England langjdhrige Erfahrun-
gen vor. Die Riickverstromung von Wasserstoff im GuD-Prozess ist bereits
heute moglich, wobei bis zu 20 % Erdgas beigemischt werden miissen. Ent-
wicklungspotenziale werden vor allem bei der Hochdruckelektrolyse ge-
sehen, etwa beim Bau grofier Systeme und beim Erreichen von System-

driicken von 50 bar und mehr.

3.2.3 Parametrisierung der Eigenschaften und Kosten

Aussagen zur Wirtschaftlichkeit grotechnischer Speicherung von Elektri-
zitdt hangen nicht ausschlieBlich, aber in deutlichem Malie von den An-
nahmen zu den Anschaffungsausgaben fiir diese Systeme ab. Daher wer-
den im Rahmen dieser Arbeit detaillierte Literaturrecherchen mit dem Ziel
durchgefiihrt, eine moglichst vielfiltige Datenbasis zu diesen Annahmen
aufzubauen. Insgesamt werden knapp 30 bestehende Studien ausgewertet
und daraus verschiedene technische und wirtschaftliche Parameter (Investi-

tion, Wirkungsgrad, Aktivierungsgeschwindigkeit, Energiedichte, typische

2Elektrolyse: 60%, Verdichtung: 97 %, GuD-Prozess: 60 %
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Anlagengrofien, Lebensdauer) extrahiert. Die Gesamtinvestition ist grund-
sdtzlich eine Funktion der leistungs- und arbeitsspezifischen Investitionen,
da Leistung und Kapazitét des Speichers nicht gekoppelt sein miissen (siehe
Gleichung (3.1)). Hinzu kommen Bestandteile, die nicht mit der Anlagen-
groBe skalieren’.

o =ip-P+iy-W+C 3.1

mit:

I,y  Gesamtinvestition (€)

ip  leistungsspezifische Investition (€/kW)
P Leistung (kW)

iy  arbeitssspezifische Investition (€/kWh)
W Speicherkapazitit (kWh)

C  nicht-spezifische Investition (€)

In der Mehrzahl der ausgewerteten Studien werden jedoch nicht getrenn-
te Werte fiir die spezifischen Investitionen angegeben. Werden bspw. nur
leistungsspezifische Werte angegeben, wird von festen Kapazititen — ge-
messen in Stunden, die der Speicher unter Volllast ausspeichern kann —
ausgegangen, wobei dieser Wert nicht immer genannt wird. Bei Batterie-
technologien iiberwiegen hingegen Quellen, die lediglich arbeitsspezifische
Investitionen angeben — mit der Begriindung, dass diese die Investitionen
fiir die Leistungseinheit weit iibersteigen.

Die Annahme eines linearen Zusammenhangs fiir die Anschaffungsaus-
gaben ist bei den grotechnischen Anlagen (Pump- und Druckluftspeicher)
realistisch. Bei den anderen Systemen, die die Megawattklasse derzeit le-
diglich durch Zusammenschalten vieler kleiner Systeme erreichen (Redox-
Flow-Batterie, Natrium-Schwefel-Batterie, Elektrolyseur), ist bei techni-

schen Fortschritten eine signifikante Reduktion der Investitionsausgaben

3Diese hier als nicht-spezifisch bezeichneten Investitionen finden sich nur in wenigen Quel-
len wieder und geben bspw. die Investitionen pro Salzkaverne (unabhéngig von deren Gro-
Be) an.
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wahrscheinlich. Zudem ist mit Beginn der Massenfertigung mit sinkenden
Produktionskosten zu rechnen. Fiir die Natrium-Schwefel-Batterie geben
Wietschel etal. (2010, S. 579) bspw. ein Kostensenkungspotenzial in Hohe
von 25 % an und stufen dieses als ,,mittel* ein, wihrend fiir die Redox-
Flow-Batterie ohne weitere Zahlenangaben lediglich die qualitative Einstu-
fung ,.hoch* vorgenommen wird (sieche Wietschel etal., 2010, S. 575). In
spéteren Variationsrechnungen wird dies beriicksichtigt.

Das Spektrum der Angaben zu Investitionen in GroBspeicher ist in Abbil-
dung 3.2 graphisch zusammengefasst*. Aus der Graphik lassen sich typi-
sche Charakteristiken dieser Speichertechnologien ablesen. Vergleicht man
die Investitionen von diabaten (CAES) und adiabaten Druckluftspeichern
(AA-CAES), zeigt sich vor allem bei den arbeitsspezifischen Investitionen
ein deutlicher Unterschied von bis zu 30 €/kWh. Bei der adiabaten Vari-
ante sind diese hoher, da noch ein Wirmespeicher benétigt wird. Erwar-
tungsgemil bewegen sich die Investitionen fiir Pumpspeicher (PSW) in
einem vergleichsweise giinstigen Bereich. Leistungsspezifisch finden sich
jedoch Angaben von bis zu 1.500 €/kW. In Deane etal. (2010) wird die-
se hohe Bandbreite mit der starken Abhéngigkeit der Investitionen von der
Beschaffenheit des Standorts begriindet.

Aus den Daten zu Wasserstoffspeichern lassen sich zwei Zusammenhin-
ge ablesen: Die arbeitsspezifischen Investitionen werden von nahezu allen
Quellen sehr niedrig — teilweise im Bereich von lediglich 1 €/kWh — an-
gegeben. Dies hat technologische Griinde: Durch die relativ hohe volume-
trische Energiedichte kann in einer Salzkaverne mit Wasserstoff 100-mal
mehr Energie gespeichert werden als mit Druckluft. Hingegen bewegen
sich die angegebenen leistungsspezifischen Ausgaben auf einem hohen Ni-
veau (1.050 bis 3.000 €/kW). Die extreme Bandbreite ist ein Indikator fiir
die grof3e Unsicherheit, insbesondere was die zukiinftigen Investitionen an-

4Aus dieser Darstellung lassen sich keine Wertepaare fiir leistungs- und arbeitsspezifische
Investitionen ablesen sondern lediglich die Bandbreiten der einen Grofe, jeweils unabhin-
gig von der anderen.
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Abbildung 3.2: Bandbreite fiir Investitionen in GroBspeicher
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geht, da technische Fortschritte bei Elektrolyseuren zu einer signifikanten
Absenkung der Investitionsausgaben fithren kdnnen.

Die recherchierten Parameter sind in Tabelle 3.1 zusammengefasst. Die dort
aufgefiihrten leistungs- und arbeitsspezifischen Investitionen sind — im Ge-
gensatz zur Darstellung in Abbildung 3.2 — als Wertepaar, d. h. additiv zu

interpretieren.

3.2.4 Vollkosten der Speicherung fiir unterschiedliche
Anwendungszyklen

Um die ausgewdhlten Speicherpfade hinsichtlich ihrer Effizienz quantita-
tiv vergleichen zu konnen, wird eine Vollkostenrechnung® fiir einen tig-
lichen und einen wochtentlichen Anwendungszyklus durchgefiihrt. Ge-
geniiber fritheren, publizierten Analysen (siche Genoese und Wietschel,
2011) wird die Datenbasis aktualisiert und die Menge der betrachteten

SIm betriebswirtschaftlichen Sinne handelt es sich hierbei nicht um Kosten sondern um Aus-
gaben. In der Energiewirtschaft ist jedoch in diesem Zusammenhang der Begriff ,, Kosten
iiblich.
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Tabelle 3.1: Technische und wirtschaftliche Parameter ausgewihlter Speichertechnologien

Technologie- Investitionen* Wirkungs-  Aktiv.-  Volum. Typische Kalend.
kiirzel” leistungsspez.  arbeitsspez.  grad geschw. Energied. Anlagengr. Lebensd.
(€/kW) (€/kWh) (%) (min) (Wh/l) (kW, kWh) (a)

PSW 470 - 1.000 10-20 70 -85 <5 0,7 10°, 10° 40 - 50
CAES 440-1710 9-280 40 - 60 <15 1,5-5 10°, 10° 20-30
AA-CAES 600 -800 14-120 70 <15 15-5 10°, 10° 20 - 30
RFB 875-1.500  147-167  70-80 <l 20 -30 102, 10° 20-30
NaS 1.000 -2.000 - 75 <1 170 104, 10° 5-10
H,-zen 1.100-2.050 1-40 30-40 <15 160 -400 10°, 108 10-15
H,-dezen 1.500 -3.500 14-110 30-40 <15 160 -400 102, 10° 10-15

3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

“Quellen: Faulstich etal. (2010, S. 59-61), Cavallo (2001, S. 388), Hoflich etal. (2010, S. 66 u. 71f.), Gonzales etal. (2004, S. 88), Schoenung
und Hassenzahl (2003, S. 30), Schoenung (2001, S. 12), Farret und Simdes (2006, S. 268), Gatzen (2008, S. 125), Sauer (2009, S. 19 u. 21f.),
Pehnt und Hopfner (2009, S. 8), Kruck (2008, S. 30), Swider (2007a, S. 98f.), Schainker (2009, S. 10), Hartmann etal. (2010, S. 74), Filippini
etal. (2001, S. 14), Wolf und Détsch (2009, S. 112), Wietschel etal. (2009, S. 8), Wietschel etal. (2010, S. 565, 569, 574 u. 578), Wietschel
etal. (2006, S. 110), Oberschmidt und Klobasa (2008, S. 4), Tapbury Management Limited (2006, S.82), Sauer (2006, S. 27), Eckroad (2007,
S. 4-14), Kaldellis et al. (2009b, S. 388), Kaldellis et al. (2009a, S. 1302)

bpSW: Pumpspeicher, CAES: diabater Druckluftspeicher, AA-CAES: adiabater Druckluftspeicher, RFB: Vanadium-Redox-Flow-Batterie, NaS:
Natrium-Schwefel-Batterie, Hp-zen: Zentraler Wasserstoffspeicher (Elektrolyseur, Salzkaverne, GuD-Kraftwerk), H>-dezen: Dezentraler Was-
serstoffspeicher (Elektrolyseur, Druckgasbehilter, Brennstoffzelle)

“Die Speicherkapazitit ist nicht frei variierbar. Daher werden in der Literatur entweder nur leistungs- oder nur arbeitsspezifische Investitionen
angegeben.
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3.2 Eigenschaften und Kosten ausgewihlter Energiespeichertechnologien

Speicherpfade erweitert. Die Zyklen werden in Anlehnung an Leonhardt
etal. (2009) definiert: Beim tédglichen Zyklus wird pro Tag einmal voll-
stindig ein- und ausgespeichert. Das Speichervolumen ist so ausgelegt,
dass der Energiespeicher maximal acht Stunden unter Volllast ausspeichern
kann. Im Anwendungsfall der Wochenspeicherung dauert ein voller Zyklus
knapp 17 Tage (0,06 Zyklen pro Tag) und die gewihlte Speicherkapazitiit
betrigt 20 Stunden.

Die Vollkosten pro umgesetzter Kilowattstunde werden wie folgt berech-
net: Aus den Anwendungszyklen und der Auslegung des Systems wird
zunichst die jdhrlich ausgespeicherte Strommenge berechnet. Die jéhrlich
anfallenden Ausgaben werden anschlielend auf diese Strommenge verteilt.
Hierzu zihlen die Annuitit der Investition® sowie Wartungs- und (soweit
vorhanden) variable Betriebsausgaben. Die Ergebnisse der Berechnungen
sind in den Abbildungen 3.3 bis 3.6 dargestellt. Zusitzlich zur Bandbreite
der Kostenangaben der Literaturrecherche sind mittelfristig zu erreichende

Werte markiert.

3.2.4.1 Vollkosten der Tagesspeicherung

Erwartungsgemif ist die wirtschaftlichste Speicheroption der Pumpspei-
cher mit 23 bis 51 €/ MWh,. Bei einem Ladestrompreis von 0 €/ MWhg
(siehe Abbildung 3.3) liegt der adiabate Druckluftspeicher in einem &hn-
lichen Bereich, wenn optimistische Schitzungen fiir die Investition ange-
setzt werden. Andere Speichertechnologien weisen Vollkosten auf, die bis
zu 230 €/MWh,, hoher ausfallen. Die grofite Kostenbandbreite zeigt das
dezentrale Wasserstoffsystem, da hier die Literaturangaben zu den Investi-
tionen fiir Elektrolyseure und Brennstoffzellen weit auseinandergehen.

Zu beriicksichtigen ist, dass der Wirkungsgrad einer Speichertechnologie
bei kostenlosem Ladestrom keinerlei Einfluss auf die Kosten hat. Setzt man
einen Ladestrompreis von 15 €/MWh an (siehe Abbildung 3.4), verschie-

6Zinssatz: 10%, Abschreibungsdauer: technologiespezifisch in Anlehnung an die kalendari-
sche Lebensdauer (siche Tabelle 3.1)
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3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

Abbildung 3.3: Vollkosten der Tagesspeicherung (Ladestrom: 0 €/ MWh,,)

PSW

AA-CAES

CAES

H2-zen

H2-dezen

RFB

NaS

PSW

AA-CAES

CAES

H2-zen

H2-dezen

RFB

NaS

[ ]

1]
I

[ 1]
[ 1

100 150 200 250

50 300 350
Vollkosten pro umgesetzter Stromeinheit (€/MWh,, )
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3.2 Eigenschaften und Kosten ausgewihlter Energiespeichertechnologien

ben sich alle Kostenbalken nach rechts, und zwar umso stérker, je nied-
riger der Wirkungsgrad ist. Sichtbar wird dies insbesondere bei den bei-
den Speicherpfaden, die Elektrizitdt in Form von Wasserstoff zwischen-
speichern, da hier die Wandlungsverluste mit Abstand am hochsten sind.
Die geringe Rechtsverschiebung der Kosten fiir diabate Druckluftspeicher
— vor allem verglichen mit der adiabaten Variante — resultiert daraus, dass
die CAES-Technologie keine reine Speichertechnologie ist, da beim Aus-
speichern Erdgas zugefeuert werden muss. Ihr rein elektrischer Wirkungs-
grad ist aus diesem Grund sehr gut und nur dieser ist von Bedeutung fiir
den Einfluss des Ladestrompreises auf die Vollkosten pro ausgespeicher-
ter Strommenge. Im Gegenzug fallen bei der diabaten Variante zusitzliche
Kosten an, und zwar fiir die Beschaffung von Erdgas und Emissionszertifi-
katen. Etwa 28 €/MWh,, (38 bis 54 %) der Speichervollkosten fiir CAES
lassen sich darauf zuriickfiithren. Mittelfristig konnte dieser Kostenbestand-
teil auf 40 €/ MWh, ansteigen, wenn bspw. fiir die Entwicklung von Gas-
und CO,-Preisen die Annahmen aus International Energy Agency (2008)’
zugrundegelegt werden. Verglichen mit der AA-CAES-Technologie bedeu-
tet dies, dass — fiir heutige Gas- und CO,-Preise — der diabate Speicher ab
einem Ladestrompreis von 17 €/ MWh, 6konomisch vorteilhafter ist. Stei-
gende Gas- und CO;-Preise konnen diesen Punkt mittelfristig auf 30 bis
32 €/MWhg, verschieben.

3.2.4.2 Vollkosten der Wochenspeicherung

Bei diesem Anwendungsfall werden die Technologien NaS und RFB nicht
betrachtet. Bei der Natrium-Schwefel-Batterie lassen sich Leistungs- und
Speichereinheit nicht getrennt skalieren, so dass ein Langzeitspeicher allen-
falls durch Uberdimensionierung der Leistungseinheit zu realisieren wire.
Dies ist wirtschaftlich nicht darstellbar. Die Redox-Flow-Batterie kommt

grundsitzlich als Langzeitspeicher in Frage. Durch die relativ hohen ar-

7Erdgas: 32 €/ MWhy,, CO: 20 €/t
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3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

Abbildung 3.5: Vollkosten der Wochenspeicherung (Ladestrom: 0 €/MWh,,)
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Abbildung 3.6: Vollkosten der Wochenspeicherung (Ladestrom: 15 €/MWh)
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3.2 Eigenschaften und Kosten ausgewihlter Energiespeichertechnologien

beitsspezifischen Investitionen (siehe Tabelle 3.1) ist sie jedoch weniger
attraktiv gegeniiber den anderen Speicheroptionen.

Ein Vergleich der Vollkosten bei wochentlicher Ein- und Ausspeicherung
zeigt die kostenseitige Uberlegenheit von Pumpspeichern auch fiir die-
sen Anwendungsfall (sieche Abbildung 3.5). Adiabate Druckluftspeicher
sind hierbei benachteiligt gegeniiber der diabaten Technologie, da die ar-
beitsspezifischen Investitionen hoher sind und die Speicherung groBerer
Strommengen damit vergleichsweise teuer wird. Der zentrale groftechni-
sche Wasserstoffspeicher kann in diesem Anwendungszyklus und fiir den
Fall, dass der Ladestrompreis bei Null liegt, mit Pump- und Druckluftspei-
chern konkurrieren. Der dezentrale H,-Speicher ist hingegen kostenseitig
kaum konkurrenzfihig gegeniiber den anderen Technologien.

Wird ein Ladestrompreis von 15 €/ MWh, angesetzt, zeigt sich wieder der
Einfluss des Wirkungsgrads und die Wasserstoffspeichertechnologien fal-
len hinter den anderen Optionen zuriick (siche Abbildung 3.6). Die Wir-
kung ist jedoch geringer als bei einem téglichen Anwendungszyklus, da die
Vollkosten zu einem wesentlichen Teil durch die Investitionsausgaben be-
stimmt werden. Variable Betriebskosten, die durch einen von Null verschie-
denen Ladestrompreis verursacht werden, bewirken nur eine vergleichswei-

se niedrige Erhohung der Vollkosten.

3.2.4.3 Schlussfolgerungen aus der Vollkostenanalyse

Insgesamt zeigt die Betrachtung der Vollkosten fiir unterschiedliche An-
wendungszyklen, dass sich ein Wasserstoftspeicher kaum als Technolo-
gie fiir die Tagesspeicherung eignet, da geniigend Alternativen existieren,
die 6konomisch vorteilhafter sind. Die beiden anderen elektrochemischen
Speicher RFB und NaS weisen derzeit hohere Vollkosten als Pump- und
Druckluftspeicher auf. Bei der Wochenspeicherung ist hingegen Potenzial
fiir die Wasserstoffspeicherung erkennbar. Insbesondere fiir den Fall, dass

iberschiissiger Strom anfillt, der entweder eingespeichert werden kann

47



3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

oder abgeregelt werden muss, weist der zentrale H,-Speicher dhnliche Voll-
kosten wie Pump- und diabate Druckluftspeicher auf. Grundsitzlich sind
Druckluftspeicher die interessanteste Alternative zu Pumpspeichern, wenn
lediglich die Vollkosten als Vergleichskriterium herangezogen werden.

Anzumerken ist, dass der ausschlieSliche Fokus auf die Vollkosten keine
abschliefende Bewertung der Technologien erlaubt. Eine wichtige Rolle
spielen zum einen mogliche Einnahmen, die durch den Speichereinsatz
an Strommdérkten erzielt werden konnen. Diese werden im folgenden Ab-
schnitt 3.2.5 fiir zuriickliegende und in Kapitel 6 fiir zukiinftige Jahre ab-
geschitzt. Zum anderen ist auch die mengenseitige Perspektive von grofer
Bedeutung, da bspw. das Potenzial fiir neu erschlieSbare Salzkavernen be-
grenzt ist und eine hohe Nutzungskonkurrenz mit Erdgasspeichern besteht.
Wie in Genoese und Wietschel (2011, S. 30) gezeigt wurde, lieBen sich
durch eine Nutzung von 10 % der Kavernenprojekte, die sich derzeit geméaf
Sedlacek (2009, S. 415) in Bau oder Planung befinden, Speicherkapazita-
ten von 21 GWh bzw. 1.200 GWh realisieren, wenn der Strom in Form von
Druckluft bzw. Wasserstoff gespeichert wird. Die Unterschiede rithren von
der tiberlegenen volumetrischen Energiedichte der Wasserstoffspeicherung
her. Welche Speichertechnologie sich fiir diesen Anwendungsfall durch-
setzt, ist aus diesem Grund nicht ausschlieBlich eine Kostenfrage sondern
hingt auch von der Elektrizititsmenge ab, die zwischengespeichert werden

soll. Zudem konnen 6kologische Aspekte eine Rolle spielen.

3.2.5 Moégliche historische Erlése fiir Energiespeicher an
Elektrizitatsmarkten

Preise fiir Elektrizitdt weisen eine — verglichen mit anderen Wirtschaftsgii-
tern — hohe Volatilitidt auf, da Strom zu dem Zeitpunkt verbraucht werden
muss, in dem er erzeugt wird, und die Nachfrage nur sehr schwach preis-
elastisch ist. Betreiber von Energiespeichern konnen diese Preisschwan-

kungen ausnutzen, um den Speicher zu Schwachlastzeiten giinstig mit
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Elektrizitit zu befiillen und ihn zu Starklastzeiten wieder zu entladen, wenn
die Marktpreise hoch sind. Ein positiver Deckungsbeitrag wird erzielt,

wenn die Wandlungsverluste kompensiert werden (siehe Ungleichung (3.2)).

1
Dsell 2 = * Pbuy (3.2)
n
mit:

Psel Verkaufs- bzw. Entladepreis (€/MWh,)
Pouy  Kauf- bzw. Ladepreis (€/MWh)
n Gesamtwirkungsgrad (%)

Im Folgenden wird analysiert, welche Erlose in den vergangenen Jahren
moglich gewesen wiren, wenn der Betreiber eines Speichersystems die
Preisschwankungen optimal ausgenutzt hitte. Zunichst wird auf die Be-
rechnungsmethodik eingegangen (siehe Abschnitt 3.2.5.1). AnschlieBend
werden die Ergebnisse vorgestellt und diskutiert (siehe Abschnitt 3.2.5.2).

3.2.5.1 Berechnungsmethodik

Die Obergrenze historischer Erlosmoglichkeiten kann bei perfekter Preis-
vorhersage berechnet werden, indem Ein- und Ausspeichervorginge so op-
timiert werden, dass der Deckungsbeitrag maximal wird. Im Rahmen dieser
Arbeit wurde das zugehorige, lineare Optimierungsproblem zur Berech-
nung der Erlose in Anlehnung an die Definitionen von Hartel etal. (2010)
in der Programmiersprache Java implementiert und mit dem quelloffenen
Solver GLPK® gelost. Die Zielfunktion des Problems ist in Gleichung (3.3)
aufgefiihrt.

CM = Z Nout - PO pSt - At — P - p - At — MAX (3.3)
t

8siehe http://glpk.sourceforge.net
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mit:

CM  Deckungsbeitrag (€)

t Zeitschritt (—)

At Zeitunterschied zwischen zwei Zeitschritten (h)

PO Brutto-Ausspeicherleistung in t, Entscheidungsvariable (MW,))
P Brutto-Einspeicherleistung in t, Entscheidungsvariable (MW,)
NMowt  Ausspeicherwirkungsgrad (%)

pfl Marktpreis in t (€/MWh,,)

Die wichtigste Nebenbedingung ist die Einhaltung der Energiebilanz (siche
Gleichung (3.4)).

LVL, | + 75 - P, - At — PO - At = LVL, (3.4)
mit:

LVL, Fiillstand des Speichers in t, Entscheidungsvariable (MWh,))
Tin Einspeicherwirkungsgrad (%)

Zudem miissen die Leistungsgrenzen der Anlage eingehalten werden, d. h.
maximale Ein- und Ausspeicherleistung miissen beachtet werden und der
Fiillstand darf die maximale Speicherkapazitit nicht iibersteigen. Alle Ent-
scheidungsvariablen dieses Problems sind kontinuierlich.

3.2.5.2 Ergebnisse

Die vorgestellte Methodik wird auf die Preiszeitreihen der Strombérse ,,Eu-
ropean Energy Exchange* (EEX) angewendet. Dort werden u. a. Stunden-
kontrakte fiir das Marktgebiet Deutschland/Osterreich gehandelt. Ausge-
wertet werden die Spotmarktpreise der Jahre 2008 bis einschlieflich 2011.
Ausgewihlte Kennzahlen der untersuchten Jahre sind in Tabelle 3.2 zusam-
mengefasst. Seit Ende 2008 sind an der EEX negative Preisgebote zugelas-

sen, um die Kosteneffizienz zu erhohen und die Marktrdumung zu erleich-
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Tabelle 3.2: Ausgewihlte Kennzahlen der EEX-Preise (2008-2011)

Jahr Minimum Maximum Mittelwert Std.abw.?
(€/MWh) (€/MWh) (€/MWh) (€/MWh)

2008 -101,52 494,26 65,76 28,65

2009 -500,02 182,05 38,85 19,41

2010 -20,45 131,79 44,49 13,97

2011  -36,82 117,49 51,08 13,68
“Standardabweichung

tern. (vgl. Grimm etal., 2008a, S. 155). Allerdings sind negative Markt-
riumungspreise seit der Einfiihrung vergleichsweise selten vorgekommen®.
Auf die Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern haben sie einen positiven
Einfluss, da im Falle negativer Preise Wandlungsverluste beim Einspei-
chern keine Rolle spielen. Ein grundsitzlich positiver Einflussfaktor ist der
Wechsel zwischen sehr hohen und sehr niedrigen Strompreisen, da dies Ar-
bitragegeschifte moglich macht, aus denen ein positiver Deckungsbeitrag
erzielt werden kann. Eine hohe Standardabweichung der Strompreise bei
gleichzeitig hohen mittleren Strompreisen ist ein guter Indikator fiir derar-
tige Wechsel.

Basierend auf diesen Zeitreihen und den einzelnen Technologie-Wirkungs-
graden werden mithilfe des im vorherigen Abschnitt definierten Optimie-
rungsproblems die maximal erzielbaren Deckungsbeitrige fiir die Jahre
2008 bis 2011 berechnet. Als Basissystem wird dabei ein Speichersystem
mit acht Volllaststunden Kapazitit gewihlt, da dies eine typische GroBe fiir
existierende Einheiten darstellt, die heute am Markt agieren. Die Ergebnis-

se relativ zur Annuitit der Investition'® sind in Abbildung 3.7 dargestellt.

9Die meisten Stunden mit negativen Preisen — 71 von 8.760 Stunden (= 0, 8%) — traten bis-
her im Jahr 2009 auf, als die Stromnachfrage aufgrund der Folgen der Weltwirtschaftskrise
signifikant unter den Werten der Vorjahre lag (siehe auch Genoese etal., 2010; Nicolosi,
2010). Mit Ansteigen der Stromnachfrage ging die Anzahl der Stunden mit negativen Prei-
sen wieder zuriick (2010: 12 Stunden, 2011: 15 Stunden).

10Zinssatz: 10%, Abschreibungsdauer: technologiespezifisch in Anlehnung an die kalendari-
sche Lebensdauer (siche Tabelle 3.1)
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3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

Abbildung 3.7: Obergrenze fiir den Deckungsbeitrag aus Handelsaktivititen am
Spotmarkt (2008-2011) relativ zur Annuitit der Investition
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Das Jahr 2008 ist aufgrund der hohen Strompreise und der gleichzeitig ho-
hen Preisvolatilitit unabhéngig von der eingesetzten Technologie das er-
tragreichste. Die Deckungsbeitrige der iibrigen Jahre liegen deutlich unter-
halb derer von 2008. Von allen Technologien werden nur mit dem Pump-
speicher und nur im Jahr 2008 Deckungsbeitrige erzielt, die oberhalb der
Annuitdt der Investition liegen. In allen anderen Fillen wire die Investition
— sofern die Erlose durch Stromhandel am Spotmarkt die einzige Einnah-
mequelle darstellen — nicht wirtschaftlich. Dies verdeutlicht die duf3erst un-
giinstige Ausgangslage fiir Investitionen in Energiespeichertechnologien.

Auffillig ist, dass die Deckungsbeitrige mit zunehmendem Preisjahr fallen.
Ein Grund hierfiir ist der Anstieg der Stromproduktion aus Photovoltaik-
anlagen, wodurch das Maximum der residualen Last zur Mittagszeit und
damit das Preisniveau abgesenkt wird. Zudem stellen die Energietriger-
preise eine zentrale Einflussgrée dar. Speziell die Rohol- und Erdgasprei-
se sind wihrend der Wirtschaftskrise stark gesunken, wodurch auch die
Strompreise gefallen sind. Die ErschlieBung grofer Mengen unkonventio-
neller Erdgasvorkommen in den USA hat dazu gefiihrt, dass in amerikani-
schen Kraftwerken vermehrt Erdgas und nicht Steinkohle zur Gewinnung
von Elektrizitit eingesetzt wird. Dieser Riickgang der Steinkohlenachfrage
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Abbildung 3.8: Deckungsbeitrag aus Handelsaktivititen am Spotmarkt (2008—
2011) in Abhéngigkeit der Speicherkapazitit (Pumpspeicher)
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Abbildung 3.9: Deckungsbeitrag aus Handelsaktivititen am Spotmarkt (2008-
2011) in Abhingigkeit der Speicherkapazitit (zentraler Wasserstoft-

speicher)
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hat weltweit den Steinkohlepreis zuriickgehen lassen — mit entsprechenden
Auswirkungen auf die Strompreise.

Um auszuschlieBen, dass es passendere Basissysteme gibt als das gewihlte
mit acht Stunden maximalen Speichervolumens, werden Variationsrech-
nungen durchgefiihrt, in denen der jihrliche Deckungsbeitrag fiir Sys-
teme mit Speicherkapazititen zwischen zwei und 50 Stunden berechnet
wird. Untersucht werden die Pumpspeichertechnologie aufgrund ihrer ver-
gleichsweise geringen Gesamt-Investitionen und die groftechnische Was-
serstoffspeichertechnologie, da diese relativ niedrige arbeitsspezifische In-
vestitionen aufweist und in der Vollkostenanalyse als vielversprechende
Technologieoption fiir die Langzeitspeicherung identifiziert wurde. Die Er-
gebnisse sind in den Abbildungen 3.8 und 3.9 dargestellt. Gewihlt wird
wieder eine relative Darstellungsweise, da die Investitionsausgaben mit
steigender Speicherkapazitit zunehmen.

Die Variationsrechnungen fiir Pumpspeicher zeigen, dass der Quotient aus
Deckungsbeitrag und Annuitit der Investition aulerhalb seines Maximums,
das je nach Jahreszeitreihe im Bereich zwischen acht und zwolf Stunden
Speicherkapazitit liegt, in beide Richtungen signifikant abfillt. Weiterhin
ist erkennbar, dass selbst durch die Wahl der optimalen Speicherkapazitiit
verglichen mit den Ergebnissen des Basissystems nur marginale Verbesse-
rungen erzielbar sind. Zudem ist dieser Punkt nicht konstant iiber die Jahre.
Insgesamt kann fiir die Pumpspeichertechnologie ausgeschlossen werden,
dass eine ungiinstige Wahl der Speichergrofie Ursache dafiir ist, dass jiinge-
re Jahreszeitreihen von EEX-Preisen zu wesentlich niedrigeren Deckungs-
beitrdgen fiihren.

Bei einem Wasserstoffspeicher ist das Maximum des Quotienten aus De-
ckungsbeitrag und Annuitédt der Investition wesentlich schwicher ausge-
priagt. Im Gegensatz zu Pumpspeichern reicht hier der zusitzliche De-
ckungsbeitrag, der durch einen groferen Speicher erzielt werden kann,
iber einen weiten Kapazititsbereich aus, um die zusitzlichen Investitions-

ausgaben zu decken. Dies verdeutlicht das Potenzial eines H,-Speichers fiir
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Anwendungen, in denen Strom ldnger als einen Tag zwischengespeichert
werden soll. Ein wirtschaftlicher Betrieb ist jedoch bei den gegenwirti-
gen Preisen und Preisschwankungen nicht moéglich. Hauptursache dafiir
ist, dass kaum Preise kleiner oder gleich O auftreten und somit der Wir-
kungsgrad von zentraler Bedeutung fiir die Auslastung wird. Das untere
Quartil der Marktpreise betrug in den betrachteten Jahren stets mindestens
30 €/MWhg, im hochpreisigen Jahr sogar 47 €/MWh,,. Bei 30 €/ MWhg
betrdgt der minimale Verkaufspreis, ab dem ein kostendeckender Betrieb
moglich ist, allerdings bereits iiber 80 €/MWh (siehe Ungleichung (3.2)).
Diese Schwelle wurde abgesehen vom Jahr 2008 in weniger als 2,5% der
Stunden tiberschritten, so dass die Auslastung des Speichers extrem niedrig
bleibt.

3.2.6 Schlussfolgerung aus der Analyse der Vollkosten und
der historischen Erlése

Die Analysen zeigen, dass Energiespeicher generell vor der Herausforde-
rung stehen, zu heutigen Marktbedingungen wirtschaftlich betrieben wer-
den zu konnen. Zwar bewegen sich die Vollkosten pro ausgespeicherter
Stromeinheit fiir Pump- und Druckluftspeicher bei einem tédglichen Zyklus
im zweistelligen Bereich und damit in der gleichen Groflenordnung wie die
Spotmarktpreise der vergangenen Jahre. Jedoch verdeutlicht die Berech-
nung der maximal erzielbaren Deckungsbeitrige, dass diese — bis auf eine
Ausnahme — nicht ausreichen, um die Investitionsausgaben vollstindig zu
decken. Die einzige Ausnahme bildet die Pumpspeichertechnologie. Nied-
rigere Investitionen oder bessere Bedingungen auf der Erlosseite sind not-
wendig, um auch andere Technologien in den Bereich zu bringen, ab dem
ein wirtschaftlicher Betrieb moglich ist.

Eine zunehmende Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energiequellen
hat zunichst einen preisdimpfenden Effekt auf die Marktpreise (vgl. Sens-

ful3 etal., 2008). Dies kann die Situation auf der Erlosseite verschlechtern,
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wenn das Maximum der Einspeisung — wie bei der Photovoltaik — mit ei-
nem lokalen Maximum der Last zusammenfillt. Jedoch sind auch positive
Auswirkungen auf die Erlose denkbar: In Zeiten niedriger Stromnachfrage
und gleichzeitig guter Windverhiltnisse ist mit sehr niedrigen Marktprei-
sen zu rechnen, wenn der Beitrag der Windenergie wie geplant weiter an-
steigt. Mogliche zukiinftige Entwicklungen und deren Auswirkungen auf
die Rentabilitit von Energiespeichern werden in Kapitel 6 detailliert und
modellgestiitzt untersucht.

Fiir Wochenspeicher ist die Ausgangslage wesentlich ungiinstiger: Auch
wenn eine Technologieoption wie die Wasserstoffspeicherung mit ihrer ho-
hen volumetrischen Energiedichte und ihren niedrigen arbeitsspezifischen
Investitionen grundsétzlich ein Potenzial fiir die Langzeitspeicherung be-
sitzt, zeigen die Analysen eine grof3e Diskrepanz zwischen derzeit erziel-

baren Erlosen und Vollkosten pro ausgespeicherter Strommenge.

3.3 Einsatz von Energiespeichern zur Integration erneuerbarer
Energien

Die Nutzung von Energiespeichern zur verbesserten Integration erneuerba-
rer Energien ist ein wichtiger Themenschwerpunkt in der aktuellen energie-
politischen Diskussion. In ihrem Energiekonzept betont die Bundesregie-
rung die Bedeutung von Energiespeichern und sieht den Ausbau ihrer Ka-
pazititen als einen Weg an, ,,um angesichts der deutlich zunehmenden fluk-
tuierenden Stromerzeugung (..) die Versorgungssicherheit zu gewéhrleis-
ten* (siehe Bund, 2010, S. 21). Konkret plant sie, ,, die Forschung in neue
Speichertechnologien deutlich [zu] intensivieren und [sie] zur Marktreife
[zu] fithren®. Auch die Deutsche Energieagentur (dena) gibt zu bedenken,
dass ,,bis 2020 (..) mindestens 14 GW Leistung entweder durch zusitzliche
Energiespeicher und Lastmanagement aufgenommen oder durch den Aus-
bau der Grenzkuppelstellen exportiert werden [miissen], damit der Strom

aus Erneuerbare-Energien-Anlagen nicht verworfen werden muss* (vgl.
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Tiedemann etal., 2008, S. 62). In diesem Abschnitt werden Moglichkeiten
aufgezeigt, wie unter Einsatz von Energiespeichern die Integration fluktuie-
render, regenerativer Energien erleichtert werden kann. Dabei wird auch auf
die technischen Anforderungen und den Speicherbedarf eingegangen. Die
verschiedenen fluktuierenden Erzeuger weisen sehr verschiedene Charak-
teristika hinsichtlich ihrer kurz- und mittelfristigen Variabilitit sowie ihrer
Prognosegenauigkeit auf. Dies beeinflusst die Anforderungen, die an En-
ergiespeicher oder andere Integrationsmafnahmen gestellt werden. Daher
wird zunéchst die Stromerzeugung aus regenerativen Quellen charakteri-
siert und verglichen.

3.3.1 Charakterisierung fluktuierender Stromerzeugung aus
erneuerbaren Quellen

In Deutschland leisten schon heute Stromerzeuger aus Solarenergie sowie
Windenergie an Land signifikante Beitrige zur Deckung der Stromversor-
gung (vgl. BMU, 2011b, S. 16). Auch die Stromerzeugung von Windkraft-
anlagen auf See spielt in anderen europdischen Lindern wie GroBbritannien
oder Dinemark bereits eine wesentliche Rolle im Strommix. Mittelfristig
erwartet man auch fiir Deutschland einen steigenden Beitrag von Offshore-
Windstrom (vgl. Fahl etal., 2010, S. 79, Klaus etal., 2010, S. 110f., Faul-
stich etal., 2010, S. 28 und Schlesinger etal., 2010, S. A 1-21). Neuen fluk-
tuierenden Erzeugungstechnologien wie Wellenkraftwerken werden mit-
telfristig wegen ihres frithen Entwicklungsstadiums kaum Chancen einge-
raumt (vgl. Held, 2011, S. 93f.). Seit Jahrzehnten etabliert und wichtiger
Bestandteil des Energiesystems ist die erneuerbare Stromgewinnung aus
Wasserkraft, deren Erzeugungsstruktur ebenfalls wetterabhingig ist. Die
Elektrizititsproduktion von Laufwasserkraftwerken ist allerdings — vergli-
chen mit der von Wind- oder Solarenergieanlagen — geringeren Schwan-
kungen unterlegen, so dass ihre Integration weniger Herausforderungen fiir

das Energiesystem birgt. Zudem ldsst sich die Planbarkeit der Produktion
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3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

Abbildung 3.10: Normierte Jahresdauerlinien der Windstromerzeugung an Land
(2008-2011)
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durch den Bau von Stauseen wesentlich verbessern. In den folgenden Ab-
schnitten werden daher ausschlieBlich die Erzeugungszeitreihen von Solar-

und Windkraftanlagen analysiert.

3.3.1.1 Charakterisierung fluktuierender Stromerzeugung aus
Windenergie an Land

Aufgrund ihrer starken Verbreitung und Bedeutung fiir den Stromhandel
gab es frithzeitig Transparenzinitiativen, um Zeitreihen der Stromerzeu-
gung von Windkraftanlagen 6ffentlich zugénglich zu machen. Fiir die Jahre
2008 bis 2011 stehen vollstindige, stiindlich aufgeloste Zeitreihen fiir die
Stromproduktion von Windkraftanlagen an Land zur Verfiigung. Die nor-
mierten Jahresdauerlinien der Erzeugung'' sind in Abbildung 3.10 darge-
stellt. Es wird eine normierte Darstellung gewihlt, um die Jahre vergleich-
bar zu machen. In der Graphik werden die teilweise grolen Unterschiede
zwischen den einzelnen Jahren sichtbar: Je nach Wetterjahr waren in 7 bis
14 % der Zeit mindestens 40 % der Gesamtleistung abrufbar, in 54 bis 63 %

HDje Erzeugung wird auf die installierte Leistung normiert (siche BMU, 2011b; Fried, 2012).
In Ermangelung genauerer Daten wird fiir den Zubau innerhalb eines Jahres ein linearer
Wachstum unterstellt.
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Tabelle 3.3: Kennzahlen der Windstromerzeugung an Land (2008-2011)

Kennzahl 2008 2009 2010 2011
Volllaststunden (h/a) 1775 1564 1432 1580
Minimum (%) 0,5 0,7 0,5 0,3
Maximum (%) 85,4 78,3 79,8 82,7
Mittelwert (%) 202 172 155 17,8
Standardabweichung (%) 17,9 14,3 13,9 15,5

Maximale Anderungsrate S (%Mm 14,8 129 9,7 9.9
Mittlere Anderungsrate (%/h) 1,4 1,0 1,1 1,2
Maximale Anderungsrate N @m 12,8 18,2 11,0 9,6
Mittlere Anderungsrate N\ (%/h) 1,3 1,0 1,1 1,2

der Zeit mindestens 10 %. Die Volllaststunden unterscheiden sich um bis
zu 300 Stunden, d. h. bei gleicher installierter Leistung konnte die jahrliche
Stromproduktion um bis zu 20 % variieren. Dies erschwert die Untersu-
chung von zukiinftigen Szenarien, da nicht von einer festen Strommenge
ausgegangen werden kann sondern nur von einer installierten Leistung fiir
ein bestimmtes Jahr. Die Annahme eines festen Anteils, den erneuerbare
Energien zur Deckung der Stromnachfrage beitragen sollen, ist ohne wei-
tere Variationsrechnungen problematisch.

Weitere ausgewihlte Kennzahlen der Stromproduktion sind in Tabelle 3.3
zusammengefasst. Wetterlagen, in denen die Windproduktion deutschland-
weit praktisch stillsteht und nur wenige hundert Megawatt eingespeist wer-
den, sind in den vergangenen vier Jahren stets vorgekommen. Das Jah-
resmittel der Einspeisung bezogen auf die installierte Leistung schwankte
zwischen 15 und 20 %; die Standardabweichungen lagen in der gleichen
GroBenordnung des Mittelwerts aber noch knapp darunter (14 bis 18 %).
Dies verdeutlicht die grole Streuung der Einspeisung. Die mittleren La-
stinderungsraten sind trotz der iiber die Jahre gestiegenen Gesamtleistung
nahezu unverindert geblieben. Ein Trend, dass zunehmende Windstrome-
inspeisung immer groflere Lastrampen verursacht, ist aus diesen Daten, die

in stiindlicher Zeitauflosung vorliegen, nicht zu entnehmen. Regionale Aus-
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Tabelle 3.4: Kennzahlen der Prognosefehler fiir Windstromerzeugung an Land
(2008-2011, Vortagesprognose)

Kennzahl 2008 2009 2010 2011
Minimum (%) -26,0 -25,1 -27,0 -24,5
Maximum (%) 36,2 30,3 31,5 39,1
Mittelwert (%) -1,1 -0,3 -1,0 -0,6
Standardabweichung (%) 5,7 5,1 5,1 5,1
RMSE“ (%) 5,8 5,1 5,1 5,1
MAE? (%) 4,1 3,6 3,6 3,5
Vorzeichenwechsel &) 766 851 774 881
mittlere Dauer® (h) 262 132 163 112
maximale Dauer (h) 16 11 15 12
mittlere Energie? (GWh) 18 12 16 12

maximale Energie (GWh) 290 156 225 158

“Wurzel des mittleren quadratischen Fehlers

> Mittlerer absoluter Fehler

“Dauer zwischen zwei Vorzeichenwechseln

dKumulierte Ausgleichsenergie zwischen zwei Vorzeichenwechseln

gleichseffekte konnen der Grund hierfiir sein, d. h. ein deutschlandweiter,
plotzlicher Leistungsabfall oder -anstieg ist unwahrscheinlich.

Die Netzbetreiber verdffentlichen zudem Daten zur Vortagesprognose von
Windenergie. Eine Auswertung zeigt, dass der Prognosefehler — hier defi-
niert als Differenz zwischen tatsidchlicher und prognostizierter Erzeugung
—in den vergangenen Jahren relativ stabil geblieben ist (siche Tabelle 3.4).
So bewegte sich bspw. der normierte RMSE in den letzten Jahren in ei-
nem Wertebereich von 5,1 bis 5,8 %. Durch Fortschritte in den Wetter- und
Prognosemodellen wurden in der Vergangenheit grole Verbesserungen in
der Qualitdt der Windenergievorhersage erzielt. Die Abweichung zwischen
tatsdchlicher und prognostizierter Stromerzeugung aus Windkraftanlagen
konnte zwischen 2002 und 2005 von 9,4 auf 5,7 % signifikant gesenkt wer-

den'?. Auffillig ist die Asymmetrie des Prognosefehlers: im Mittel ist er

12ygl. Klobasa, 2009, S. 115

60
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Abbildung 3.11: Normierte Jahresdauerlinien der Solarstromerzeugung (2008-
2011, ostdeutsches Netzgebiet)
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nicht Null sondern negativ, d. h. die Produktion wird iiberschitzt und es
muss positive Ausgleichsenergie bezogen werden. Ob dieser systematische
Fehler wirtschaftliche Griinde hat — etwa weil der Bezug positiver Aus-
gleichsenergie okonomisch sinnvoller ist als die VerduBerung iiberschiissi-
gen Stroms — kann auf Basis der vorhandenen Informationen nicht bewertet
werden, da nicht offengelegt wird, an welchen Mirkten bzw. durch welche

MalBnahmen die Abweichungen ausgeglichen werden.

3.3.1.2 Charakterisierung fluktuierender Stromerzeugung aus
Solarenergie

Vergleichbare Transparenzinitiativen wie fiir Windenergie an Land gibt es
fiir die Produktion von Strom aus Solarenergie erst seit 2011 als Reaktion
auf den massiven Anlagenzubau im Jahr 2010. Fiir die vorangehenden Jah-
re sind lediglich Meldungen eines einzelnen Ubertragungsnetzbetreibers'3
fiir die Regelzone der ostdeutschen Bundeslinder verfiigbar. Stellt man die

normierten Jahresdauerlinien'* graphisch dar, so werden zwei wesentliche

I3Es handelt sich um 50 Hertz Transmission, ehemals Vattenfall Transmission.
14 Analog zu Windstrom wird auf die installierte Leistung normiert. Bundeslandspezifische
Daten werden Berichten der Bundesnetzagentur entnommen (vgl. BNetzA, 2009a, S. 9,
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Unterschiede zwischen Wind- und Solarstrom ersichtlich: Die Maxima der
normierten Leistungswerte iibersteigen 75 % — trotz der regionalen Be-
grenzung des Datensatzes — nicht, d. h. giinstige Wetterbedingungen, die
gleichzeitig in verschiedenen Regionen Deutschlands auftreten, sind selte-
ner. Zudem schneidet die Dauerlinie die Abszisse bereits bei etwa 50 %,
d. h. maximal wihrend der Hilfte eines Jahres wird iiberhaupt Strom pro-
duziert.

Die Kennzahlen fiir Solarstrom (siehe Tabelle 3.5) zeigen, dass dessen Er-
zeugungscharakteristik gegeniiber der von Windstrom Nachteile aufweist.
Das Jahresmittel der Einspeisung, normiert auf die Kapazitit, liegt bis zu elf
Prozentpunkte darunter, wobei die Standardabweichung der Einspeisung
durchgéngig iiber ihrem Mittelwert liegt. Diese hohe Schwankungsbreite
resultiert aus dem Tag- und Nachtzyklus der Erzeugung. Je nach Wetter-
jahr ist mit Volllaststunden zu rechnen, die 400 bis 1.000 Stunden unter
denen von Windstrom liegen. Bei Mitberiicksichtigung der siiddeutschen
Netzgebiete ist aufgrund der besseren solaren Einstrahlungsbedingungen
allerdings mit einer Differenz zu den Volllaststunden von Windkraftanla-
gen an Land von weniger als 600 Stunden zu rechnen. Eine Auswertung
der Daten fiir 2011 fiir das gesamtdeutsche Netzgebiet bestitigt dies. Auf-
fillig ist die gegeniiber Windstrom durchgiingig hohere Anderungsrate der
Einspeisung, d. h. starke Leistungsabfille oder -anstiege kommen hiufiger
vor. Auch bei einer gesamtdeutschen Betrachtung liegen diese hoher, d. h.

regionale Ausgleichseffekte sind nicht erkennbar.
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Tabelle 3.5: Kennzahlen der Solarstromerzeugung (2008-2011, ostdeutsches Netz-

gebiet)
Kennzahl 2008 2009 2010 2011
Volllaststunden (h/a) 762 876 790 1010
Minimum (%) 0,0 0,0 0,0 0,0
Maximum (%) 589 71,1 62,7 749
Mittelwert (%) 8,7 10,0 90 11,5
Standardabweichung (%) 13,3 15,7 143 17,8
Maximale Anderungsrate ,*  (%/h) 22,9 18,0 17,9 19,7
Mittlere Anderungsrate (%/h) 2.7 3.1 2,5 3,5
Maximale Anderungsrate \, (%h) 18,7 172 152 18,0
Mittlere Anderungsrate N\ (%/h) 2.5 2.6 2.5 3,0

Abbildung 3.12: Normierte Jahresdauerlinien der Windstromerzeugung auf See
(2008-2009, Datenbasis: modellierte Werte)
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3.3.1.3 Charakterisierung fluktuierender Stromerzeugung aus
Windenergie auf See

Zukiinftig sieht man grofe Potenziale fiir die Stromerzeugung aus Win-
denergie auf See (vgl. Held etal., 2008). Bis 2011 waren in Deutsch-
land allerdings Offshore-Anlagen mit einer Gesamtleistung von lediglich
60 MW an einem isolierten Standort in Betrieb. Dieser historische Daten-
satz ist zu klein fiir eine aussagekréftige Analyse. In anderen Lindern der
Nord- und Ostsee ist die Anzahl bereits in Betrieb genommener Anlagen
hoher. Anfragen bei niederldndischen, dianischen und schwedischen Netz-
betreibern zur Offenlegung von Zeitreihen wurden jedoch mit der Begriin-
dung abgelehnt, dass es sich um betriebliche Daten der Anlagenbetreiber
handele. Eine gesetzliche Verpflichtung zur Offenlegung wie in Deutsch-
land gibt es nicht!>. Daher wird auf Zeitreihen zuriickgegriffen, die mit
einem bottom-up Modell generiert wurden (siehe Klobasa, 2009, S. 134).
Wichtige Eingangsdaten des Modells sind meteorologische Daten — z.B.
die Windgeschwindigkeit, der Luftdruck und die Rauigkeit der Luft — sowie
technische Daten zu Windkraftanlagen wie bspw. die Leistungskennlinien
verschiedener Turbinentypen. Eine in Schubert (2011, S. 56) durchgefiihr-
te Validierung der modellierten Erzeugungszeitreihen fiir Onshore-Anlagen
zeigte, dass die Abweichung'® zwischen realen und simulierten Werten et-
wa 15 % betriagt. Mithilfe meteorologischer Daten von Messstationen in der
Nord- und Ostsee sowie in Kiistennihe werden mit der gleichen Methodik
Zeitreihen fiir Windkraftanlagen auf See generiert. Insgesamt basieren die
modellierten Zeitreihen auf Messungen von 54 Wetterstationen in den Jah-
ren 2008 und 2009.

BNetzA, 2010a, S. 11 und BNetzA, 2011a, S. 13). Aufgrund der Dynamik des Anlagen-
zubaus und der daraus resultierenden Relevanz fiir die Anpassung der Einspeisevergii-
tungssitze erfasst die Bundesnetzagentur seit 2009 monatlich zugebaute Kapazititen (siehe
BNetzA, 2012), d. h. im Gegensatz zu den Windstromdaten stehen monatliche Normie-
rungsfaktoren zur Verfiigung.

15Vereinzelt sind Monatsstatistiken verfiigbar.

16Kennzahl: MAE
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Tabelle 3.6: Kennzahlen der Windstromerzeugung auf See (2008-2009, Datenba-
sis: modellierte Werte)

Kennzahl 2008 2009
Volllaststunden (h/a) 3563 3484
Minimum (%) 0,1 1,1
Maximum (%) 85,9 88,0
Mittelwert (%) 40,6 39,8
Standardabweichung (%) 24,1 24,1

Maximale Anderungsrate ,»  (%mh) 28,7 25,7
Mittlere Anderungsrate e (%/h) 3,2 3,2
Maximale Anderungsrate N (%h) 23,8 26,8
Mittlere Anderungsrate N (%/h) 3,2 3,1

Bereits aus der Form der Jahresdauerlinie (vgl. Abbildung 3.12) ldsst sich
ableiten, dass die abrufbare Leistung verglichen mit der Onshore-Variante
im Mittel hoher ist. Die Erzeugungsstruktur weist weitere signifikante Un-
terschiede auf (vgl. Kennzahlen in Tabelle 3.6). Aufgrund der besseren
Windbedingungen auf See erreichen die Offshore-Volllaststunden Werte,
die bis zu 2000 Stunden hoher liegen. Im Mittel ist knapp 40 % der in-
stallierten Leistung abrufbar und in 90 % der Zeit ist mindestens 10 %
der Leistung verfiigbar. Der zeitliche Verlauf der Stromproduktion ist da-
gegen ungiinstiger: Die Schwankungsbreite der Fluktuationen liegt bis zu
zehn Prozentpunkte iiber der von Onshore-Windstrom. Auch die hohen La-
strampen verdeutlichen, dass stirkere Fluktuationen auftreten.

3.3.1.4 Vergleich der Erzeugungscharakteristiken und
Ableitung von Herausforderungen bei der Integration
fluktuierender Stromerzeugung

Die Struktur der Stromerzeugung aus Windkraft- und Solarenergieanla-
gen unterscheidet sich grundlegend. Die in den vorherigen Abschnitten
berechneten Kennzahlen zu den Jahreszeitreihen haben deutliche Unter-

schiede in der mittleren Einspeisung und ihrer Schwankungsbreite sowie
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Abbildung 3.13: Monatsmittel der Einspeisung und dessen Standardabweichung,
normiert auf die installierte Leistung (2008-2011)
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den Anderungsraten der Einspeisung aufgezeigt. Windkraft auf See weist
die hochsten Volllaststunden auf, gefolgt von Windkraft an Land und So-
larenergie. Die zeitliche Struktur der Fluktuation ist von besonderem Inter-
esse, um Herausforderungen bei der Integration fluktuierender Stromerzeu-
gung zu veranschaulichen. Betrachtet man die monatlichen bzw. saisonalen
Schwankungen (siehe Abbildung 3.13), werden Unterschiede zwischen den
einzelnen Erzeugungstechnologien sichtbar. Bei der Produktion aus Solar-
energie ist ein jahreszeitlicher Zyklus erkennbar. Tendenziell ist die Wind-
stromerzeugung in den Wintermonaten hoher als in den Sommermonaten
allerdings ist der jahreszeitliche Zyklus schwicher ausgeprigt. Dies gilt im
Besonderen fiir Offshore-Windstrom. Trotzdem ist zwischen On- und Offs-
hore eine Korrelation erkennbar. Die Schwankungsbreiten innerhalb eines
Monats sind bei Onshore-Windstrom am geringsten und bei Photovoltaik-
Strom am hochsten. Wihlt man eine Darstellung in téglicher Zeitauflosung,
so wird zusétzlich erkennbar, dass die Windstromerzeugung von Tag zu Tag
starker variiert als die Solarstromerzeugung. Auch mehrtdgige Perioden, in
denen die Einspeisung bei fast 0 % liegt, kommen héufig vor. Diese sind
bei Windstrom zufillig iiber das Jahr verteilt, bei Solarstrom hingegen an
den saisonalen Zyklus gekoppelt. Daher sind hier grundsitzlich lingere Pe-
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3.3 Einsatz von Energiespeichern zur Integration erneuerbarer Energien

Abbildung 3.14: Tagesmittel der Einspeisung, normiert auf die installierte Leistung
(2008-2011)
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rioden niedriger Erzeugung zu iiberbriicken. Auch in dieser Darstellung
wird die hohe zeitliche Korrelation der Stromproduktion von Windkraftan-
lagen an Land und auf See sichtbar. Das bedeutet, dass sich giinstige wie
ungiinstige Windbedingungen sich zu gleichen oder zumindest dhnlichen
Zeitpunkten bemerkbar machen.

Die Betrachtungen zeigen: Bei der Integration fluktuierender Stromerzeu-
gung gibt es Herausforderungen auf verschiedenen zeitlichen Ebenen. Dies
gilt insbesondere fiir ein zukiinftiges Energiesystem mit einem steigenden
Anteil erneuerbarer Energien und mit weniger Moglichkeiten, Schwankun-
gen durch planbare Erzeugung auszugleichen. Bei einem hohen Beitrag von
Solarstrom kann es erforderlich sein, saisonale Schwankungen auszuglei-
chen, d. h. Strom, der in den sommerlichen Monaten produziert worden
ist, wird in die Wintermonate verlagert. Der Ausgleich von Schwankun-
gen innerhalb eines Monats ist ein Einsatzgebiet, das vor allem Windstrom
betrifft. Ein moglicher Anwendungsfall wire bspw. die Uberbriickung von
Windflauten. Im Tagesbereich konnte die Verlagerung solarer Strompro-
duktion von den Tages- in die Abendstunden eine Rolle spielen. Analog
dazu ist eine Verlagerung von Windstrom in die Spitzenlastzeiten denkbar.
Schliellich miissen wegen der begrenzten Vorhersagegenauigkeit Progno-
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3 Ausgewihlte Energiespeichertechnologien

sefehler ausgeglichen werden. Wie den Kennzahlen aus Tabelle 3.4 zu ent-
nehmen ist, geht es hier um den Stundenbereich.

In den folgenden Abschnitten werden diese vier Anwendungsfille néher
betrachtet und Anforderungen abgeleitet, die Energiespeicher erfiillen miis-

sen, damit sie eingesetzt werden konnen.

3.3.2 Einsatz von Energiespeichern zur saisonalen
Produktionsverlagerung von Solarstrom

Bei diesem Einsatzgebiet wiirde Strom wihrend der Monate April bis Sep-
tember eingespeichert, um die vergleichsweise niedrige Einspeisung in den
verbleibenden Monaten anzuheben (vgl. Abbildung 3.13). Dabei miissten
enorme Strommengen zwischengespeichert werden. Eine Auswertung der
gesamtdeutschen Zeitreihe 2011 zeigt: Um in den Wintermonaten eine Ein-

t!7 zu halten, miissten iiber

speiseleistung von durchgéngig drei Gigawat
17 TWh Strom ausgespeichert werden. Beriicksichtigt man die Wandlungs-
verluste beim Ausspeichern, wiren je nach verwendeter Speichertechnolo-
gie Kapazititen zwischen 19 und 28 TWh erforderlich, um diese Zeitrdume
zu iiberbriicken. Ubertragen auf ein zukiinftiges Energiesystem mit einem
hohen Solarstromanteil wiirde dies bedeuten, dass Kapazititen im zwei- bis
dreistelligen Terawattstundenbereich zur Verfiigung stehen miissten. Dass
hier Energiespeicher einen wirtschaftlich sinnvollen Beitrag leisten kon-
nen, ist aufgrund ihrer vergleichsweise hohen Investitionen nicht zu erwar-
ten. Zudem ist fraglich, ob eine saisonale Verlagerung der Solarstrompro-
duktion im europdischen Stromversorgungssystem zwingend erforderlich
ist, da andere fluktuierende Erzeuger mit groer Wahrscheinlichkeit einen
groBeren Beitrag leisten werden. Dies zeigt eine Auswertung zukiinftiger
Energieszenarien (vgl. Kapitel 6.1). Die saisonalen Schwankungen — ins-
besondere die niedrige Erzeugung in den Wintermonaten — werden iiber-

lagert von der Einspeisecharakteristik von Windkraftanlagen, die kein zy-

"Dies entspricht der mittleren Einspeisung wihrend der Sommermonate 2011.
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Abbildung 3.15: Windenergieeinspeisung und Nachfragelast im Januar 2009
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klisches Minimum in den Wintermonaten aufweist. Anders zu bewerten ist
ein Stromsystem, in dem Solarstrom die Gesamteinspeisung dominiert, et-
wa ein Inselsystem. Hierbei handelt es sich jedoch um eine sehr spezielle
Anwendung, die aulerhalb des Schwerpunkts dieser Arbeit liegt und auf

die deshalb nicht weiter eingegangen wird.

3.3.3 Einsatz von Energiespeichern zur Uberbriickung von
Windflauten

Bei der Erzeugung von Strom aus Windenergie muss mit langeren Peri-
oden gerechnet werden, in denen extrem wenig Strom eingespeist wird.
Typischerweise geschieht dies bei einer Inversionswetterlage, bei der ei-
ne Vermischung einzelner Luftschichten unterdriickt wird, so dass nahezu
Windstille herrscht. Wie in Abbildung 3.15 dargestellt, konnen solche Wet-
terlagen durchaus eine ganze Woche andauern und dabei grofie Teile des
Landes gleichzeitig erfassen. In den ersten drei Wochen des Monats Ja-
nuar 2009 betrug die Einspeisung im Mittel fiinf Gigawatt. Gemessen an
der installierten Leistung von knapp 24 GW entspricht dies einer modera-
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ten Einspeisung. In der letzten Woche sank die Einspeisung wegen einer
Inversionswetterlage dramatisch ab — Windenergieanlagen speisten in der
Wochenmitte fiir knapp 40 Stunden sogar nur einige Hundert Megawatt
ins Stromnetz ein. Grundsitzlich ist der Einsatz von Energiespeichern eine
geeignete Mallnahme, um solche Perioden zu iiberbriicken, indem der zu
windstarken Zeiten eingespeicherte Strom wihrend einer Windflaute wie-
der ausgespeichert wird. Mit den derzeitigen Speicherkapazititen hétte man
allerdings lediglich 14 Stunden lang eine Leistung'® von fiinf Gigawatt be-
reitstellen konnen. Mittelfristig — wenn nicht nur fiinf Gigawatt sondern
weite Teile der Nachfragelast durch fluktuierende erneuerbare Energien ge-
deckt werden sollen — stellt eine solche Wetterlage das Energiesystem vor
eine schwierige Herausforderung, da in einem kohlendioxidarmen Strom-
sektor nur wenige thermische Kraftwerke zur Verfiigung stehen werden,
um solche Perioden zu tiberbriicken. Wenn Energiespeicher diese Aufgabe
tibernehmen sollen, miissen die Speicherkapazititen von der GroBenord-
nung Gigawattstunden auf Terawattstunden ausgebaut werden. Aus tech-
nologischer Sicht kommen hierfiir vor allem Technologien mit einer ho-
hen volumetrischen Energiedichte in Frage. Da derartige Wetterverhéltnis-
se selten Gesamtdeutschland erfassen, ist mit einer niedrigen Auslastung

derartiger Anlagen zu rechnen.

3.3.4 Einsatz von Energiespeichern zur
Produktionsverlagerung im Stunden- und Tagesbereich

Eine interessante Anwendungsmoglichkeit fiir Energiespeicher besteht dar-
in, die Stromproduktion aus erneuerbaren Energien im Stunden- und Ta-
gesbereich zu verlagern. Ersichtlich wird dies insbesondere bei der So-
larstromerzeugung. Wie Abbildung 3.16 entnommen werden kann, gibt
es einen zeitlichen Versatz zwischen dem Zeitpunkt der maximalen tagli-

chen Einspeisung aus Solaranlagen am Mittag und der maximalen téglichen

18Windeinspeisung plus Turbinierleistung
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Abbildung 3.16: Solarstromproduktion und vertikale Systemlast im Mérz 2012
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Stunden. Mittels Speicherung konnte ein Teil der Produktion verlagert wer-
den, damit er in den Abendstunden zur Verfiigung steht. Notwendige Be-
dingungen fiir die 6konomische Vorteilhaftigkeit einer solchen Verlagerung
sind, dass in den Abendstunden nur teurerer Strom zur Verfiigung steht, um
die Nachfrage zu decken, und dass die Kosten der Verlagerung — verursacht
durch Wandlungsverluste — die Einnahmen nicht iibersteigen. Die Uberle-
gungen gelten analog fiir Windstrom; hier ist der zeitliche Versatz aller-
dings eine ZufallsgroBle, da die Produktion nur einen sehr schwachen Ta-
geszyklus aufweist. Der Anwendungsfall stellt deutlich niedrigere Anfor-
derungen an die Gesamtspeicherkapazitit als die beiden vorangegangenen
Fille und ist deshalb weniger kapitalintensiv. Um genau zu priifen, wann
und wie oft die genannten Bedingungen erfiillt sind, empfiehlt sich eine mo-
dellgestiitzte Analyse, die Alternativen zur Speicherung in Betracht zieht.
Dieser Anwendungsfall wird detailliert in Kapitel 6 betrachtet.

YDargestellt ist die vertikale Systemlast. Diese wird an den Ubergabestellen zwischen dem
Ubertragungsnetz und den Verteilnetzen gemessen. Sie ergibt sich aus dem Saldo der
Endverbraucherlasten und der dezentralen Erzeugung in den Verteilnetzen.
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Abbildung 3.17: Tatséchliche und prognostizierte Windenergieeinspeisung im
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3.3.5 Einsatz von Energiespeichern zum Ausgleich von
Prognosefehlern

Ein Teil der Einsatzplanung erfolgt im Stromsektor 24 Stunden im Vor-
aus. Aufgrund der Wetterabhingigkeit der Stromerzeugung aus Wind- und
Solarenergieanlagen ist eine vollstindig fehlerfreie Prognose fiir den Folge-
tag unmoglich. Ein typischer Verlauf von prognostizierter und tatséchlicher
Windenergieeinspeisung ist in Abbildung 3.17 dargestellt. Der Horizont fiir
die dargestellte Prognose betrigt 24 Stunden. Zum Ausgleich der Vorhersa-
geabweichungen konnen bspw. Energiespeicher eingesetzt werden. Da das
Vorzeichen des Prognosefehlers hiufig wechselt (vgl. Tabelle 3.4), liegt
die notwendige Ausgleichsenergie im ein- oder zweistelligen Gigawatt-
stundenbereich. Selbst bei einer Verdopplung der installierten Windleistung
liegt die fiir den Ausgleich notige Speicherkapazitit noch mindestens eine
GroBenordnung unter der Kapazitit, die fiir die Uberbriickung von linge-
ren Windflauten vorgehalten werden miisste. Eine hohe volumetrische En-

ergiedichte ist hier aus diesem Grund weniger gefragt. Aus technologischer
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Sicht entscheidender ist, dass sich die Wandlungsverluste in Grenzen hal-
ten, da aufgrund der hiufigen Vorzeichenwechsel des Prognosefehlers von

einer hohen Auslastung auszugehen ist.

3.3.6 Konkurrierende MaBnahmen zur Integration erneuerbarer
Energien

Die Herausforderungen bei der Integration fluktuierender Stromproduktion
bestehen zusammengefasst darin, dass ein zufillig schwankendes Stroman-
gebot einer zufillig schwankender Stromnachfrage angepasst werden muss.
MaBnahmen zur Integration lassen sich daher grundsitzlich in angebots-

und nachfrageseitige MaBBnahmen einteilen.

3.3.6.1 MaBnahmen auf der Angebotsseite

Angebotsseitig verdndert sich durch die zunehmende Einspeisung fluktu-
ierender erneuerbarer Energien die Situation nicht grundlegend. Statt einer
zufillig schwankenden Nachfragelast muss eine zufillig schwankende Re-
siduallast?® gedeckt werden. Grundsiitzlich ist das Energiesystem angebots-
seitig darauf ausgelegt, auf Anderungen der Last zu reagieren. Beim soge-
nannten Lastfolgebetrieb wird bspw. die Produktionsleistung eines thermi-
schen Kraftwerks automatisch an die sich dndernde Nachfragelast ange-
passt. Die meisten thermischen Kraftwerke der Mittel- und Spitzenlast sind

fiir den Lastfolgebetrieb geeignet?!

. Auch groBe Lastrampen, wie sie in den
Morgenstunden oder zur Mittagszeit auftreten, stellen kein Problem fiir das
heutige Stromversorgungssystem dar. Bestehende Maflnahmen, die auf der
Angebotsseite zur Stabilisierung des Energiesystems zur Verfiigung stehen,

eignen sich daher auch zur Integration erneuerbarer Energien. Durch den

20Der Begriff bezeichnet die Differenz zwischen Nachfragelast und vorrangiger Einspeisung
aus erneuerbaren Energien. In manchen Arbeiten wird diese GroBe auch als thermische
Restlast bezeichnet.

211n Hundt etal. (2009) wird angemerkt, dass Kernkraftwerke neuerer Bauart ebenfalls in
diesem Modus betrieben werden konnen.
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steigenden Anteil regenerativer Erzeugung miissen im Wesentlichen fol-
gende Aspekte beachtet werden: Die Planbarkeit von extremen Lastinde-
rungen wird aufgrund der Zufilligkeit der Produktion erschwert und extrem
niedrige oder gar negative thermische Restlasten kdnnen auftreten. Zudem
muss die Angebotsseite in der Lage sein, auf schnellere Wechsel zwischen
niedriger und hoher Residuallast zu reagieren. Daraus ergeben sich hohe-
re Anforderungen an thermische Kraftwerke hinsichtlich ihrer Flexibilitét.
Zusitzliche Flexibilitdt in einem vorhandenen Kraftwerksportfolio kann
entweder durch neue Kraftwerkstechnologien oder durch Energiespeicher
bereitgestellt werden (vgl. Genoese etal., 2012). Im Rahmen dieser Arbeit
werden die angebotsseitigen Mafinahmen detailliert modelliert, untersucht
und bewertet. Einzelheiten zur Modellierung folgen in Kapitel 5; eine ver-

gleichende Bewertung der Ma3nahmen wird in Kapitel 6 vorgenommen.

3.3.6.2 MaBnahmen der Nachfrageseite

In den vergangenen Jahrzehnten spielte die Steuerung der Nachfrage kaum
eine Rolle. Damit Angebot und Nachfrage zu allen Zeiten iibereinstim-
men, wurde stets auf angebotsseitige Mallnahmen zuriickgegriffen. Grund-
satzlich bieten nachfrageseitige Verlagerungspotenziale die Moglichkeit,
die ,,Gesamteffizienz des Gesamteffizienz des Stromversorgungssystems zu
steigern® (siehe Klobasa, 2009, S. 1). Potenziale gibt es sowohl auf Seiten
von Privat- als auch von Grofverbrauchern. Die Nachfragelast von Haus-
haltsgerdten wie Waschmaschinen und Kiihlschrinke kann ebenso verla-
gert werden wie die von Industrieprozessen wie z.B. die Stahlherstellung
im Elektrostahlverfahren. Zukiinftig konnte auch die Verlagerung des La-
devorgangs von Elektroautos eine nachfrageseitige Steuerungsmafnahme
sein. Notwendig fiir eine intelligente Steuerung ist der Aufbau einer ent-
sprechenden Infrastruktur (,,smart grid*), die es ermdglicht, Verbrauchsge-
rite direkt zu steuern oder den Verbrauchern sinnvolle Preissignale zu iiber-

mitteln. In Klobasa (2009) werden in allen Bereichen der Stromnachfrage
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Lastverlagerungspotenziale identifiziert. Modellgestiitzte Analysen dieser
Arbeit zeigen, dass ,,in Deutschland ca. 3 GW in der Industrie, weitere
3 GW im GHD-Sektor und weitere 4 GW im Haushaltsbereich im Mit-
tel zur Verfiigung [stehen]. In Ohrem etal. (2007, S. 54) werden sogar bis
zu 7 GW Verlagerungspotenzial fiir den Haushaltsbereich angegeben. Ei-
ner raschen Realisierung im Haushaltssektor, wo die Potenziale am grofiten
ind, stehen z.B. hohe spezifische Aktivierungskosten im Wege. Es miissen
viele kleine Verbraucher angesprochen und gesteuert werden. Im Industrie-
sektor sind die spezifischen Aktivierungskosten fiir eine Lastverlagerung
geringer, da es sich um groBtechnische Prozesse handelt. Das realisierbare
Potenzial ist allerdings groBen Einschrinkungen unterworfen, da die Ver-
brauchslasten nicht beliebig regelbar sind. In einem Elektrostahlwerk kann
bspw. die Last des Elektroofens (50 bis 70 MW) nicht gedrosselt sondern
nur zu- oder abgeschaltet werden. Der Prozess kann zudem nicht beliebig
lange unterbrochen werden, da es nachgelagerte Prozessschritte (Giel3en,
Walzen) gibt. Auch im Haushaltsbereich ist eine Lastverlagerung, die iiber
den einstelligen Stundenbereich hinausgeht, kaum vorstellbar.

Damit stellen nachfrageseitige Malnahmen kein gleichwertiges Substitut
fiir Energiespeicher dar: Die in den Abschnitten 3.3.2 bis 3.3.5 beschrie-
benen Speichereinsatzmdoglichkeiten zur verbesserten Integration fluktuie-
render Erzeugung konnen nicht oder nur eingeschridnkt von einer intelli-
gent gesteuerten Last iibernommen werden. Fragwiirdig erscheint zudem,
ob der Aufbau der fiir eine intelligente Laststeuerung notwendigen Infra-
struktur mit dem dynamischen Zubau der erneuerbaren Energien zeitlich
Schritt halten kann.

Energiespeicher konnen aufgrund ihrer Fahigkeit, dem System Strom zu
entnehmen, auch als nachfrageseitige Mallnahme eingeordnet werden. In
den Kapiteln 5 und 6 wird darauf eingegangen, wie die Ladeleistung von
Energiespeichern sinnvoll gesteuert und welcher Beitrag zur EE-Systemin-

tegration damit geleistet werden kann.
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4 Modelle fir die Abbildung eines
Elektrizitatssystems

4.1 Einfilhrung

Eine Analyse der moglichen historischen Erlose fiir Energiespeicher hat
gezeigt, dass diese unter heutigen Rahmenbedingungen nicht rentabel sind.
Wie auBlerdem in Kapitel 2 gezeigt wurde, hat sich der Stromsektor seit
der Liberalisierung stark gewandelt: Die Beschaffung von Strom und Re-
gelleistung erfolgt im liberalisierten System rein marktbasiert. Die Preisbil-
dungsprozesse an den Handelsplitzen fiir Elektrizitét sind komplex und es
bestehen Wechselwirkungen zwischen den Mirkten. Aufgrund des steigen-
den Anteils fluktuierender erneuerbarer Energien — ein erklirtes energie-
politisches Ziel der Bundesregierung und aller im Bundestag vertretenen
Parteien — befindet sich der Stromsektor weiterhin im Wandel. Der Einfluss
regulatorischer Rahmenbedingungen im Bereich erneuerbarer Energien auf
die Preisbildungsprozesse ist hoch und demnach relevant fiir die Bewer-
tung von Energiespeichern. Eine quantitative Analyse der Bedeutung von
Energiespeichern im zukiinftigen Stromversorgungssystem erfordert daher
den Einsatz eines Modells des Stromsektors, das die wesentlichen Rah-
menbedingungen und Marktregeln abbildet. In diesem Kapitel wird darauf
eingegangen, welchen Anforderungen ein Modell des Elektrizititssektors
geniigen muss, damit es zur Bewertung von Energiespeichern eingesetzt
werden kann. Existierende Modellansétze werden vorgestellt und auf De-
fizite sowie Schwichen untersucht, um den Forschungsbedarf in diesem
Bereich aufzuzeigen. AnschlieBend wird ein Modellierungsansatz ausge-
wihlt.
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4.2 Modellanforderungen

Ein Modell ist grundsitzlich eine zweckorientierte Abbildung des Origi-
nals auf ein anderes System'. Welche Anforderungen an ein Modell ge-
stellt werden, hdngt somit davon ab, welche Bestandteile des Originals in
welchem Detailgrad abgebildet werden sollen. Konkret betrifft dies bspw.
die zeitliche und rdumliche Auflosung des Modells, die Abbildung von En-
ergietechnologien, Markten und Akteuren im Modell.

Wie in Abschnitt 2.2.1 gezeigt wurde, werden am wichtigsten Marktplatz
fiir den Stromhandel, dem Spotmarkt, 24 stiindliche Kontrakte fiir den Fol-
getag gehandelt. Die Preise fiir diese Kontrakte variieren zudem zwischen
einzelnen Stunden signifikant: Im Mittel betrigt die stiindliche Anderungs-
rate etwa 10 % des Jahresmittelwerts. Daher sollte die zeitliche Auflosung
eines Modells, das die Vorginge auf den Strommaérkten abbildet, mindes-
tens stiindlich sein. Aus den Betrachtungen zur Charakteristik der Einspei-
sung aus regenerativen Energiequellen in Abschnitt 3.3.1 folgt zudem, dass
es insbesondere bei der Windenergie keine ,,typischen Tage gibt, die repri-
sentativ fiir viele andere Tage im Jahr sind. Die Einspeisung besitzt gewisse
Saisonalititen, diese sind aber schwach ausgeprigt. Daher ist nicht nur eine
stiindliche Auflosung von besonderer Wichtigkeit sondern auch die Abbil-
dung des gesamten Jahres in dieser Auflosung.

Da es einen europdischen Netzverbund gibt, ist es nicht sinnvoll, die Vor-
ginge in Deutschland losgelost von den Vorgédngen in den Nachbarldndern
Deutschlands zu modellieren. Der Spotmarkt der EEX ist zwar ein Handels-
platz fiir das Stromversorgungsgebiet Deutschlands, jedoch agieren auch
ausldndische Hindler an dieser Borse als Kdufer und Verkdufer. Auch bei
den Regelleistungsmirkten sind inzwischen auslidndische Anbieter zugelas-
sen, obgleich es hier strenge Vorgaben gibt und die Nutzung ausldndischer
Anlagen nur eingeschriankt moglich ist, da aus Griinden der Netzstabili-

tat haufig erforderlich ist, dass Regelenergie innerhalb der deutschen Re-

Ivel. bspw. Fichtner (2004, S. 49)
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gelzonen aktiviert wird. Eine Auswertung der akzeptierten Gebote der un-
terschiedlichen Regelleistungsmérkte zeigt, dass Bieter aus ausldndischen
Regelzonen derzeit nur eine marginale Rolle spielen und diese zudem auf
den Minutenreservemarkt beschrinkt ist. Ein Modell des deutschen Strom-
sektors sollte moglichst die angrenzenden Lander mit abbilden, zumindest
aber typische Im- und Exportgebote fiir den Spotmarkt beriicksichtigen.

Die technologische Vielfalt im Stromsektor ist sehr hoch. Wetterabhingige,
regenerative Stromerzeugungstechnologien unterscheiden sich bspw. deut-
lich, was die Charakteristik der Einspeisung angeht. Selbst die Charakte-
ristiken von Windkraft an Land und auf See unterscheiden sich signifikant
(vgl. Abschnitt 3.3.1.4). Dies muss bei der Modellierung berticksichtigt
werden. Die Form der zukiinftigen residualen Last hingt stark von der Zu-
sammensetzung des zukiinftigen regenerativen Strommixes ab, selbst wenn
der erzielte Anteil regenerativer Stromerzeugung identisch ist. Die Form
der residualen Last hat wiederum Einfluss auf die Entscheidung, welche
konventionellen Technologien zur Deckung dieser Last eingesetzt werden
sollten. In der konventionellen Stromerzeugung durch thermische Kraft-
werke gibt es gro3e Unterschiede insbesondere in der Dynamik und Fle-
xibilitit der Anlagen, also ihrer Fihigkeit auf Anderungen zu reagieren.
Technisch-wirtschaftliche Parameter wie (Teillast-)Wirkungsgrade, Min-
destbetriebs- und Mindeststillstandszeiten sowie begrenzte Lastdnderungs-
geschwindigkeiten miissen bei der Modellierung beriicksichtigt werden.
Andernfalls werden die Kosten unterschitzt, die bei der Integration erneu-
erbarer Energien entstehen. Gravierender als ein Unterschitzen der Kosten
ist jedoch, dass bei einer Nichtberiicksichtigung der Kraftwerksdynamik
problematische Situationen, in denen regenerativer Strom nicht ohne Ge-
fahrdung der Netzstabilitiit eingespeist werden kann, unter Umstéinden au-
Ber Acht gelassen werden. Ein Modell des Stromsystems, das die Heraus-
forderungen bei der Integration erneuerbarer Energien untersucht, erfordert

somit eine detaillierte Abbildung des Kraftwerkseinsatzes. Ein vergleich-
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barer Detailgrad ist auch fiir den Einsatz von Energiespeichern notwendig,
da diese dhnliche Aufgaben tibernehmen.

Durch die Liberalisierung des Stromsektors haben sich neue Vertriebsmog-
lichkeiten fiir Elektrizitit ergeben. Auch ist die Anzahl der Akteure in die-
sem Sektor stark angestiegen (siehe Abschnitt 2.1.1). Sowohl fiir Strom als
auch fiir Regelleistung gibt es entsprechende Handelsplitze. Die Moglich-
keit, an unterschiedlichen Mirkten zu handeln, sowie die Perspektive unter-
schiedlicher Marktakteure ist bei einer Bewertung von Energiespeichern zu
beriicksichtigen. Ein Energieversorger mit einem groflen Kraftwerksport-
folio kann aufgrund seines Kenntnisstands den erwarteten Spotmarktpreis
genauer prognostizieren als bspw. ein Betreiber von Windkraftanlagen. Die
Spotmarktprognose ist von zentraler Bedeutung, da die Moglichkeit be-
steht, die Elektrizititserzeugung auch auf anderen Mérkten als dem Spot-
markt anzubieten. Wird die Kraftwerksleistung bspw. am zeitlich vorgela-
gerten Regelenergiemarkt angeboten, kann diese Leistung nicht mehr am
Spotmarkt vermarktet werden. Potenziell entgangene Gewinne am Spot-
markt werden daher als Opportunititskosten in die Gebote der zeitlich vor-

gelagerten Mirkten eingepreist.

4.3 Bestehende Modellierungsansatze

Fiir den Strom- und Energiesektor im Allgemeinen existiert eine Vielzahl
von Modellen. Diese unterscheiden sich je nach Anwendungszweck in zeit-
licher und rdumlicher Auflésung, im Detaillierungsgrad der Abbildung von
Technologien, Mirkten und Akteuren sowie im Modellierungsansatz. Con-
nolly etal. (2010) haben allein 37 Modelle identifiziert und verglichen, die
sich fiir die Untersuchung von Fragestellungen im Umfeld der Integrati-
on erneuerbarer Energien eignen. Die grole Anzahl an Modellen macht
eine geeignete Klassifizierung erforderlich, um einen geordneten Uber-
blick iiber die unterschiedlichen Ansitze zu erhalten. Ventosa et al. (2005)

nehmen eine Unterteilung in drei Hauptkategorien vor: Optimierungs-,
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Gleichgewichts- und Simulationsmodelle (siehe Abbildung 4.1a). Enzens-
berger (2003) wihlt hingegen zwei Oberklassen: Top-down- und Bottom-
up-Modelle (siehe Abbildung 4.1b). Ein Vergleich zeigt, dass alle Modell-

Optimierungs-
modelle

Modelle zur B B
Abbildung des Glelcmhg;ev;/lg;hts—
Stromsektors

Simulations-
modelle

(a) Klassifizierung von Modellen des Stromsektors in Anleh-

nung an Ventosa et al. (2005)
Input Qutput-
Modelle
Top-down- Gleichgewichts-|
Modelle modelle

Makrodkono-
Modelle zur metrische
Abbildung des Modelle
Stromsektors

Simulations-
modelle
Bottom-up-
Modelle
Optlmlerungs-

modeIIe

(b) Klassifizierung von Modellen des Stromsektors in Anleh-
nung an Sensfufl (2008)

klassen der ersten Einteilung in der zweiten enthalten sind. Enzensberger
(2003) unterscheidet lediglich zusétzlich zwischen den makrodkonomisch

geprigten Top-down-Modellen, zu denen die Gleichgewichtsmodelle geho-
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ren, und den technologisch geprigten Bottom-up-Modellen, zu denen die
Optimierungs- und Simulationsmodelle gehoren. Wie Ventosa et al. (2005,
S. 904) argumentiert wird, ist der geringe bzw. fehlende Technikbezug von
makrodkonomisch geprigten Modellen nicht grundsétzlich durch den Mo-
dellansatz bedingt sondern eher eine notwendige Vereinfachung, durch die
die zugrundeliegenden Differenzialgleichungen in einem vertretbaren Zeit-
aufwand l6sbar bleiben sollen. Bei Bottom-up-Modellen steht die detaillier-
te Abbildung der technisch-wirtschaftlichen Charakteristika eines Systems
im Vordergrund. Daher eignen sich derartige Modellansétze besonders, um
Technologien zu bewerten. Im Folgenden wird niher auf etablierte Model-
le dieser Kategorie eingegangen. Im Vordergrund der Untersuchung steht
dabei, in welcher Form Energiespeichertechnologien in den jeweiligen Mo-
dellen abgebildet sind.

4.3.1 Optimierungsmodelle

Optimierungsmodelle werden im Elektrizititssektor zur Bearbeitung von
Fragestellungen eingesetzt, die sowohl einen kurz- als auch einen langfris-
tigen Zeithorizont haben konnen. Gemein ist Modellen dieser Klasse, dass
die Abbildung unterschiedlicher Marktakteure nicht moglich ist. Ventosa
etal. (2005) bezeichnen Modelle dieser Kategorie daher als ,,single-firm
optimization models*. Bei einem kurzfristigen Zeithorizont steht die Ab-
bildung von technischen Restriktionen beim Einsatz von Stromerzeugungs-
technologien wie thermischen Kraftwerken im Vordergrund. Die verwen-
deten Restriktionen konnen dabei einen intertemporalen Charakter aufwei-
sen, etwa um begrenzte Lastdnderungsgeschwindigkeiten oder Mindestbe-
triebszeiten von Kraftwerken abzubilden. Die Zielfunktion des Problems
isti. d. R. so definiert, dass eine vorgegebene Stromnachfrage kostenmini-
mal aus Sicht eines zentralen Planers gedeckt werden soll. Dieser besitzt
perfekte Kenntnisse iiber alle Akteure, deren Anlagen und Strombedarf.

Die zentralen Entscheidungsvariablen des Optimierungsproblems sind Ein-
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und Ausschaltvorginge sowie die eingesetzte Kapazitit einzelner Kraft-
werke. Das zugrundeliegende Optimierungsproblem ist in der Regel ein
gemischt-ganzzahliges, wobei Nichtlinearititen in der Produktionsfunkti-
on umgangen werden, indem diese stufenweise linearisiert wird. Fiir die
Losung des resultierenden linearen, gemischt-ganzzahligen Optimierungs-
problems steht eine Reihe kommerzieller und frei verfiigbarer Programm-
bibliotheken zur Verfiigung.

Bei einem langfristigen Zeithorizont von 20 bis 40 Jahren steht in der Re-
gel die Kapazititsplanung im Vordergrund. Das Optimierungsproblem ist
so definiert, dass — bei einer gegebenen Stromnachfrage, die zu decken
ist — die samtliche Ausgaben fiir die Stromerzeugung und fiir den Zubau
von Kapazititen minimiert werden. Wichtige exogene Parameter sind dabei
die verfiigbaren Kraftwerkstechnologien, die anhand von technischen und
wirtschaftlichen Kenngroen wie Wirkungsgrad und Investitionen charak-
terisiert werden, sowie die Entwicklung der Energietrager- und CO,-Preise.
Um die Zahl der Entscheidungsvariablen und damit die Rechenzeit nicht zu
stark anwachsen zu lassen, wird der Kraftwerkseinsatz haufig weniger de-
tailliert abgebildet als bei einem Kurzfristmodell, bei dem der Zeithorizont
typischerweise nicht mehr als ein Jahr betrdgt. So werden bspw. An- und
Abfahrvorginge von Kraftwerken nicht abgebildet, um die Deklaration bi-
nidrer Variablen zu vermeiden. Das resultierende Optimierungsproblem ist
dann rein linear. Die Komplexitit des Problems kann weiter verringert wer-
den, indem die Anzahl intertemporaler Nebenbedingungen reduziert wird.

Fiir den Kurzfristbereich hat bspw. die Universitét Stuttgart ein Modell ent-
wickelt, das u. a. zur empirischen Analyse der Preisbildung an Elektrizitits-
maérkten eingesetzt wurde (vgl. Ellersdorfer et al., 2008; Sun und Ellersdor-
fer, 2009). Die zeitliche Auflosung des Modells betrdgt 8.760 Stunden pro
Jahr bei einem Zeithorizont von einem Jahr. Regional deckt dieses Modell
das Stromhandelsgebiet Deutschland ab. Kraftwerke werden blockscharf
abgebildet, sofern sie eine Kapazitit von mindestens 50 MW aufweisen.

Kleinere Kraftwerke werden in geeigneter Form — bspw. nach zweckmi-
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Bigen Brennstoff- und Altersklassen — zusammengefasst. Energiespeicher
werden blockscharf abgebildet, wobei Einspeicher- und Ausspeicherver-
luste getrennt voneinander bilanziert werden. Im zugrundeliegenden Opti-
mierungsproblem werden eine Vielzahl von technischen Restriktionen be-
riicksichtigt: So sind Nebenbedingungen zur Einhaltung der Mindestleis-
tung, der Mindestbetriebs- und Mindesteststillstandszeit sowie der begrenz-
ten Leistungsdnderungsgeschwindigkeit integriert. In weiteren Nebenbe-
dingungen kann vorgegeben werden, wie viel drehende und nicht drehen-
de Reserve in positiver Richtung vorgehalten werden soll. Investitionsent-
scheidungen und die Leistungsvorhaltung in negativer Richtung sind nicht
Teil des Modells.

Im Langfristbereich kann grundsitzlich noch zwischen myopischen und
sogenannten perfect foresight Ansitzen unterschieden werden. Ein Ver-
treter der ersten Kategorie ist das Modell BALMOREL (Baltic Model of
Regional Electricity Liberalization). Myopisch ist der Ansatz, da trotz des
langen Zeithorizonts von 20 bis 40 Jahren immer nur in Jahresschritten op-
timiert wird (siehe Raven, 2010). Daraus konnen Investitionsentscheidun-
gen in Technologien resultieren, die sich im Nachhinein als nicht kosten-
optimal herausstellen. Das Modell wurde urspriinglich fiir den baltischen
Raum konzipiert. Aufgrund der freien Verfiigbarkeit des Modellquelltex-
tes ist es moglich, andere Regionen abzubilden, sofern die notwendigen
Eingangsdaten zur Verfiigung stehen. Entsprechende Modellerweiterungen
wurden bspw. fiir Deutschland (vgl. Cremer, 2005; Ball etal., 2007) und
die EU-25 (vgl. Schmidt und Cremer, 2006) durchgefiihrt. Die zeitliche
Auflosung ist frei wihlbar und daher eher von der zeitlichen Auflésung der
verfiigbaren Eingangsdaten sowie den Anforderungen an die Rechenzeit
abhingig. Bei einem langfristigen Zeithorizont sind 192 Zeitsegmente pro
Jahr tiblich, d. h. ein Jahr wird reprisentiert durch einen typischen Werk-
und einen typischen Wochenendtag pro Jahreszeit, und zwar in stiindlicher
Auflosung. Die Charakteristik eines gesamten Windjahrs konnen hierdurch
nicht abgebildet werden. BALMOREL bildet den Strom- und KWK-Sektor

84



4.3 Bestehende Modellierungsansitze

ab. Der Kraftwerkseinsatz wird ohne die Verwendung von bindren oder
ganzzahligen Variablen modelliert. Aus diesem Grund greifen viele Neben-
bedingungen, die zur Beschreibung der Dynamik von Kraftwerken dienen,
nicht. Ebensowenig konnen An- und Abfahrvorginge mit Kosten versehen
werden. Energiespeicher werden durch ihre Leistung, ihre Speicherkapa-
zitdt und ihre Effizienz im Modell abgebildet. Da das Optimierungspro-
blem rein linear ist, macht es keinen Unterschied, ob ein aggregierter En-
ergiespeicher mit einer durchschnittlichen, gewichteten Effizienz abgebil-
det wird oder jeder Block mit seiner individuellen Effizienz. Analoges gilt
fiir konventionelle Kraftwerke. Der Ausbau erneuerbarer Energien muss
exogen vorgegeben werden.

Das Optimierungsmodell PERSEUS (Programme Package for Emission
Reduction Strategies in Energy Use and Supply) der Universitit Karlsru-
he ist ein Beispiel fiir einen Ansatz mit perfect foresight, d. h. es werden
nicht mehrere Optimierungen nacheinander fiir einzelne Perioden durchge-
fiihrt sondern eine einzige fiir den gesamten Zeithorizont, in der alle Ein-
gangsdaten einflieBen. Es handelt sich um eine integrierte Optimierung der
Produktions- und Investitionsentscheidungen. Im Rahmen der betrachte-
ten Nebenbedingungen und der vorhandenen Kostendaten sind somit alle
Kapazititszubauentscheidungen kostenoptimal. Das Modell wurde bereits
fiir eine Vielzahl von Fragestellungen eingesetzt und wird kontinuierlich
weiterentwickelt (vgl. Fichtner, 1999; Enzensberger, 2003; Most, 2006;
Perlwitz, 2007; Rosen, 2008). Der Zeithorizont des Modells betréigt typi-
scherweise 30 bis 40 Jahre bei einer Auflosung von 36 Zeitscheiben inner-
halb eines Jahres. Modelliert wird i. d. R. der europdische Raum. Der Aus-
bau erneuerbarer Energien ist im Gegensatz zu BALMOREL eine model-
lendogene GroBe. Uber Nebenbedingungen im Optimierungsproblem kann
bspw. vorgegeben werden, welcher Anteil des Strombedarfs durch regene-
rative Erzeugung gedeckt werden soll. Zur 6konomischen Bewertung der
verschiedenen Technologien sind regionale Kostenpotenzialkurven als Ein-

gangsdaten hinterlegt. Zusitzlich kann staatliche Forderung einzelner Tech-
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nologien in Form von negativen Steuern abgebildet werden. Zudem kann
im Optimierungsproblem als Nebenbedingung ein Reduktionsziel fiir CO,-
Emissionen im Stromsektor vorgegeben werden, d. h. es werden Obergren-
zen festgelegt, die nicht iiberschritten werden diirfen. Aus dem Schatten-
preis der entsprechenden Nebenbedingung kann ein CO,-Preis abgeleitet
werden. Die Modellierung des Kraftwerks- und Speichereinsatzes in PER-
SEUS ist vergleichbar mit der in BALMOREL.

Am Energiewirtschaftlichen Institut an der Universitit zu Koln (EWI) kom-
men sowohl Optimierungsmodelle mit einem kurz- als auch mit einem
langfristigen Zeithorizont zum Einsatz. Das Kurzfristmodell DIANA (Dis-
patch and Network Analysis, siche EWI, 2012) bildet den europdischen
Raum in stiindlicher Zeitauflosung ab. Es berechnet den kostenoptima-
len Kraftwerkseinsatz fiir ein Jahr, woraus die Grenzkosten der Erzeu-
gung ableitet werden. Der Kraftwerkseinsatz wird allerdings lediglich fiir
Deutschland optimiert. Fiir die Nachbarlinder werden jeweils stiindliche
Kostenzeitreihen exogen vorgegeben (vgl. Gatzen, 2008, S. 94), um den
Stromaustausch mit diesen Lindern abzubilden. Da Anfahrkosten beriick-
sichtigt werden, miissen die konventionellen Kraftwerkskapazititen in B16-
cken aufgeteilt vorliegen. Angaben zum Detaillierungsgrad dieser Auftei-
lung liegen nicht vor.

Um die langfristige Entwicklung des Energiesystems zu bestimmen, kann
das Kurzfristmodell DIANA mit dem Langfristmodell DIANA-INVEST
gekoppelt werden, dessen zeitlicher Horizont bis zum Jahr 2040 reicht.
Die zeitliche Auflosung des Langfristmodells betrigt 288 Stunden pro Jahr,
d. h. pro Jahreszeit wird ein représentativer Werktag, Samstag und Sonntag
mit einer Genauigkeit von 24 Stunden optimiert. Es dient primir der Be-
stimmung der Kapazititen, die zugebaut werden miissen. Preiszeitreihen
fiir die zukiinftigen Jahre werden durch exogene Vorgabe der aus DIANA-
INVEST resultierenden Zubauten mit DIANA bestimmt.

Speziell fiir die Bewertung von Energiespeichern setzt Gatzen (2008) ein

drittes Modell namens DIMEX (Dispatch Model Exogenous Pricing) ein,
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das mit DIANA und DIANA-Invest gekoppelt wird. Bei gegebener Preis-
zeitreihe bestimmt DIMEX den maximalen Deckungsbeitrag, den ein En-
ergiespeicher mit bestimmten Eigenschaften (Wirkungsgrad, Leistung, Spei-
cherkapazitit) durch Ein- und Ausspeichervorginge erzielen kann. Daraus
leitet der Autor Schlussfolgerungen zur Wirtschaftlichkeit von Energie-
speichern ab.

4.3.2 Simulationsmodelle

Grundsitzlich wird in Simulationsmodellen die zeitliche Entwicklung ei-
nes Systems berechnet. Dies erfolgt bspw. dadurch, dass Akteure des Sys-
tems in jedem Zeitschritt basierend auf vorgegebenen Entscheidungsregeln
handeln; in diesem Fall spricht man von agentenbasierten Simulationsmo-
dellen. In systemdynamischen Simulationsmodellen werden Wirkungszu-
sammmenhinge zwischen einzelnen Komponenten eines Systems mithilfe
von Differenzialgleichungen abgebildet (vgl. Most und Fichtner, 2009).
Simulationsmodelle eignen sich besonders, um verschiedene Akteure und
einen unterschiedlichen Kenntnisstand oder unterschiedliche Handlungs-
strategien einzelner Akteure zu modellieren (vgl. Enzensberger, 2003).
Auch kann eine zeitlich verzogerte Wirkung von Entscheidungen besser
abgebildet werden als mit Optimierungsmodellen.

In Genoese (2010, S. 91 ff.) wird im Uberblick iiber agentenbasierte Simu-
lationsmodelle in der Energiewirtschaft festgestellt, dass diese grundsitz-
lich geeignet seien, das Marktgeschehen im Elektrizitatsmarkt zu simulie-
ren. Die Mehrzahl der Modelle sei fiir Analysen mit kurzfristigen Zeitho-
rizont entwickelt worden. Agentenbasierte Simulationsmodelle, die Inves-
titionsentscheidungen abbilden, seien weniger verbreitet. Allerdings wiir-
den hdufig Modelle mit stilisierten Daten etwa zum Kraftwerkspark ver-
wendet. Im Vordergrund stiinde weniger die Abbildung eines realen Sys-
tems als die Untersuchung theoretischer Fragestellungen. Das agentenba-
sierte Simulationsmodell PowerACE (vgl. Sensfuf}, 2008; Genoese, 2010)
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setzt hier an: Es bildet die relevanten Akteure und die Marktgeschehnisse
am deutschen Strommarkt ab. Anbieter und Nachfrager geben in regelma-
Big wiederkehrenden Auktionen Preis- und Volumengebote ab; der Markt-
preis ergibt sich dann aus dem Schnittpunkt der aggregierten Angebots-
und Nachfragekurve. Die hohe zeitliche Auflésung von 8.760 Stunden pro
Jahr ermdglicht eine fundierte Bewertung der fluktuierenden Stromerzeu-
gung aus regenerativen Energien. Zudem wird der deutsche Kraftwerkspark
blockscharf abgebildet. Dies ermdglicht eine gute Modellierung der kon-
ventionellen Stromerzeugung und der daraus resultierenden Emissionen.
Jedoch werden bei der Bestimmung des Kraftwerkseinsatzes keine der in
vielen Optimierungsmodellen iiblichen intertemporalen Restriktionen be-
riicksichtigt. Energiespeicher werden ebenfalls blockscharf abgebildet. Ihr
Einsatz erfolgt entweder basierend auf einem statischen Profil oder kann
preisgesteuert erfolgen, d. h. Lade- bzw. Entladegebote werden moglichst
zu den (erwarteten) giinstigsten bzw. teuersten Stunden platziert. Die mo-
dellierten Preiszeitreihen wurden anhand historischer Daten validiert (siche
Genoese, 2010, S. 159 ff.). Fiir die Jahre 2001 und 2004 betrug bspw. die
Korrelation zwischen der simulierten und der realen Strompreiszeitreihe bis
zu 70 %. Auch hinsichtlich der CO,-Emissionen und der Stromerzeugung
nach Energietriiger wurde eine gute Ubereinstimmung festgestellt, wobei
die Stromproduktion aus Steinkohleanlagen iiber- und die aus Gaskraftwer-

ken unterschitzt wurde.

4.3.3 Vergleich von Simulations- und Optimierungsmodellen

Sowohl Simulations- als auch Optimierungsmodelle gehdren zur Klasse
der Bottom-up-Modelle, in denen technische Charakteristika eines Ener-
giesystems sehr detailliert abgebildet werden kénnen. Dennoch unterschei-
den sich die zugrundeliegenden Modellphilosophien signifikant: In Opti-
mierungsmodellen wird der optimale Wert einer Zielfunktion unter vorge-

gebenen Rahmenbedingungen aus Sicht eines zentralen Planers bestimmt.
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In der Regel wird das Problem der kostenminimalen Deckung einer vorge-
geben Stromnachfrage gelost. Technische Restriktionen und andere Vorga-
ben wie die Einhaltung bestimmter Emissionsgrenzen konnen sehr gut tiber
Nebenbedingungen abgebildet werden. Hingegen ist der Grundgedanke ei-
nes Simulationsmodells, dass die zeitliche Abfolge des Marktgeschehens
unter Beriicksichtigung unterschiedlicher Akteure simuliert werden soll.
Simulationsmodelle sind damit grundsitzlich myopisch, da eine sukzes-
sive Entscheidungsabfolge stattfindet. In der agentenbasierten Simulation
sind die Marktpreise das Resultat einer Auktion — es handelt sich um einen
realen, imperfekten Markt mit unvollstindiger Markttransparenz, d. h. den
Akteuren liegen keine oder unvollstindige Informationen iiber die Gutsei-
genschaften und die Preise ihrer Wettbewerber vor. Bei Optimierungsmo-
dellen wird hingegen der Schattenpreis der Nebenbedingung zur Nachfra-
gedeckung als Marktpreis interpretiert. Eine der grundlegenden Vorausset-
zungen fiir diese Interpretation ist die Annahme eines perfekten Markts mit
vollstidndiger Information (vgl. Swider etal., 2007, S. 4). Diese Vorausset-
zung ist in der Realitit nicht erfiillbar. Dennoch hat sich die Methodik bei
der Untersuchung energiewirtschaftlicher Fragestellungen bewihrt, da die-
se Modelle in der Regel nicht primér dazu dienen, Marktpreise mit grof3t-
moglicher Genauigkeit zu erkldren, sondern Zusammenhinge aufzudecken
und Einflussfaktoren zu isolieren. Der agentenbasierte Ansatz erlaubt es
hingegen, auch Kostenbestandteile zu beriicksichtigen, die sich aus Abwei-
chungen vom Idealzustand des Modells der vollstindigen Konkurrenz er-

geben.

4.4 Schwachen etablierter Ansétze bei der Abbildung von
Energiespeichern

Die zunehmende Bedeutung von Energiespeichern im Stromversorgungs-
system ist eng verkniipft mit dem steigenden Beitrag fluktuierender, regene-

rativer Stromerzeugung zur Deckung der Nachfrage. Wie in Abschnitt 3.3.1

89



4 Modelle fiir die Abbildung eines Elektrizitdtssystems

gezeigt wurde, gibt es bei der Integration dieser Stromerzeugung Her-
ausforderungen auf verschiedenen zeitlichen Ebenen. Insofern ist die von
den meisten Optimierungsmodellen gewihlte Reprisentation regenerativer
Stromeinspeisung mithilfe weniger Typtage pro Jahr als kritisch anzusehen.
Beim Zusammenfassen einer Jahreszeitreihe zu wenigen typischen Tagen
mitteln sich unweigerlich seltene aber extreme Situationen wie bspw. eine
mehrtégige Inversionswetterlage heraus. Ein Energiesystem mit einem ho-
hen Anteil wetterabhingiger Erzeugung darf aber nicht auf mittlere oder
typische Tage ausgelegt werden, da sonst der Kapazititsbedarf unterschitzt
wird. Ansitze mit einer niedrigen zeitlichen Auflosung sind somit weniger
geeignet, um den Bedarf und die Wirtschaftlichkeit von Energiespeicher-
technologien zu analysieren.

Die Ausfithrungen zu den energiepolitischen und -wirtschaftlichen Rah-
menbedingungen heben zudem hervor, dass es wichtig ist, verschiede-
ne Akteure zu betrachten (vgl. Kapitel 2). Es macht bspw. einen Unter-
schied, ob ein Windparkbetreiber oder ein groBer Energieversorger in einen
Energiespeicher investiert. Zudem werden durch die Verwendung einer
bei Optimierungsmodellen iiblichen zentralen Zielfunktion wesentliche Ei-
genschaften eines liberalisierten Systems ignoriert. Es wird bspw. ver-
nachléssigt, dass Akteure an verschiedenen Mirkten handeln und Ent-
scheidungen treffen, die auf unvollstdndigen Informationen basieren. Die
Moglichkeit, Elektrizitéit an verschiedenen Mérkten vermarkten zu kdnnen,
fiihrt bspw. zu Opportunitédtskosten an den zeitlich vorgelagerten Mirk-
ten. Dieser Sachverhalt lidsst sich mit Optimierungsmodellen nicht abbil-
den — Wechselwirkungen zwischen den Mirkten werden vernachléssigt.
Dies fiihrt zu einer Unterschitzung der Marktpreise und damit der Erlose,
die mit einem Energiespeicher erzielt werden konnen.

Auffallend an den etablierten Modellansitzen ist zudem, dass Energie-
speicher eine untergeordnete Rolle im Modell spielen. Hiufig werden sie
aggregiert betrachtet und ihr Beitrag zur Bereitstellung negativer Leistungs-

reserve wird vernachlissigt. Es ist nachvollziehbar, dass dies fiir heuti-
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ge Systeme eine valide Vereinfachung ist, da Energiespeicher nicht sehr
weit verbreitet sind und sich ihr Einsatz grofitenteils auf die Verlagerung
von giinstigem Nachtstrom in die Lastspitzen zur Mittagszeit beschrénkt.
Fiir zukiinftige Systeme mit einem hohen Anteil fluktuierender Erzeugung
muss der Einsatz von Energiespeichern allerdings mit einem vergleichbaren
Detailgrad modelliert werden wie der Einsatz von Kraftwerken. Aufgrund
der zunehmenden wetterabhéngigen Einspeisung kann davon ausgegangen
werden, dass sich in Zukunft die Maxima und Minima der residualen Last
immer wieder verlagern.

Der Ansatz von Gatzen (2008) ermdglicht eine gute Bewertung von En-
ergiespeichern. Als kritisch anzusehen ist die gekoppelte Verwendung von
drei Modellen, ohne dass Wechselwirkungen zwischen den Modellen be-
riicksichtigt werden. Insbesondere zwischen DIANA und DIMEX sind star-
ke Riickkopplungen zu erwarten. Die aus dem Kraftwerkseinsatzmodell
DIANA abgeleiteten Strompreise werden ohne Volumenbegrenzung an
DIMEX — dem Modell, das den grotmoglichen Deckungsbeitrag eines
Speichers bestimmt — weitergegeben, d. h. die Preise veridndern sich durch
den Speichereinsatz nicht, sei der einzelne Speicher noch so grof3. Der
Autor setzt vereinfachend eine beliebig preisinelastische Stromnachfrage
an. Durch diese Vereinfachung wird der Wert von Energiespeichern iiber-
schitzt, da zusitzliches Angebot den Entladestrompreis ddmpft und zusétz-
liche Nachfrage den Ladestrompreis ansteigen ldsst, woraus insgesamt ein
niedrigerer Deckungsbeitrag resultiert.

Agentenbasierte Simulationsmodelle sind weniger etabliert als Optimie-
rungsmodelle, wenn es um die Abbildung realer Systeme geht. Grof3e Fort-
schritte wurden in diesem Bereich mit dem Modell PowerACE erzielt, das
bspw. erfolgreich zur Bewertung des Merit-Order-Effekts? oder zur Mes-
sung von Marktmacht auf dem deutschen Strommarkt® eingesetzt worden

ist. Verbesserungspotenzial wird gemif3 Genoese (2010, S. 200f.) in ver-

2vgl. Sensfuf etal. (2008)
3vgl. Most und Genoese (2009)

91



4 Modelle fiir die Abbildung eines Elektrizitdtssystems

schiedenen Punkten gesehen. Auf der Stromangebotsseite wird als verbes-
serungswiirdig angesehen, dass wichtige intertemporale Restriktionen beim
Kraftwerkseinsatz — Mindeststillstands- und Mindestbetriebszeiten sowie
begrenzte Lastdnderungsgeschwindigkeiten — nicht beriicksichtigt werden.
Dadurch wiirden die Produktionskosten unterschitzt. Bei einer quantitati-
ven Bewertung von Energiespeichern ist dieser Punkt als besonders kri-
tisch anzusehen: Energiespeicher bringen zusitzliche Flexibilitit ins Kraft-
werksportfolio, indem sie in bestimmten Zeitpunkten bspw. Kraftwerke
auslasten, die sonst abgeschaltet werden miissten. Mindeststillstandszeiten
oder Teillastwirkungsgrade konnen so vermieden werden. Dadurch kénnen
Produktionskosten eingespart werden. Die Hohe der Einsparungen ist ein
Ma8 fiir den Wert des Energiespeichers. Werden die Kosten unterschitzt,

wird auch dessen Wert unterschiitzt.

4.5 Auswahl eines Modellierungsansatzes fiir die Analyse

Die im Rahmen dieser Arbeit bearbeitete Fragestellung besitzt einen star-
ken Technologiebezug. Dies legt den Einsatz eines Bottom-up-Modells na-
he, d. h. eines Optimierungs- oder eines Simulationsmodells. Die Analy-
se etablierter Ansitze und Modelle zur Bearbeitung energiewirtschaftlicher
Fragestellungen zeigt, dass es in beiden Ansitzen Schwachpunkte und De-
fizite gibt. Diese d@uflern sich in erster Linie darin, dass der Wert eines Ener-
giespeichers leicht unterschitzt werden kann. Fiir eine Bewertung von En-
ergiespeichertechnologien aus dkonomischer Sicht ist dies aber ein zentra-
ler Nachteil — eine Investition konnte filschlicherweise als unwirtschaftlich
gelten. Ein Modellierungsansatz zur Bewertung von Energiespeichertech-
nologien muss daher in diesem Punkt robuster als bestehende Ansitze sein.
Uberschiitzt werden kann der Wert von Energiespeichern, wenn vernach-
lassigt wird, dass ein Energiespeicher den Preisbildungsmechanismus be-
einflusst. Integrierte Ansitze sind daher gekoppelten Ansétzen zu bevorzu-

gen, d. h. Energiespeicher sollten moglichst in ein bestehendes Marktmo-
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dell mit angemessener Genauigkeit integriert werden und nicht in einem
dem Marktmodell nachgelagerten Einsatzmodell bewertet werden. Alter-
nativ sind auch Ansétze mit iterativer Kopplung denkbar, um den ange-
sprochenen Riickwirkungen Rechnung zu tragen.

Als Basis fiir den Modellierungsansatz erscheint ein agentenbasiertes Si-
mulationsmodell besser geeignet als ein Optimierungsmodell. Zum einen
wird hier der zeitliche Ablauf Marktgeschehens abgebildet, so dass Wech-
selwirkungen zwischen den Mérkten — etwa Opportunitédtskosten — model-
liert werden konnen. Zum anderen ist die Akteursperspektive zentraler Be-
standteil der agentenbasierten Simulation und ist damit besser mit den Rah-
menbedingungen des liberalisierten Stromsektors vereinbar. Fiir die Analy-
sen ist es allerdings zwingend erforderlich, dass Elemente aus der Optimie-
rung in die Modelllogik integriert werden, um sicherzustellen, dass die Pro-
duktionskosten nicht unterschitzt werden. Hier bietet es sich an, bestimmte
Schritte in der Simulation, die auf Entscheidungsregeln basieren, durch Op-
timierungsprobleme zu ersetzen. Die Optimierungsprobleme werden dann
nicht fiir das gesamte System sondern nur getrennt fiir jeden Agenten ein-
zeln gelost.

Aufbauend auf dem Strommarktmodell PowerACE werden im Rahmen
dieser Arbeit diese und andere Erweiterungen umgesetzt. Neben der Inte-
gration von Elementen aus der Optimierung steht die bessere Abbildung
von Energiespeichern und Regelleistungsemirkten im Vordergrund. Im
nachfolgenden Kapitel 5 werden die Veridnderungen und Erweiterungen

vorgestellt, diskutiert und validiert.
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5 Modellierung des deutschen
Elektrizitatssystems unter besonderer
Berticksichtigung von Energiespeichern

5.1 Einfiihrung

Wie in den vorangegangenen Kapiteln gezeigt wurde, erfordert die Analy-
se der Bedeutung von Energiespeichern im zukiinftigen Stromversorgungs-
system eine kombinierte Betrachtung von Technologien und Mairkten. In
diesem Kapitel wird das fiir die energiewirtschaftlichen Analysen einge-
setzte Modell mitsamt seiner Datenbasis vorgestellt und anschlieend an-
hand von historischen Marktdaten validiert.

5.2 Uberblick iiber das Modell

Die Basis fiir das im Rahmen dieser Arbeit von Grund auf weiterentwi-
ckelte Modell ist das agentenbasierte Simulationsmodell PowerACE (vgl.
Sensful3, 2008; Genoese, 2010). Die grundlegend verdnderten Modellteile
sind im folgenden Modelliiberblick entsprechend gekennzeichnet.

PowerACE ist ein in der Programmiersprache Java geschriebenes Simu-
lationsprogramm, das die zentralen Abldufe beim Handel, bei der Erzeu-
gung und bei der Verteilung von Strom simuliert. Es handelt sich um ei-
ne agentenbasierte Simulation, d. h. die wichtigsten Akteure des Strom-
sektors sind in Form von sogenannten Agenten abgebildet (siche Abbil-

dung 5.1). Agenten auf der Angebotsseite sind bspw. Energieversorgungs-
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Abbildung 5.1: Struktur des Modells

Nachirage | Markte | Angebot

Datenbank Agent Agent Datenbank
Spotmarkt | Installiert
Inelast. Nachfrage —>  Zentraler M Installierte
e Nachfrage JEp—— ) Kapazitaten
Lastprofile —> Nachfrager = 3 . S P
2 | Marktpreis Netzbetreiber
% """ - T Erzeugungs-
Elast. Nachfrage —> Zentraler © 2 N profile
¢
Lastprofile —» Nachfrager [
Kraftwerke
— Angebot [MWh] Energie- <« (techn. Parameter)
Energiespeicher Energie- versorger o
(techn. Parameter) versorger & Reservemarkt “—  Energietrager- u.
|| _. | Nachfrage —1 CO,-Preise
§ Marktpreis
. § L
*%‘ a Energie- L Energiespeicher
Reservekapazitat - <«— versorger (techn. Parameter)

Angebot [MW]

$ $

= Kraftwerks- und Speichereinsatz (8760 h/a)
= CO,-Emissionen im Stromsektor

= Abgereg. EE-Erzeugung / Uberschussstrom
D trige aus vitaten

= Spotmarktpreise
Ergebnisse = Reservemarktpreise

= Marktvolumina

unternehmen!, die die Stromproduktion ihrer thermischen Kraftwerke und
Energiespeicher vermarkten oder Ubertragungsnetzbetreiber, die gemiB
der Ausfithrungsverordnung der Bundesnetzagentur den gesamten Strom
aus erneuerbaren Energiequellen an der Borse verduflern miissen. Auf der
Nachfrageseite handelt ein zentraler Nachfrageagent das Lastprofil des ge-
samten Verbrauchs. Dabei besteht in der weiterentwickelten Modellversion
die Moglichkeit, zwischen preiselastischer und preisinelastischer Nachfra-
ge zu unterscheiden, um u. a. den Effekt der Lastverlagerung zu untersu-
chen. Grundsitzlich denkbar ist bspw. die Verlagerung der Ladevorginge
von Elektroautos und von industriellen Produktionsprozessen, implemen-
tiert wird die preiselastische Nachfrage von Energiespeichern beim Lade-
vorgang. Marktseitig bildet das Modell einen vortiglichen Spot- und ver-

IMit jeweils eigenen Agenten modelliert werden die iiberregionalen Energieversorger E.ON,
EnBW, RWE, Vattenfall und Evonik-Steag. Kraftwerkskapazititen, die im Besitz von Stadt-
werken sind oder der industriellen Eigenproduktion zugeordnet werden konnen, werden
hingegen aggregiert modelliert (zentraler Stadtwerke-Agent, zentraler Industrie-Agent).
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5.2 Uberblick iiber das Modell

schiedene Reservemirkte? ab. Die zeitliche Auflosung des Modells und
seiner Eingangsdaten betrigt 8.760 Stunden pro Jahr.

Die wichtigsten Modellergebnisse sind die stiindlichen Marktpreise der
Spotmarktauktionen, der stiindliche Einsatz von thermischen Kraftwer-
ken und Energiespeichern und die daraus resultierenden Kosten, die CO,-
Emissionen im Stromsektor sowie die Einnahmen der einzelnen Agenten,
die sich aus den Marktaktivititen ergeben.

Der Simulationsablauf eines Zeitschritts aus Sicht eines Strom handeln-
den Agenten ist in Abbildung 5.2 aufgefiihrt. Die Darstellung entspricht
dem Entwicklungsstand von PowerACE, wie er in Sensfuf3 (2008) und Ge-
noese (2010) dokumentiert ist. Im ersten Schritt erstellen die Agenten eine
Preisprognose fiir den Spotmarkt. Diese dient als Basis fiir die Gebote, die
anschlielend fiir die Spotmarktauktion abgegeben werden. Nach der Mark-
traumung ist jedem Agent die verduBlerte Strommenge und der Marktpreis
bekannt. Ein dedizierter Kraftwerkseinsatzplan wird nicht erstellt. Im Rah-
men dieser Arbeit wird das Modell an verschiedenen Stellen grundlegend
erweitert (siehe Abbildung 5.3): Es werden u. a. zuséatzliche Simulations-
schritte eingefiihrt, um technisch-wirtschaftliche Restriktionen bei der Vor-
haltung von Regelleistung und beim Einsatz von Energiespeichern sowie
von thermischen Kraftwerken abzubilden. Bestehende Simulationsschritte
werden zudem iiberarbeitet und verbessert. Die Anderungen und Neuerun-
gen werden im Abschnitt 5.5 im Detail beschrieben.

Zur Einhaltung dieser Restriktionen werden in den Schritten Prognoseer-
stellung (Spotmarkt) und Erstellung des Einsatzplans Verfahren aus der li-
nearen Optimierung in die agentenbasierte Marktsimulation integriert. Be-
vor auf die Modellierung von Mirkten und Marktteilnehmern im Detail
eingegangen wird, werden zunichst die verwendeten Optimierungsverfah-

ren mathematisch beschrieben.

2Der Begriff Reservemarkt wird in dieser Arbeit als Synonym fiir den Begriff Regelenergie-
markt verwendet. Gemeint sind damit alle Regelenergiearten, die in den Zustidndigkeitsbe-
reich der Netzbetreiber fallen, d. h. die Primir- und Sekundirregelung sowie die Minuten-
reserve.
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Abbildung 5.2: Simulationsablauf eines Zeitschritts (Stand des Modells in Sensfuf,
2008; Genoese, 2010)

Prognoseerstellung Gebotserstellung Marktraumung
(Spotmarkt) & zlbggise (Spotmarkt)
(Spotmarkt)
Preisprognose Marktprels (Spotmarkt)
(Spotmarkt) Marktvolumen je Agent
Nachfrage Anfahrkosten

EE-Erzeugung
KW-Verfiigbarkeit

Knappheitszuschlag
Opportunitatserlose

Variable Kosten

Abbildung 5.3: Simulationsablauf eines Zeitschritts (heutiger Stand des Modells)

vorta unte
Akti Akti
Prognoseerstellung Gekgt_;ebrs;el;l‘laung N Marktraumung Erstellung d.
(Spotmarkt) (Spotn?arkt) (Spotmarkt) KW-Einsatzplans

Preisprognose
(Spotmarkt)

O

Anfahrkosten
Knappheitszuschlag
Qpportunitstserldse
Marktpreis (Reservemarkt)
Marktvolumen je Agent

®© @

Marktpreis (Spotmarkt) Strommix
Marktvolumen je Agent Kosten

Nachfrage je Agent

EE-Erzeugung
KWw-Verfligbarkeit
Variable Kosten

Gebotserstellung
& -abgabe
(Reservemarkt)

: Entscheidungsregel
:] Optimierungsproblem

Marktraumung
(Reservemarkt)

5.3 Mathematische Formulierung der verwendeten
Optimierungsverfahren

Sowohl die Erstellung der Preisprognose als auch die Erstellung des Kraft-
werkseinsatzplans (KW-Einsatzplan) basiert auf der Losung des Optimie-
rungsproblems der kostenminimalen Strombereitstellung und Regelleis-
tungsvorhaltung. Bei Optimierungsproblemen dieser Art geht es darum,

eine vorhandene Strom- und Regelleistungsnachfrage mit einer gegebe-
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nen Menge an Kraftwerken und Energiespeichern und unter Beriicksich-
tigung technischer sowie wirtschaftlicher Restriktionen kostenminimal zu
decken. Zentrale Ergebnisse der Optimierung sind der tatsdchliche Finsatz
der Kraftwerke und Speicher sowie die Grenzkosten der Erzeugung. Im
Simulationsschritt, in dem die Preisprognose erstellt wird, werden diese
Grenzkosten als Prognose fiir den Spotmarktpreis interpretiert.

Die mathematische Formulierung dieses Optimierungsproblems wird im
Folgenden in zwei Schritten vorgestellt. Zunéchst wird — in Anlehnung an
Carrion und Arroyo (2006) und Ellersdorfer etal. (2008) — das Optimier-
ungsproblem der kostenminimalen Strombereitstellung beschrieben, d. h.
die Vorhaltung von Regelleistung wird zunichst nicht betrachtet. Anschlie-
Bend werden die Erweiterungen beschrieben, mit denen die Vorhaltung po-
sitiver wie negativer Regelleistung abgebildet werden kann. Haufig liegt der
Schwerpunkt von Arbeiten zu diesem Thema auf der Beschreibung des Ein-
satzes thermischer Kraftwerke (vgl. Simoglou et al., 2010; Arroyo und Co-
nejo, 2000; Sun und Ellersdorfer, 2009; Arroyo und Conejo, 2004), und der
Einsatz von Energiespeichern wird entweder vereinfacht abgebildet oder
vernachldssigt. Aus diesem Grund wird in beiden Schritten im Besonderen

auf die Modellierung von Energiespeichern eingegangen.

5.3.1 Formulierung ohne Beriicksichtigung von
Leistungsvorhaltung

Die Entscheidungsvariablen des Problems sind in Tabelle 5.1 aufgefiihrt.
Um den Kraftwerkseinsatz abzubilden, werden fiir jedes thermische Kraft-
werk und fiir jede Stunde drei Variablen benétigt. Die Erzeugungsleistung
wird als kontinuierliche Variable deklariert. Binire Variablen werden fiir
den Betriebs- und Anfahrzustand benétigt. Diese haben genau dann den
Wert eins, wenn das Kraftwerk im betrachteten Zeitschritt betrieben bzw.
angefahren wird. Fiir die Abbildung der Energiespeicher sind in dieser For-

mulierung pro Anlage und Stunde drei kontinuierliche Variablen fiir die
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Tabelle 5.1: Entscheidungsvariablen des Optimierungsproblems

Variable Einheit Typ  Beschreibung

Puwh MW kont. (Netto-)Erzeugungsleistung des
Kraftwerks fu in der Stunde &
ONgn - bindr Betriebszustand von fu in i (an / aus)
STwh - bindr Anfahrzustand von tu in h
(fahrt an / fahrt nicht an)
P;‘:]’h MW kont.  (Brutto-)Einspeicherleistung des
Energiespeichers su in der Stunde in
ON;‘:Lh - bindr Betriebszustand (Einspeich.) von su in h
ST;‘Lh - bindr  Anfahrzustand (Einspeich.) von su in &
P;‘l"h MW kont.  (Brutto-)Ausspeicherleistung von su in h
ON;’S}h - bindr Betriebszustand (Ausspeich.) von su in i
STf;“h bindr Anfahrzustand (Ausspeich.) von su in &

LVLgyh MWh,, kont. Fiillstand von su in &

Ein- und Ausspeicherleistung und den Speicherfiillstand notig sowie vier
bindre Variablen fiir die Beschreibung des Betriebs- und Anfahrzustands
(jeweils im Ein- und Ausspeichermodus). Im Folgenden werden die Ziel-
funktion und die Nebenbedingungen des Problems im Detail erldutert. Zur
besseren Ubersicht sind alle verwendeten Parameter in Tabelle 5.2 aufge-
listet.

Zu minimieren sind die Gesamtkosten® der Stromerzeugung (C%), d. h.
die Summe der Kosten iiber alle Anlagen und iiber die Zeit (siehe Glei-
chung (5.1)). Die Kosten einer thermischen Anlage fu zu einer bestimmten
Stunde /& werden mit Cf’ih bezeichnet und setzen sich aus ihren Produktions-
sowie ihren Anfahrkosten zusammen (siche Gleichung (5.2)). Sie hin-
gen von den Entscheidungsvariablen Py, und STy, ab. Sollen Teillast-
wirkungsgrade abgebildet werden, kommt eine Abhingigkeit von ONyp

hinzu.

3Betriebswirtschaftlich handelt es sich hierbei nicht um Kosten sondern um Ausgaben. In
der Energiewirtschaft ist jedoch in diesem Zusammenhang der Begriff ,,Kosten* iiblich.
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Tabelle 5.2: Parameter des Optimierungsproblems

Parameter Einheit Beschreibung

pfl‘jehl €/MWhy, Preis fiir den im Kraftwerk fu verwendeten
Energietragers in der Stunde A

ctg €/MWhy, Transportkosten des in fu verwendeten
Energietragers

Pt €/t CO,-Zertifikatspreis

65102 t/MWhg, Emissionsfaktor des in fu verwendeten
Energietrigers

ot €/MWh,, Sonstige spezifische Stromerzeugungskosten
von tu

Tt % Wirkungsgrad am max. Betriebspunkt von 7u

TN % Wirkungsgrad am min. Betriebspunkt von fu

P MW Maximaler Betriebspunkt von 7u

A+ P MW Minimaler Betriebspunkt von fu

cfl‘l!h €/MW Spezifische Anfahrkosten von tu in h

ctVl‘;“h €/MWh, Spezifische variable Kosten von tu in h
am maximalen Betriebspunkt

T h Startdauer von tu

radd - Kostenfaktor fiir den zusitzlichen Brenn—
stoffbedarf von fu
Fabr - Kostenfaktor fiir den zusitzlichen Ver-

schleil’ von fu

Yt MW, /h Maximale stiindliche Anderungsrate von tu

7off h Mindeststillstandszeit von fu

(e h Mindestbetriebszeit von fu

pin MW Maximale Netto-Einspeicherleistung des
Energiespeichers su

An . pin MW, Minimale Netto-Einspeicherleistung von su

pot MW Maximale Netto-Ausspeicherleistung von su

A pU MW, Minimale Netto-Ausspeicherleistung von su

ol €/MW,  Spezifische Anfahrkosten von su

nn % Wirkungsgrad von su beim Einspeichern

nout % Wirkungsgrad von su beim Ausspeichern

isu MWhg Maximales Speichervolumen von su

Dy MW Nachfragelast in der Stunde &
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Die Kosten fiir den Betrieb einer Speicheranlage su zum Zeitpunkt /& wer-
den mit C;ll’h bezeichnet. Sie entsprechen den Anfahrkosten, die bei jedem
Start der Anlage anfallen (siehe Gleichung (5.3)), weswegen die Kosten-
funktion eines Speichers lediglich von den Entscheidungsvariablen STiE’h
und STEEL abhingt. Variable Einsatzkosten sind vernachldssigbar, da kein
Brennstoff fiir den Betrieb eines Speichers benotigt wird.

el _ el el
o= Yy cn,+ Y. > Chy - MIN (5.1)
tu h su h
el _ var st
Ctu,h - tu,h + Ctu,h (52)
S~—— —
variable  Anfahr-
Kosten kosten
[€] [€]
el _ st _ st Ain in ~out out
Csu,h - Csu,h = Cu | Psau - STsu,h + Do - STsu,h (53)

Anfahr- [€/MWe1] [MWe: ] [-1 [MWe1] [-1
kosten
[€]

Die GroBle des ersten Summanden aus Gleichung (5.2) ist maf3geblich de-
terminiert durch den Brennstoffverbrauch der Anlage:

var _4fuel fuel tp cert CO,
tuh — ¢tu,h Ah - Puh + Cu + Py © &
———— —— S~—— S~
Brennstoffver- | Brennstoff- Transport-  Zertifikats- Emissions-
brauch in Ah preis kosten preis tor (5 4)
[MWhen] [€/Mihy] [€/Mhe]  [€/t]  [t/Mihe]
oth
+ Ctu,h
N——
sonst. variable
Kosten
[€]

Zwischen den sonstigen variablen Kosten — hierzu zihlen beispielsweise

Steuern auf die erzeugte Strommenge — und der Erzeugungsleistung Py,
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besteht ein rein linearer Zusammenhang:

coh = O AR . Py (5.5)

twh — tu

S~—— S~——
[e/Mih,1 1 g

Der Brennstoffverbrauch ist abhiingig vom Wirkungsgrad der Anlage 7jy,.
Unter der Annahme, dass dieser in allen Betriebspunkten der Anlage kon-
stant ist, verhalten sich Brennstoffverbrauch und Stromproduktion Py, j, pro-

portional zueinander:
1
fuel
gl = — . Pun (5.6)
Nt S~
S [Miler]

[ Milep
Ml

Soll das Teillastverhalten von Kraftwerken abgebildet werden, muss be-
riicksichtigt werden, dass der Wirkungsgrad nur am maximalen Anlagen-
betriebspunkt 7}y, betrdgt. In Ellersdorfer etal. (2008, S. 8f.) wird der Teil-
lastbetrieb eines Kraftwerks mit folgendem Ansatz abgebildet: Wenn 7y,
den Wirkungsgrad am niedrigsten Betriebspunkt (1, - pr) bezeichnet, so

ergibt sich fiir den Brennstoffverbrauch der folgende Ausdruck®:

1 . 7?tu_/llu'ﬁtu .

P = — Pwh
t.h l - /ltu ntu ° ntu \nl—’
[] [MW / ] [Mwel]

- ‘th

Lo (5.7)
Atu Nt — Nt N

= Pu - ONyp
- e flu —— ——

[MWe1] [-1
[-] [thh /“Wel]
Sowohl in Gleichung (5.6) als auch in Gleichung (5.7) geht die Entschei-
dungsvariable Py, j, rein linear ein. Das Optimierungsproblem bleibt daher
bei dieser Form der Beriicksichtigung von Teillastwirkungsgraden ein li-

neares Problem. Der Aspekt der Linearitét ist von besonderer Bedeutung

“Der Ausdruck gilt unter der Annahme eines linearen Zusammenhangs zwischen Wirkungs-

grad und Produktion mit den beiden Stiitzpunkten ¢{:}'§f(ﬁlu) = % und ¢{L‘;‘(ﬂw - Pw) =
Aw P
M
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fiir die Losbarkeit eines grofleren Optimierungsproblems, wie es die kos-
tenminimale Einsatzplanung aller Kraftwerke eines Landes darstellt.

Der zweite Summand aus Gleichung (5.2) ist linear mit der Entscheidungs-
variable STy, verkniipft (siche Gleichung (5.8)). Die binire Variable STy, j,
hat nur dann den Wert eins, wenn eine Anlage im Zeitschritt 4 angefahren
wird. Dies bedeutet, dass die Anfahrkosten (c{| - p,) bei jedem Anfahrvor-
gang der Anlage anfallen. Nach Genoese (2010, S. 120) setzen sich die-
se Kosten einerseits aus dem Brennstoffmehrbedarf und andererseits aus
dem zusétzlichen Verschleil der Anlage wihrend der Dauer des Anfahr-

vorgangs zusammen. Sie sind proportional zu den spezifischen variablen

var

5
Kosten Coah-

st _ st N
wh = Cun ° Pu - STwn

——
[€/Mi;] [MWer] [-]

¢ S add b N
= CtV:rh C T | fal S| Pu STwn (5-8)
—— ~_—— | —— —
[€/Mihe;]  [h] [-] [-1

Alternativ konnen die Anfahrkosten auch in Abhéngigkeit der Stillstands-
zeit (vgl. Nowak und Romisch, 2000, S. 255) oder in Abhéngigkeit ver-
schiedener thermischer Betriebszustdnde (vgl. Simoglou et al., 2010, S. 1968)
abgebildet werden. Beide Ansitze eignen sich eher fiir die Beschreibung
kleinerer Systeme, da die Anzahl der Nebenbedingungen betriichtlich® zu-
nimmt.

Damit ist die Zielfunktion des Problems (Gleichung (5.1)) vollstindig de-

finiert. Da sowohl kontinuierliche als auch ganzzahlige Variablen vorkom-

SDie spezifischen variablen Kosten entsprechen den variablen Kosten am maximalen Be-
triebspunkt dividiert durch die maximale Erzeugungsleistung und werden gemif folgender
Formel berechnet: ctvjrh = C;’i’h(Pm,h = Pu)/ P

OFiir jedes Kraftwerk und jede Stunde werden T zusiitzliche Nebenbedingungen bendtigt,
wobei T die Zeit bezeichnet, die vergehen muss, bis das Kraftwerk vollstindig abgekiihlt
ist.
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men und alle Variablen linear in die Zielfunktion eingehen, handelt es sich
um ein lineares, gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem.

Wichtigste Nebenbedingung des Problems ist die Deckung der Stromnach-
frage. Zu jeder Stunde h muss die Summe aus Erzeugungs- und Ausspei-
cherleistung grofler oder gleich der Summe aus Nachfragelast und Einspei-

cherleistung sein:

D Pun+ > (n-P) = Dy + Y P (5.9)
tu su su

Zudem gibt es eine Reihe technischer und physikalischer Restriktionen fiir
den Betrieb der thermischen Kraftwerke und der Energiespeicher, die im

Folgenden formuliert werden.

5.3.1.1 Restriktionen fiir den Betrieb von thermischen
Kraftwerken

Die Leistungsgrenzen einer Anlage konnen mithilfe der binédren Varia-
ble ONyp, die nur dann einen von Null verschiedenen Wert hat, wenn
das Kraftwerk in Betrieb ist, abgebildet werden (Minimalleistung: Unglei-
chung (5.10), Maximalleistung: Ungleichung (5.11)).

1:‘tu,h Atu’ﬁtu 'ONtu,h (510)
Pupn < Ppu - ONgp (5.11)

\%

Die Erzeugungsleistung von Kraftwerken kann von einem Zeitschritt zum
nichsten nur mit einer begrenzten Geschwindigkeit gedndert werden. Wenn
vw die maximale Lastinderungsgeschwindigkeit im Zeitintervall Ak = 1h

bezeichnet, so miissen folgende Ungleichungen erfiillt werden, um die Be-
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grenzung einzuhalten:

(AR (Pup = Pun1) = —Yu ONyn = (AR - Py - (1 — ONyp)
(5.12)

(AR (Pun = Pun1) € Y ONgpa  + (AR Py - (1 = ONpp)
(5.13)

Kraftwerke sind nicht beliebig flexibel, was die Anzahl der An- und Ab-
fahrvorginge pro Zeitintervall angeht. Einmal eingeschaltet, miissen be-
stimmte Kraftwerkstypen mindestens fiir eine gewisse Zeitspanne betrieben
werden (Mindestbetriebszeit 7y,'). Umgekehrt muss nach einem Abschalt-
vorgang eine bestimmte Zeit vergehen, ehe das Kraftwerk neu angefahren
werden kann (Mindeststillstandszeit 707). Die Ursachen hierfiir liegen in
Prozessen, die der Verbrennung vor- oder nachgelagert sind. Hierzu z&hlt
bspw. der Prozess der Rauchgaswische. Mathematisch lassen sich die Ein-
haltung der Mindestbetriebszeit durch die Ungleichungen (5.14) und die
Einhaltung der Mindeststillstandszeit durch die Ungleichungen (5.15) be-
schreiben.

h+7pt -1
DU O > (ONyp — ONypr) - o (5.14)
t=h
h+‘rff—l
(1= ONyy) > (ONeypet — ONep) - 7o (5.15)
t=h
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5.3.1.2 Restriktionen fiir den Betrieb von Energiespeichern

Die Ein- und Ausspeicherleistung einer Speichereinheit kann nur in folgen-

den Grenzen variiert werden:

pin, > an L oy (5.16)
su,h = “Fsu 77i" su,h .
su
. pn
su
P;‘Lh < UT -ON;‘Lh (5.17)
su
Poul > /loul.ﬁgllln _ONOUI (5 18)
su,h = “Fsu out su,h .
su
ﬁout
t su t
Pon < . ONGTy (5.19)

su

Ein simultanes Ein- und Ausspeichern wird mit folgender Restriktion aus-
geschlossen:
ON™ +ON™™ <1 (5.20)

u, su,h —

Notwendig fiir eine korrekte Bilanzierung der Energie zwischen zwei Zeit-

schritten mit Ak = 1h ist schlieBlich folgende Kontinuititsgleichung’:
LVLgypo1 + 77t - Pl - Ah = PO | - Ah = LVLg, (5.21)

SchlieBlich darf zu keinem Zeitpunkt der Fiillstand LVL,, das maximale

Speichervolumen isu iberschreiten oder negativ werden:
0 < LVLgyp < g (5.22)

5.3.1.3 Bestimmung der bindren Zustandsvariablen fiir
Anfahrvorgéange

Der Wert der binidren Zustandsvariable STy, ist festgelegt durch den Be-
triebszustand im aktuellen und vergangenen Zeitschritt (sieche Ungleichun-

Erforderlich fiir eine eindeutige Bestimmung ist, dass der anfingliche Fiillstand LVLg, 0
gesetzt wird.
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

gen 5.23 und 5.24). In dieser Formulierung ist STy, zudem relaxiert, so
dass sie als kontinuierliche Variable deklariert werden kann.

STwh = ONiyp — ONiy ot (5.23)
STup > 0 (5.24)

In gleicher Weise konnen die binédren Variablen STi‘:l’h und ST:S,th festgelegt

und relaxiert werden (siehe Ungleichungen (5.25) bis (5.28)). Zu beriick-
sichtigen ist, dass ein Wechsel vom Einspeicher- in den Ausspeichermodus

keinen Anfahrvorgang darstellt.

STip 2 ONGj, — ONG, , — ONOL, | (5:25)
STouh, = ONGY, — ONGY, | — ONG, (5.26)
ST, >0 (5.27)
ST > 0 (5.28)

5.3.2 Formulierung mit Beriicksichtigung von
Leistungsvorhaltung

Fiir die Beriicksichtigung von Leistungsvorhaltung miissen weitere Ent-
scheidungsvariablen definiert werden. In diesem Modellansatz wird Sekun-
dir- und Tertidrregelleistung in positiver wie negativer Richtung abgebildet.
Fiir jede dieser vier Regelleistungsarten miissen pro Kraftwerk eine und pro
Energiespeicher zwei zusitzliche Entscheidungsvariablen definiert werden.
Diese sind in Tabelle 5.3 aufgefiihrt. Die neu hinzugekommenen Parameter
sind in Tabelle 5.4 aufgelistet. Die Priqualifikationskriterien fiir die ver-
schiedenen Regelleistungsarten im europdischen Stromversorgungssystem
unterscheiden sich insbesondere hinsichtlich der erforderlichen Mindest-
aktivierungsgeschwindigkeit einer Anlage. Dies hat zur Folge, dass man-
che Regelleistungsarten nur von bestimmten Kraftwerkstypen bzw. Ener-

giespeichertechnologien vorgehalten werden konnen. Sekundirregelener-
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Tabelle 5.3: Zusitzliche Entscheidungsvariablen des Optimierungsproblems

Variable Einheit Typ  Beschreibung
P MW,  kont. Vorgehaltene pos. Sekundirregelleistung
des Kraftwerks fu in der Stunde A
L MW kont.  Vorgehaltene neg. Sekundarregelleistung
des Kraftwerks fu in der Stunde A
P:ffh MW,  kont. Vorgehaltene pos. Tertisirregelleistung
des Kraftwerks fu in der Stunde &
P{f;‘h MW,  kont. Vorgehaltene neg. Tertidrregelleistung
des Kraftwerks fu in der Stunde A
Pl‘;’;’p MW,  kont. Vorgehaltene pos. Sekundirregelleistung
des Energiespeichers su in & (Einspeich.)
P:Stl’lsrp MW,  kont. Vorgehaltene pos. Sekundirregelleistung
, des Energiespeichers su in h (Ausspeich.)
Pls?;;m MW,  kont. Vorgehaltene neg. Sekundirregelleistung
des Energiespeichers su in & (Einspeich.)
pousm MW,  kont. Vorgehaltene neg. Sekundirregelleistung
, des Energiespeichers su in h (Ausspeich.)
P'S‘:JEP MW,  kont. Vorgehaltene pos. Tertidrregelleistung
des Energiespeichers su in & (Einspeich.)
poP MW,  kont. Vorgehaltene pos. Tertiiirregelleistung
, des Energiespeichers su in h (Ausspeich.)
P‘::l‘;“ MW,  kont. Vorgehaltene neg. Tertidrregelleistung
’ des Energiespeichers su in i (Einspeich.)
Pss,tl’fm MW,  kont. Vorgehaltene neg. Tertidrregelleistung

des Energiespeichers su in h (Ausspeich.)

Tabelle 5.4: Zusitzliche Parameter des Optimierungsproblems

Parameter Einheit Name

D;rp MW Vorzuhaltende pos. SRL in &
DE}“‘ MW, Vorzuhaltende neg. SRL in &
Dhrp MW Vorzuhaltende pos. TRL in &
D" MW,  Vorzuhaltende neg. TRL in &
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gie muss innerhalb von maximal fiinf Minuten vollstindig erbracht werden
konnen. Lediglich die Anfahrzeit von Pumpspeichern liegt in diesem Be-
reich. Alle anderen Einheiten konnen nur Sekundérregelleistung vorhalten,
wenn sie bereits vor der Aktivierung gedrosselt in Betrieb waren (drehen-
de Reserve). Tertidrregelenergie muss innerhalb von maximal 15 Minuten
vollstindig erbracht werden. Technisch moglich ist dies mit Gaskraftwer-
ken sowie Pump- und Druckluftspeichern, selbst wenn sie vor der Akti-
vierung nicht in Betrieb waren. Andere Kraftwerkstypen haben hingegen
Anfahrzeiten von tiber 15 Minuten und konnen diese Art der Regelleistung
nur in Form von drehender Reserve vorhalten.

5.3.2.1 Vorhaltung positiver Tertidrregelleistung

In jeder Stunde /& muss positive Tertidrregelleistung in Hohe von Dgp vor-

gehalten werden. Beitrige hierzu leisten thermische Kraftwerke — einge-
schaltete und schnell startende ruhende Anlagen — sowie Energiespeicher
aller Art:

PRSI SEDN I U Y D

tu € {slow} tu € {fast}
Der erste Teil der Summe (slow) umfasst die Einheiten, deren Anfahrzeit
mehr als 15 Minuten betrdgt. Die in Stunde / ausgeschalteten Einheiten
(ONyn = 0) konnen demnach keinen Beitrag zur vorhaltbaren Regelleis-
tung liefern. Die maximale Menge an Regelleistung, die vorgehalten wer-

den kann, ist dann begrenzt durch:
0 <P < P Ny — P (5.30)

Der zweite Teil der Summe (fast) umfasst schnell startende Einheiten mit
einer Anfahrzeit, die maximal bei 15 Minuten liegt. Hier ist das Regelleis-
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tungsband gegeben durch:

(1 - ONtu,h) ! /llu : ﬁtu < Ptrp < ﬁtu - Ptu,h (531)

tuh —

Die restlichen Teile der Summe beschreiben den Beitrag von Energie-
speichern. Beim Einspeichern kann maximal positive Regelleistung in Ho-
he der derzeitigen Einspeicherleistung bereitgestellt werden, wobei die mi-

nimale Einspeicherleistung nicht unterschritten werden darf:

) ) ) ~in .
0<PhiP <Pl - a5 - Bt on, (532

su
Im Ausspeichermodus verhilt sich eine Speichereinheit wie ein Kraftwerk,
d. h. das Regelleistungsband ist begrenzt durch:

(1 — oNout ) . /lg):t . ﬁ(s)llllt < pOULIP ﬁout _ 77?5“ . pout (5.33)

su,h suh — Fsu su,h

5.3.2.2 Vorhaltung negativer Tertiarregelleistung

Stromerzeugende Einheiten — d. h. thermische Kraftwerke und Energie-
speicher im Ausspeichermodus — konnen negative Tertidrregellenergie nur
erbringen, indem sie ihre Produktionsleistung drosseln. Dies bedeutet, dass
die in h ausgeschalteten Einheiten (ONy,, = 0 oder ON?& = 0) keinen Bei-
trag zur Deckung des Regelleistungsbedarfs leisten konnen. Im Einspei-
chermodus konnen alle betrachteten Speichertechnologien negative Tertiér-
regelleistung vorhalten. Summiert miissen diese Beitrige mindestens D}™

ergeben:
DTRm,+ ) (Pl + P = D (534
tu su

Fiir stromerzeugende Einheiten ist das Regelleistungsband nach oben da-
durch beschrinkt, dass die Anlage von ihrem derzeitigen Betriebspunkt nur

bis zur Minimalleistung gedrosselt werden kann. Es gelten daher — analog
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zu den Ungleichungen (5.32) — folgende Einschriankungen:

0< Pgln,h < Ptu,h_ /ltu'ﬁtu 'ONlu,h (535)
0 < PO <7 - PO — A% P ONG, (5.36)

Energiespeicher im Einspeichermodus verhalten sich bei der Bereitstellung
negativer Regelleistung wie Energiespeicher im Ausspeichermodus, die po-
sitive Regelleistung vorhalten sollen (vgl. Ungleichungen (5.33)):

Ain Ain

i i Psu in, t; Psu i
(1-omy,)- a5 <P < TR -PL, (6537)
su su

5.3.2.3 Zusiétzliche Vorhaltung positiver
Sekundarregelleistung

Die fiir Tertidrregelung genannten Restriktionen gelten in dhnlicher Form
auch fiir die Sekundirreserve. Anderungen ergeben sich insbesondere bei
der Vorhaltung positiver Regelleistung durch thermische Kraftwerke. Die
hoheren Anforderungen an die Anfahrzeit schlieen einen Beitrag von aus-
geschalteten Einheiten unabhingig davon aus, welcher Technologieklasse
sie angehoren. Zudem muss beriicksichtigt werden, dass sich der Beitrag
einer einzelnen Anlage auf Sekundir- und Tertidrregelleistung aufteilen
kann.

Thermische Einheiten leisten zur Sekundérregelleistung nur einen Beitrag
als drehende Reserve. Dies gilt auch fiir Energiespeichertechnologien im
Ausspeichermodus, die Anfahrzeiten iiber fiinf Minuten aufweisen. Hierzu
gehoren bspw. Druckluftspeicher aber nicht Pumpspeicherkraftwerke. Im
Einspeichermodus ist die Vorhaltung positiver Regelleistung ohnehin nur
in Form von drehender Reserve moglich.
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Die Summe aller Beitrdge kann gemif} folgendem Ausdruck dargestellt
werden und muss gleich der vorzuhaltenden Regelleistung sein.

YL Y EmTe Y RmT YRR oOP 639
w su € {slow} su € {fast} su

Fiir thermische Kraftwerke ist ein Beitrag zur Sekundirregelleistung von
ausgeschalteten Einheiten ausgeschlossen (siehe Ungleichungen (5.39)).
Abhingig von ihrer Anfahrzeit (groler oder kleiner 15 Minuten) gelten fiir
die Summe aus bereitgestellter Sekundir- und Tertidrregelleistung die be-
kannten Begrenzungen (Ungleichungen (5.40) und (5.41)).

0<Ph < P - ONyp (5.39)
(1= ONwp) - Aw - P <Py + Pl < pu— Pup (5.40)
0 <P + Pl < P ONup — P (5.41)

Im Ausspeichermodus verhalten sich Energiespeicher mit Anfahrzeiten
grofler 5 aber kleiner 15 Minuten dhnlich zu Gaskraftwerken. Thre Beitri-
ge sind gemil der Ungleichungen (5.42) und (5.43) begrenzt. Bei schnell
startenden Speichertechnologien (Pumpspeicher, elektrochemische Batte-
riespeicher) entfillt die erste Nebenbedingung.

0<Puy? < Pt N, (5.42)
(11— ONGy) - A%t PG < PR + PO < R - PR, (5.43)

Im Einspeichermodus sind gegeniiber der Tertidrregelleistung keine zusitz-
lichen Nebenbedingungen zu definieren, da diese Regelleistung nur in Form
von drehender Reserve bereitgestellt werden kann:

ﬁ_;?l . ONin

in su,h
su

in,srp in,trp in _ 3in .
0 < Psu,h +Psu,h < 1:)su,h /lsu

(5.44)
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5.3.2.4 Zusatzliche Vorhaltung negativer
Sekundarregelleistung

Die Nebenbedingungen fiir die Vorhaltung von negativer Tertidrregelleis-
tung miissen nur leicht angepasst werden, damit sie auf die Sekundérre-
gelleistung iibertragen werden konnen. Auf Seiten der stromerzeugenden
Einheiten gibt es keine Anderungen, da in diesen Fillen ohnehin nur auf
drehende Reserve zuriickgegriffen werden kann, so dass die hoheren An-
forderungen beziiglich der Anfahrzeit keine Rolle spielen. Lediglich die
Menge der zugelassenen Kraftwerkstechnologien verringert sich, da hthere
Lastdnderungsgeschwindigkeiten notig sind. Auschgeschlossen sind insbe-
sondere dltere Braunkohletechnologien. Bei Energiespeichern im Einspei-
chermodus muss hingegen differenziert werden zwischen den Technologi-
en mit Anfahrzeiten von maximal fiinf Minuten und den restlichen Tech-
nologien.

Einen Beitrag zur Vorhaltung negativer Sekundirregelleistung leisten dem-
nach folgende Terme, die aufsummiert die nachgefragte Regelleistung er-

geben miissen:
DR YR N Py N P (545)
tu su su € {slow} tu € {fast}

Fiir die einzelnen Beitrdge der stromerzeugenden Einheiten gelten folgende

Beschridnkungen:
S t A
0< P;Th +Ptf11?h < Ptu,h - /ltu *Pu ONlu,h (546)
out,srn out,trn out out out aout out
0< l:’su,h +Psu,h < lDsu,h - /lsu “Nsu " Psu - ONsu,h (5.47)

Die moglichen Beitrdge von Energiespeichern im Einspeichermodus hin-
gen von der Schnelligkeit des Anfahrvorgangs ab. Wenn dieser weniger
als fiinf Minuten andauert, gelten fiir die Summe aus Sekundir- und Ter-

tidrregelleistung die lediglich die Einschrinkungen aus den Ungleichun-
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gen (5.49). Ubersteigt die Dauer des Einschaltvorgangs fiinf Minuten®,
muss zusitzlich die Nebenbedingung aus Ungleichung (5.48) erfiillt wer-

den.
in,srn ﬁglll in
0 < pinar <O, (5.48)
su
ﬁin . . ﬁin
in in su in,srn in,trn su in
(1 - ONsu,h) A 777 < Psu,h + l:’su,h = 777 - Psu,h (5.49)
su su

5.4 Modellierung der Markte

5.4.1 Spotmarkt

Der Spotmarkt ist der zentrale Marktplatz fiir Stromhandelsaktivititen in
Deutschland (vgl. Abschnitt 2.2.1). Taglich werden zweiseitige, geschlos-
sene Auktionen fiir Stromlieferungen am Folgetag durchgefiihrt, in denen
Kontrakte fiir einzelne Stunden gehandelt werden. Anbieter und Nachfra-
ger geben Gebote fiir die einzelnen Stunden des Folgetags ab, wobei ein
Gebot Informationen iiber die zu verkaufende bzw. die zu kaufende Menge
sowie den Preis pro Mengeneinheit enthilt. Im Modell ist pro Gebot eine
Mindestmenge in Hohe von einer Megawattstunde festgelegt, das Gebot-
sinkrement betrigt ebenfalls eine Megawattstunde. Der stiindliche Markt-
preis bestimmt sich dann aus dem Schnittpunkt der aggregierten Angebots-
und Nachfragekurve. Es handelt sich — wie bei der Stromborse EEX bzw.
EPEX Spot — um eine Einheitspreisauktion, d. h. nur dieser Marktpreis und
nicht der Gebotspreis ist fiir die Zahlungsfliisse nach der Marktrdumung re-
levant. Gegeniiber fritheren Modellversionen (vgl. Sensfuf, 2008, S. 80 und
Genoese, 2010, S. 114 f.) wird in diesem Modellansatz unterschieden zwi-
schen den Auktionsgeboten der Nachfrager und denen der Anbieter. Dies

ist notwendig, um preislimitierte Nachfragegebote zu erstellen, wie sie zum

8Fiir Technologien mit Anfahrdauern groBer 15 Minuten miissten die Nebenbedingungen
umformuliert werden (vergleichbar zu den Ungleichungen (5.30)). Dieser Fall hat jedoch
keine praktische Relevanz, da alle betrachteten Energiespeichertechnologien nach maximal
15 Minuten Anfahrzeit voll verfiigbar sind.
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Beispiel fiir die Vermarktung der Einspeicherleistung von Energiespeichern
oder von verlagerbarer Last notwendig sind. Ein Gebot eines Nachfragers
reprasentiert die Bereitschaft, bis zu einem Preis p eine Menge q zu erwer-
ben. Hingegen représentiert ein Gebot eines Anbieters die Bereitschaft, ab
einem Preis p eine Menge ¢ zu produzieren.

Die Gebote eines Nachfrageagenten i zur Stunde & — sogenannte bids —

lassen sich als eine Menge von Preis-Volumen Tupeln auf folgende Weise

darstellen:
bid " = {(pPis-aii1) - (PP @) (5.50)

mit:

bid Gebot eines Nachfragers

i Agent

h Stunde

pbid Preis, bis zu dem der Nachfrager Elektrizitit erwerben wiirde

g’ Volumen des Gebots

n:=nd e N Anzahl der Tupel fiir Agent i in der Stunde A

ih

Entsprechend gilt fiir die Gebote eines Anbieters i zur Stunde %, den soge-

nannten asks:

sk = (Pt atih) o (P i)} (5:51)
mit
ask Gebot eines Anbieters
i Agent
h Stunde
Pk Preis, ab dem der Anbieter Elektrizitat produziert wiirde
g~k Volumen des Gebots

m := m®* € N Anzahl der Tupel fiir Agent i in der Stunde &
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In dieser Formulierung sind sowohl in Gleichung (5.50) als auch in Glei-
chung (5.51) alle Gebotsvolumina positiv. Nachdem alle Héndler ihre Ge-
bote abgegeben haben, werden diese so aggregiert, dass fiir jede Stunde
eine Menge bid™ und eine Menge ask;™ vorliegt. AnschlieBend wer-
den diese sortiert, wobei Gebote der Nachfrager nach absteigendem Preis
geordnet werden’ und Gebote der Anbieter nach aufsteigendem Preis'”.
Die so geordneten Mengen lassen sich gemif3 der Gleichungen (5.52) und
(5.53) darstellen.

bid?™ = {(phd, gt) . .. (PR, 28) . e (PR 428 )} (5.52)
ask?” = (Pt i) o (N 0 o (X)) 55D

mit:
U:= U= Z nibihd Gesamtanzahl der Tupel (Gebote der Nachfrager)

V= Vf‘fk— Z maSk Gesamtanzahl der Tupel (Gebote der Anbieter)

Der Einheitspreis P, wird gebildet durch den Schnittpunkt von Angebots-
und Nachfragekurve (siehe Gleichung (5.54)):

Py = max (pa“k | PRy < P A Z gy > 3] (5.54)

\”/ev

Das zu diesem Preis gehandelte Volumen Qy, wird dann gemif3 Gleichung (5.55)

0y = min (Z ans, Z q“s“] (5.55)
u=1

bestimmt:

9Die vollstindige Ordnungsregel fiir bids lautet: (p,q) < (5.§) @ p>pV(p=pAg>§)
19Dje vollstindige Ordnungsregel fiir asks lautet: (p,q) < (5,§) @ p<pV (P =pAqg<q)

117



5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

mit:
i Index des marginalen Nachfragergebots
¥ Index des marginalen Anbietergebots

Ein Einheitspreis kann nicht bestimmt werden, wenn ein Angebotsiiber-
hang (maximale Nachfrage ist geringer als unlimitiertes Angebot) oder ein
Nachfrageiiberhang (maximales Angebot ist grofer als unlimitierte Nach-
frage) vorliegt. In diesem Fall erfolgt eine Zuteilung pro rata (vgl. Grimm
etal., 2008Db).

5.4.2 Reservemarkte

Bei den Reservemirkten treten die Netzbetreiber als einzige Nachfrager
auf, die ihren Regelleistungsbedarf vollstindig tiber den Markt decken miis-
sen. Es handelt sich um eine einseitige, geschlossene Auktion. Gehandelt
wird im Gegensatz zum Spotmarkt nicht Elektrizitit sondern die vorzu-
haltende Leistung, wobei der Netzbetreiber diese im Bedarfsfall aktivieren
kann. Im Folgenden wird der Markt fiir positive und negative Minutenre-
serve beschrieben. Die Marktregeln gelten analog fiir Primér- und Sekun-
dirregelung, lediglich die Periodizitit und zeitliche Aufteilung der Tage in
Blocke variieren (vgl. Abschnitt 2.2.1.4).

Am Markt fiir Minutenreserve werden Blockkontrakte fiir sechs Zeitschei-
ben & vier Stunden (von 00:00 bis 04:00 Uhr, von 04:00 bis 08:00 Uhr usw.)
gehandelt. Die Auktion findet tdglich statt, und zwar vor der Spotmarktauk-
tion. Die Gebote bestehen aus einem Tripel aus Leistungspreis, Arbeitspreis
und Volumen. Die Mindestangebotsgrofle und das Angebotsinkrement be-
tragen im Modell jeweils ein Megawatt.

Fiir die Auktion der positiven Minutenreserve lassen sich die Gebote eines

Agenten i fiir eine Zeitscheibe z auf folgende Weise darstellen:

s qtrp _ trp,cp __trp.el trp,cp __trp.el
bldi’z = {(pi,z,l »Pigno qi,z,l) ERRt (pi,z,n »Piyn 2 Gizn (5.56)
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mit:
bid Gebot
i Agent
z Zeitscheibe
plep Leistungspreis (€/MW)
ptoel Arbeitspreis (€/MWh)
q Volumen des Gebots (MW)

n:= ni‘"p € N Anzahl der Tripel fiir Agent i in der Zeitscheibe z

VA
Nach dem Ende der Auktion werden die Gebote aggregiert und nach auf-
steigendem Leistungspreis sortiert!!.
- 4t trp, trp,el trp, trp,el
bldzrp = {(pzili cp7 pZI:Iie > qZ,l) 9 e (pzl:ll)lcp’ pZTle ’ qZ,u) 9 ey

(5.57)
(P22, PR, gu))

mit:

U:=U’= Z n'®  Gesamtanzahl der Tripel in der Zeitscheibe z
Das letzte Angebot, das fiir die Deckung des Regelleistungsbedarfs not-
wendig ist, bestimmt den Einheitspreis. Dies ldsst sich mathematisch wie
folgt formulieren:

i
trp,cp _ - trp,cp trp
P, =min| p, | E qzu 2 D, (5.58)
ieU ’ 1
u=

TBei der Angebotsauswahl spielt der Arbeitspreis keine Rolle. Die vollstindige Ordnungsre-
gel lautet: (pP, q) < (pP,3) & pP < pPV (pP = pP Ag <)
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mit:
pUPep Einheitspreis (€/MW)
0 :=u(P;) Index des marginalen Gebots
th'p Regelleistungsbedarf in der Zeitscheibe z (MW)

5.5 Modellierung der Marktteilnehmer

Wie in Abbildung 5.3 gezeigt, durchlaufen die Agenten in der Simulation
tiaglich folgende Schritte:

e Prognoseerstellung fiir den Spotmarkt

e Gebotserstellung und -abgabe fiir die Reservemirkte
o Gebotserstellung und -abgabe fiir den Spotmarkt

e Erstellung des Einsatzplans

Agenten mit thermischen Kraftwerken in ihrem Erzeugungsportfolio miis-
sen zudem téglich ihre Liste verfiigbarer Einheiten anpassen. In den kom-
menden Abschnitten werden diese Schritte und die Entscheidungsregeln

dieser Schritte erldutert.

5.5.1 Bestimmung nichtverfiigbarer Kraftwerke

Die verfiigbare Leistung von Kraftwerken ist im Modell eine stochasti-
sche GroBe und wird ,,durch Ziehung einer gleichverteilten Zufallsvariable
bestimmt“ (siehe Genoese, 2010, S. 118). Die Daten zur durchschnittli-
chen Verfiigbarkeit der modellierten Kraftwerkstechnologien befinden sich
im Anhang in Tabelle A.1. Der Netzbetreiber-Agent und die Nachfrage-
Agenten iiberspringen diesen Simulationsschritt, da sie keine (steuerbaren)
Erzeugungskapazititen besitzen. Bei der Simulation historischer Jahre wer-
den zusitzlich monatliche Verfiigbarkeiten fiir Kernkraftwerke verwendet,
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5.5 Modellierung der Marktteilnehmer

da deren verfiigbare Leistung starken Schwankungen unterliegt, die nicht
ausschlieBlich technische Griinde haben. Diese Daten werden monatlich
vom Statistischen Bundesamt ver6ffentlicht (siehe Leschke, 2012).

5.5.2 Prognoseerstellung (Spotmarkt)

Dieser Simulationsschritt wird von allen Agenten durchgefiihrt, die preis-
limitierte Anbietergebote fiir den Spotmarkt oder die Reservemirkte er-
stellen. In der derzeitigen Modellversion sind dies die Energieversorger-
Agenten.

Die Preisprognose fiir den Spotmarkt ist eine wichtige Voraussetzung fiir
die Bestimmung der Preislimits in den Geboten fiir Spot- und Reserve-
marktauktionen. In fritheren Modellversionen wurde ,,die Preisprognose (..)
als Schnittpunkt der Merit-Order-Kurve und der thermischen Restlast reali-
siert” (sieche Genoese, 2010, S. 119). Im Rahmen dieser Arbeit wird dieser
Modellteil grundlegend neu entwickelt. Um wirtschaftlich-technische Re-
striktionen bereits bei der Prognoseerstellung zu beriicksichtigen, wird der
prognostizierte, stiindliche Spotmarktpreis aus den Grenzkosten der Erzeu-
gung (vgl. Ungleichung (5.9)) des in Kapitel 5.3 beschriebenen Optimie-
rungsproblems bestimmt, wobei dem Optimierungsproblem als Nachfrage-
last Dy, die residuale Last (Systemlast abziiglich vorrangiger Einspeisung
aus erneuerbaren Energiequellen) libergeben wird. Der zeitliche Horizont
der Optimierung betriigt 30 Stunden'?. Es handelt sich um eine Gesamtop-
timierung iiber die Kraftwerke und Energiespeicher aller Agenten.
Unsicherheiten bei der Last- und Windprognose werden dabei nicht beriick-
sichtigt, da hier die verfiigbare Datenlage unvollstindig ist. Unsicherhei-

ten auf der Stromangebotsseite der konventionellen Erzeuger — d. h. Kraft-

12Benctigt fiir die folgenden Simulationsschritte werden lediglich die Ergebnisse der
ersten 24 Stunden. Um die Auswirkungen der intertemporalen Restriktionen wie
Mindeststillstands- und Mindestlaufzeit korrekt abzubilden, wird mit einem erweiterten
(rollierenden) Horizont gerechnet. Die Ergebnisse der Stunden 25 bis 30 setzen dann die
Startwerte fiir die Optimierung des Folgetags. Zudem beeinflussen sie die Ergebnisse der
Stunden 19 bis 24.
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werksausfille und die Nichtverfiigbarkeit von Kraftwerken — werden hinge-
gen abgebildet. Da den Agenten die tatsidchliche Verfiigbarkeit eines Kraft-
werks seiner Wettbewerber unbekannt ist, wird die Optimierung mit einem
durchschnittlichen Verfiigbarkeitsfaktor fiir die einzelnen Kraftwerksklas-
sen durchgefiihrt. Das Teillastverhalten und die begrenzte Lastinderungs-
geschwindigkeit findet keine Beriicksichtigung im Optimierungsproblem,
da diese Art von Informationen nicht 6ffentlich zugénglich ist. Insgesamt
fiihren diese Annahmen dazu, dass die Prognose eine Unterschitzung des

tatsdchlichen Preises darstellt.

5.5.3 Gebotserstellung und -abgabe (Reservemarkte)

Im Modell konnen Energieversorger-Agenten Gebote fiir alle Kraftwerks-
und Speichereinheiten abgeben, sofern diese Einheiten die Praqualifikati-
onskriterien erfiillen. EEG-Anlagen, deren Strom vom Netzbetreiber ver-
marktet wird, sind nach heutiger Gesetzeslage nicht fiir die Reservemirkte
zugelassen. In der Simulation gibt der Netzbetreiber-Agent, der fiir die Ver-
marktung von Strom aus erneuerbaren Quellen zustindig ist, daher keine
Gebote fiir die Reservemairkte ab. Auch die Nachfrage-Agenten beteiligen
sich in der verwendeten Modellversion nicht an den Regelleistungsauktio-

nen.

5.5.3.1 Gebote fiir thermische Kraftwerke

Bei den Mirkten fiir positive Regelleistung wird der Gebotspreis mittels
eines Opportunititskostenansatzes gebildet. Da die Leistung, die in Reser-
vemirkten vermarktet worden ist, nicht fiir Spotmarkt zur Verfiigung steht
und die Auktion fiir Tertidrregelleistung tiglich vor der Spotmarkt-Auktion

stattfindet, ergeben sich die Opportunititskosten aus den (erwarteten) ent-
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gangenen Spotmarkt-Gewinnen. Diese werden fiir jedes thermische Kraft-
werk und fiir jede Stunde wie folgt berechnet:

OC;™ = max (0, MCP{"" — MC,,) - _Ah (5.59)
=1h

mit:

oC™®

htu Opportunititskosten des Kraftwerks fu

in der Stunde 1 (€/MW)
MCP;p oLfe Prognostizierter Spotmarktpreis in der Stunde 7 (€/MWh)
MGy Grenzkosten des Kraftwerks fu in der Stunde 4 (€/MWh)

Der prognostizierte Spotmarktpreis ist das Ergebnis der Gesamtoptimie-
rung (siehe Abschnitt 5.5.2). Auf die Berechnung der Grenzkosten thermi-
scher Einheiten wird in Abschnitt 5.5.4 niher eingegangen (siche bspw.
Gleichung (5.65)). Ubersteigen die Grenzkosten den erwarteten Markt-
preis, wird OCL':‘:L‘ auf 0 gesetzt. Da eine Zeitscheibe in der Auktion fiir

Tertidrregelleistung mehrere Stunden umfasst, miissen die Stunden entspre-

chend zusammengefasst werden, um die Opportunititskosten OCteru fiir
die gesamte Zeitscheibe zu berechnen'?. Fiir jedes verfiigbare thermische
Kraftwerk und jede Zeitscheibe gibt der zustidndige Agent anschliefend

folgendes Gebot ab (vgl. Gleichung (5.56)):

bid;?, = (pyh® = OC;%, v = Puu) (5.60)
mit:
OC,?  Opportunititskosten des Kraftwerks fu

in der Zeitscheibe z (€/MW)
Pt Netto-Leistung des Kraftwerks tu (MW)

B3Fiir z = 0 gilt bspw.: OC,T = i3, OCy™

h,tu
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Im negativen Regelleistungsmarkt spielen Opportunititskosten fiir die Be-
stimmung eines Preislimits keine Rolle. Direkte Kosten entstehen, wenn
negative Regelleistung bereitgehalten wird und gleichzeitig die variablen
Erzeugungskosten iiber dem prognostizierten Spotmarktpreis liegen. Diese

Kosten berechnen sich gemif} Gleichung (5.61).

SC™ = max (0, MC — MCP) - AR (5.61)
=1h
mit:
SC:‘:u Kosten des Kraftwerks fu in der Stunde / fiir die Vor-

haltung neg. Regelleistung (drehende Reserve) (€/MW)
MGy Grenzkosten des Kraftwerks ru in der Stunde & (€/MWh)
MCP;'D(”’fC Prognostizierter Spotmarktpreis fiir die Stunde & (€/MWh)

Diese stiindlichen Kosten miissen auf eine Zeitscheibe aggregiert werden
und sind dann die Grundlage fiir das abzugebende Gebot (siehe Glei-
chung (5.62)). Zu beriicksichtigen ist, dass die Kraftwerksleistung nur bis
zur minimalen Leistung heruntergefahren werden soll, um eine Komplett-

abschaltung zu verhindern.

bidyh, = (Prm” = SChtus @z = Pu = Puu) (5.62)
mit:
SCE‘EU Kosten des Kraftwerks tu in der Zeitscheibe z fiir die Vor-
haltung neg. Regelleistung (drehende Reserve) (€/MW)
P minimale Leistung des Kraftwerks tu (MW)
P maximale Leistung des Kraftwerks ru (MW)

Sowohl fiir den positiven als auch den negativen Regelleistungsmarkt gilt:

Fiir nicht verfiigbare Kraftwerke werden keine Gebote abgegeben.
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5.5.3.2 Gebote fiir Energiespeicher

Bei Energiespeichern berechnen sich die Opportunititskosten rein aus den
entgangenen Gewinnen d. h. den erwarteten Marktpreisen'#, da im Gegen-
satz zum thermischen Kraftwerk keine kurzfristigen variablen Kosten beim
Betrieb des Speichers anfallen (vgl. auch Abschnitt 5.5.4.2, Gebote fiir En-
ergiespeicher). Somit gibt der Energieversorger-Agent im Falle eines Ener-
giespeichers folgendes Gebot ab:

bid}%, = (pi%” = OCLR,. qusu = PO) (5.63)
mit:

OC;?,  Opportunititskosten des Speichers su
in der Zeitscheibe z (€/MW)
pout Netto-Ausspeicher-Leistung des Speichers su (MW)

5.5.3.3 Betrachtete Markte

Simuliert werden ein positiver und ein negativer Reservemarkt fiir die Vor-
haltung von Tertidrregelleistung. Fiir Sekundérregelleistung (SRL) wird im
Modell keine Auktion durchgefiihrt, da SRL fiir einen Monat bzw. eine
Woche im Voraus versteigert wird. Wegen des Opportunititskostenansat-
zes bei der Berechnung der Preislimits fiir positive Regelleistung wiirden
dann Wochen- bzw. Monatsprognosen fiir die Spotmarktpreise benotigt.
Dies wirkt sich stark auf die Rechenzeit des Modells aus. Um dennoch
die Kosten und den Einfluss der vorzuhaltenden Leistung abzubilden, muss
jeder Energieversorger-Agent eine gewisse Menge an SRL vorhalten'”. Da-
durch, dass die vorzuhaltende SRL im Kraftwerkseinsatzproblem bertick-

sichtigt ist, werden die Kosten fiir die Vorhaltung und der Einfluss auf den

Fiir z = 0 gilt bspw.: OC:SO W= MCP;pm’fC

5Der vorzuhaltende SRL-Anteil entspricht dem Anteil der eigenen Kraftwerksleistung an der
gesamten Kraftwerksleistung.

125



5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Kraftwerkseinsatz korrekt abgebildet. Das Fehlen eines SRL-Markts beein-
flusst lediglich die Hohe der Erlose.

5.5.4 Gebotserstellung und -abgabe (Spotmarkt)

Dieser Simulationsschritt wird von allen Agenten durchgefiihrt, da der
Spotmarkt der zentrale Handelsplatz im Modell ist.

5.5.4.1 Netzbetreiber-Agent

Fiir Strom aus erneuerbaren Energiequellen, der nach EEG vergiitet wird,
gilt fiir die Vermarktung gemifl AusglMechV und AusglMechAYV, dass der
Netzbetreiber die gesamte (erwartete) Stromproduktion aus EEG-Anlagen
preisunlimitiert am Spotmarkt verdufern muss (vgl. Abschnitt 2.2.2). Im
Modell gibt der Netzbetreiber-Agent fiir jede Stunde Gebote der folgenden
Form (vgl. Gleichung (5.51)) ab:

ask;™* = (pi* = 150 €/ MWh, g, = W) (5.64)

mit:

WEES  Erzeugte Strommenge aus EEG-Anlagen in der Stunde A (MWh)

Im Modell entspricht —150 €/MWh dem Minimalpreis der Spotmarktauk-
tion, so dass die Vermarktung dieser Strommenge gewihrleistet ist, sofern
in dieser Stunde kein Angebotsiiberhang besteht. Im deutschen Marktge-
biet der Strombdrse EPEX Spot betrigt der Minimalpreis -3.000 €/MWh.
Allerdings wird eine zweite Auktion angesetzt, wenn der Marktraumungs-
preis unterhalb von -150 €/MWh liegt. Seit der Einfiihrung dieser Regelung
wurden keine Preise unterhalb von -150 €/MWh mehr beobachtet.
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5.5.4.2 Energieversorger-Agenten

Die Energieversorger-Agenten agieren mit ihren Kraftwerken als reine An-
bieter, mit ihren Energiespeichern hingegen sowohl als Anbieter als auch

als Nachfrager.
5.5.4.2.1 Gebote fiir thermische Kraftwerke

Fiir nicht verfiigbare Kraftwerke oder fiir Kraftwerke, deren Kapazitit be-
reits in den Reservemirkten gebunden ist, werden keine Gebote fiir die
Teilnahme am Spotmarkt abgegeben. Bei den restlichen Kraftwerken basie-
ren die Gebotspreise auf den variablen Kosten des jeweiligen Kraftwerks.
Diese setzen sich zusammen aus den Kosten fiir den verwendeten Energie-
trager, den Kosten fiir den Erwerb von CO,-Emissionsberechtigungen und

den sonstigen variablen Kosten'®:

1 :
= (P + b+ prer - 0% + e (5.65)
Ntu
Sofern der erwartete Spotmarktpreis iiber diesen variablen Kosten liegt,

wird folgendes Gebot abgegeben:
askyhe' = (i = itk @ = Pu) (5.66)

Abweichungen hiervon sind in drei Fillen moglich:

e Es wird erwartet, dass das Kraftwerk innerhalb des Tages nur fiir
einen zusammenhingenden Zeitraum von wenigen Stunden einge-
lastet wird und ansonsten nicht betrieben wird (sieche Abbildung 5.4,
oben). In diesem Fall werden die (erwarteten) anfallenden Anfahr-
kosten eingepreist. Dies geschieht typischerweise bei Mittel- und
Spitzenlastkraftwerken.

16Dje verwendeten Parameter sind in Tabelle 5.2 definiert.
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e Es wird erwartet, dass das Kraftwerk innerhalb des Tages fiir einen
zusammenhidngenden Zeitraum von wenigen Stunden abgeschaltet
werden muss, weil der erwartete Spotmarktpreis unter den varia-
blen Kosten liegt (sieche Abbildung 5.4, Mitte). In diesem Fall wird
der Gebotspreis um die (erwarteten) Wiederanfahrkosten abgesenkt,
d. h. die Opportunititserlose werden eingepreist. Dies geschieht ty-

pischerweise bei Grundlastkraftwerken.

e Es wird erwartet, dass das Kraftwerk innerhalb des Tages nicht lau-
fen wird (siehe Abbildung 5.4, unten). Es dennoch moglich ist, dass
das Gebot zum Zuge kommt — insbesondere wenn keine Anfahr-
kosten eingepreist werden, da die Gebotspreise fiir Kraftwerke aus
Fall 1 wegen der eingepreisten Anfahrkosten dann hoher ausfallen
konnen und sich somit die Einsatzreihenfolge dndert. Um negative
Deckungsbeitrige zu vermeiden, werden im Mittel anfallende An-
fahrkosten eingepreist. Dieser Fall tritt typischerweise bei dlteren

Spitzenlastkraftwerken auf.

Grundsitzlich berechnen sich die Anfahrkosten eines Kraftwerks geméB

folgender Gleichung!’:
cin = o T (N ) (5.67)

Ex ante sind die tatsdchlich anfallenden Anfahrkosten unbekannt. Jedoch
ist es moglich, die anfallenden Anfahrkosten mithilfe der Preisprognose fiir
den Spotmarkt zu schitzen. Fiir den ersten Fall muss zunéchst die Anzahl
zusammenhidngender Stunden nach einem (erwarteten) Anfahrvorgang, in
denen das Kraftwerk betrieben werden kann, bestimmt werden. Ein 6ko-
nomisch vorteilhafter Betrieb ist gegeben, wenn ein positiver Deckungs-
beitrag erwirtschaftet werden kann, d. h. wenn der prognostizierte Spot-

marktpreis liber den variablen Kosten liegt. Die angefallenen Anfahrkosten

"Die verwendeten Parameter sind in Tabelle 5.2 definiert.
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werden anschlieBend auf diese erwarteten Betriebsstunden verteilt, so dass

folgendes Gebot abgegeben wird:

st

C

spot __ | _ask _ var tu,h N

aSkh,tu - ( hitu — Ctu,h + run” dh = P (568)
tu

mit:

" Zusammenhédngender Zeitraum,

in dem das Kraftwerk eingesetzt wird (h)

Statt einer gleichméBigen Verteilung der angefallenen Anfahrkosten auf
den Zeitraum 7" ist auch eine Gewichtung anhand der erwarteten Spot-
marktpreise moglich. Das Preislimit und die Gewichtungsfaktoren werden
gemdl den Gleichungen (5.69) und (5.70) berechnet. In den nachfolgen-
den Analysen wird stets mit der preisgewichteten Verteilung gerechnet, der
Effekt dieser veranderten Entscheidungsregel wird in Abschnitt 5.8.4 quan-

tifiziert.
sk s
P = ConFWh-Cup - Ah (5.69)
= 1h
spot,f
MCP;pO ¢
Uh = ZH’+T{“J‘" MCPspot,fc (570)
h=h’ h
mit:
Wh Gewichtungsfaktor
n Stunde, in der das Kraftwerk angefahren wird

h’ + 7fun Stunde, in der das Kraftwerk wieder heruntergefahren wird
MCP;p oLfe Prognostizierter Spotmarktpreis in der Stunde 7 (€/MWh)

Im zweiten Fall muss die Anzahl zusammenhingender Stunden von einem

(erwarteten) Abschaltvorgang bis zum (erwarteten) Wiederanfahrvorgang
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Abbildung 5.4: Verteilung der Anfahrkosten bei gegebener Preisprognose in Ab-
hingigkeit der variablen Kosten
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bestimmt werden, d. h. das Zeitintervall, in dem der prognostizierte Spot-
marktpreis unter den variablen Kosten liegt. Wird nach dem Abschaltvor-
gang kein Wiederanfahrvorgang erwartet, so wird fiir diesen Zeitraum ein
Gebot gemill den Regeln des dritten Falls platziert. Beachtet wird in der
neuen Modellversion die Mindeststillstandszeit eines Kraftwerks, d. h. erst
nach Ablauf dieser Zeit werden Gebote fiir die Folgestunden platziert. Die-
se Verdnderung hat Auswirkungen auf die resultierenden Spotmarktpreise;
der Effekt wird ebenfalls in Abschnitt 5.8.4 quantifiziert.

Das Preislimit des Gebots wird dann um die vermeidbaren Anfahrkosten
abgesenkt, und zwar verteilt auf die Stunden dieses Zeitintervalls, so dass

sich folgendes Gebot ergibt:

st
c
spot __ ask __var tu,h _ A
askh,tu - (ph,tu = Cuh ™ “down’dh = pm] 5.71)
Ttu
mit:
Tﬁf’“’“ Zeitintervall, in dem das Kraftwerk

abgeschaltet werden miisste (h)

130



5.5 Modellierung der Marktteilnehmer

Analog zum ersten Fall wird diese Entscheidungsregel gegeniiber der ur-
spriinglichen Modellversion so angepasst, dass die Anfahrkosten preisge-
wichtet verteilt werden (siehe Gleichungen (5.69) und (5.70)).

Im dritten Fall verlduft die Gebotserstellung dhnlich wie im ersten Fall
mit dem Unterschied, dass kein zusammenhidngender Zeitraum, in dem
das Kraftwerk betrieben wird, bestimmt werden kann. Daher ist pro Kraft-
werkstechnologie in der Datenbank eine mittlere Laufzeit nach einem An-
fahrvorgang hinterlegt. Der Gebotspreis wird dann angehoben um die auf

diese Laufzeit verteilten Anfahrkosten, so dass sich folgendes Gebot ergibt:

st
c
spot _ | ask _ var tw,h _ oA
aSkh,tu - ( h,tu — ctu,h + —mn > dh = ptu) (572)
Tt
mit:
7" Mittlerer Zeitraum, in dem ein Kraftwerk

diesen Typs eingesetzt wird (h)

5.5.4.2.2 Gebote fiir Energiespeicher

Fiir Energiespeicher lassen sich keine variablen Kosten in der Grof3enord-
nung von denen thermischer Kraftwerke bestimmen, da hier kein Energie-
triger zur Elektrizitdtsgewinnung verbraucht wird sondern lediglich die zu-
vor eingespeicherte Strommenge wieder ausgespeichert wird. Zwar konnen
die beim Pumpen bzw. Einspeichern entstandenen Kosten fiir den Bezug
des Eingangsstroms und dessen Umwandlung in eine andere Energieform
als variable Erzeugungskosten interpretiert werden, jedoch sind laut Swi-
der (2006, S. 79) ,,in der Praxis (..) die Entscheidungen zum Kraftwerks-
einsatz (..) nicht abhingig von den vergangenen, tatsdchlich angefallenen
Pumpkosten®. Vielmehr seien diese durch die Opportunititskosten, d. h.
den zukiinftig zu erwartenden Pumpkosten, determiniert. Im Modell wird

letzterer Ansatz verfolgt: Vergangene Einspeicherkosten werden als nicht
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entscheidungsrelevante Kosten (sog. ,,sunk costs*) interpretiert und daher
nicht bei der Gebotserstellung beriicksichtigt.

Fiir die zwolf Stunden des Prognosetags mit den hochsten Preisen werden
Verkaufsgebote erstellt, wobei das Preislimit basierend auf den Einspei-
cherkosten, die sich aus den zwolf Stunden mit den niedrigsten Marktprei-

sen ergeben, gesetzt wird.

MCPspot,fc
spot _ sk _ h _ A
aSkﬁ’m = p?:su ~ " in . pout »gh = pgtlxlt (5.73)
nSLl TISU
mit:
h Stunde aus der Menge mit den hochsten zwolf Preisen
h Stunde aus der Menge mit den niedrigsten zwolf Preisen

MCP;‘D‘“’fc Prognostizierter Spotmarktpreis in der Stunde / (€/MWh)

In den restlichen Stunden werden Nachfrage-Gebote platziert, wobei der
prognostizierte Spotmarktpreis als Preislimit gesetzt wird. Zu beachten ist,
dass das Gebotsvolumen beim Einspeichern durch die Brutto- und nicht
durch die Netto-Leistung begrenzt ist und dass nur die Netto-Strommenge
eingespeichert wird.

Ain

= Pwu

: ySpot __ bid _ spot,fc
bldﬁ,su =|Ppsu = MCPE »qh o (5.74)
su
mit:
h Stunde aus der Menge mit den niedrigsten zwolf Preisen

MCPEp ot prognostizierter Spotmarktpreis in der Stunde & (€/MWh)
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5.5.4.3 Nachfrage-Agenten

Der zentrale Nachfrage-Agent, der den preisinelastischen Anteil der Strom-

nachfrage handelt, gibt Gebote folgender Form ab:
- 1Spot i
bid"™ = (phi4, = 3.000 €/MWh, g, = Dy) (5.75)
mit:

Dy, Inelastische Nachfragelast in der Stunde h

Der Gebotspreis entspricht genau dem Maximalpreis der Spotmarktauktion
im Modell. Eine Vermarktung ist damit sichergestellt, sofern kein Nachfra-
geiiberhang besteht.

Der zentrale Nachfrage-Agent, der fiir den preiselastischen Anteil der Strom-
nachfrage zustindig ist, kann Preislimits setzen. In der vorliegenden Ar-
beit werden keine Untersuchungen bzgl. der preiselastischen Nachfrage!®
durchgefiihrt, da keine belastbaren Daten zu den Elastizititen vorliegen.

5.5.5 Erstellung eines Kraftwerkseinsatzplans

Diesen Simulationsschritt fithren diejenigen Agenten durch, die planbare
Erzeugungskapazititen besitzen. Nach der Marktriumung ist jedem Agen-
ten exakt bekannt, wie hoch die zu produzierende Strommenge und die
vorzuhaltende Regelleistung ist und wie hoch die Marktpreise sind. Um
den Einsatzplan (Dispatch) zu erstellen, wird nun fiir jeden Agenten und
fiir seinen eigenen Kraftwerkspark das in Abschnitt 5.3 beschriebene Op-
timierungsproblem gelost. Zusétzlich zum kostenminimalen Kraftwerks-
und Energiespeichereinsatz werden mithilfe der Marktraumungspreise die
agentenspezifischen Deckungsbeitrige bestimmt, die sich durch die Ver-

marktung von Strom und Leistung ergeben. Im Gegensatz zur Progno-

18 Gemeint ist hiermit die Preiselastizitit der Nachfrage bei den Verbrauchern. Hingegen wird
bei den Energieversorger-Agenten die Preiselastizitit der Ladestromgebote fiir deren En-
ergiespeicher beriicksichtigt (vgl. Abschnitt 5.5.4.2).
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Tabelle 5.5: Unterschiede im Optimierungsproblem fiir Prognose und Dispatch

Prognose Dispatch

Anfahrzeit von Kraftwerken ja ja
Mindestbetriebsleistung von Kraftwerken ja ja
Teillastwirkungsgrad von Kraftwerken nein ja

Begrenzte Lastinderungsgeschwindigkeit

von Kraftwerken nen Ja
Mindestbetriebszeit von Kraftwerken ja ja
Mindeststillstandszeit von Kraftwerken ja ja
Mindestbetriebsleistung von Speichern nein ja
Vorhaltung von Reserveleistung ja ja
Abbildung von Kraftwerken blockscharf  blockscharf
Abbildung von Speichern aggregiert  blockscharf
Optimierte Kraftwerke/Speicher alle eigene

seerstellung wird hier das Optimierungsproblem mit allen in Abschnitt 5.3
beschriebenen Nebenbedingungen gelost, da jeder Agent die vollstindige
Kenntnis tiber den Zustand und die Verfiigbarkeit seiner eigenen Anlagen
besitzt. Die Unterschiede zwischen dem zu 16senden Optimierungsproblem
bei der Erstellung der Spotmarktpreisprognose und des Einsatzplans sind
in Tabelle 5.5 zusammengefasst.

Genau wie im Simulationsschritt, bei dem die Preisprognose erstellt wird,
wird eine Optimierung mit einem rollierenden Zeithorizont von 30 h durch-
gefiihrt. 24 h sind nicht ausreichend, da ansonsten die intertemporalen Re-

striktionen zu Beginn oder am Ende der Optimierung nicht greifen.

5.6 Eingangsdaten fiir das Modell

Eine realitidtsnahe Modellierung erfordert eine detaillierte und zeitlich gut
aufgeldste Datenbasis. Wie aus Abbildung 5.1 ersichtlich wird, umfasst der
notwendige Datensatz Angaben zur Stromnachfrage (Lastprofile, Jahres-
stromverbrauch) und zur Elektrizititserzeugung (Kraftwerke und Energie-

speicher sowie deren techno-okonomischen Parameter wie Wirkungsgrad,
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5.6 Eingangsdaten fiir das Modell

Teillastbetrieb etc.). Zudem werden Energietriger- und CO,-Preise beno-
tigt sowie Angaben zum Stromaufenhandel, der aufgrund der rdumlichen
Auflésung des Modells eine modellexogene Grofle ist. In den folgenden
Abschnitten wird diese Datenbasis beschrieben. Auf Daten, die ausschlief3-
lich fiir zukiinftige Analysen benétigt werden, wird im nachfolgenden Ka-

pitel eingegangen.

5.6.1 Energietrager- und CO,-Preise

Wie in Abschnitt 5.3 gezeigt wurde, determinieren Energietriger- und CO,-
Preise die variablen Kosten einer Anlage mafigeblich. Fiir eine korrekte
Validierung des Modells anhand von historischen Marktpreisen ist daher
eine moglichst hohe Zeitauflosung dieser Preiszeitreihen wichtig.

Das Bundesamt fiir Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle veroffentlicht viertel-
jéhrlich Drittlandssteinkohlepreise (siche BAFA, 2012¢) sowie monatliche
Grenziibergangspreise fiir die Energietrager Erdgas (siehe BAFA, 2012b)
und Rohol (siehe BAFA, 2012a). Werktigliche CO,-Preise!® werden u. a.
von der Umweltborse BlueNext des transatlantischen Borsenunternehmens
NYSE Euronext verdffentlicht (siehe BlueNext, 2012). Aufgrund des ver-
gleichsweise geringen Energiegehalts von Braunkohle wird der Energie-
trager in rdumlicher Nihe der Vorkommen verwertet, d. h. es gibt keinen
Markt und damit auch keine Marktpreise fiir Braunkohle. Ublicherwei-
se werden die Abbaukosten des Energietrdgers herangezogen, um die va-
riablen Erzeugungskosten von Braunkohlekraftwerken zu berechnen (vgl.
Schlesinger etal., 2010, S. 41 und Lindenberger etal., 2008, S. 13). Fiir
die Analysen im Rahmen dieser Arbeit wird ebenso verfahren. Marktpreise
fiir Uranerz (U3zOg) werden monatlich veroffentlicht (siehe Index Mun-
di, 2012; Ux Consulting Company, 2012). Hinzu kommen Kosten fiir die
Konversion zu Uranhexafluorid (UFg), fiir die Anreicherung und fiir die

Brennstabfabrikation (UO,). Die einzelnen Schritte sowie deren Kosten

preise fiir die Zertifikate des europdischen Emissionshandels, sogenannte ,,European Union
Emission Allowances* fiir die Handelsperiode von 2008 bis 2012 (EUA 08-12).
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Abbildung 5.5: Ausgewihlte Energietridgerpreise in Deutschland (2000-2011,
Quellen: BAFA, 2012c,a,b; Ux Consulting Company, 2012)
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sind bspw. in Konstantin (2009, S. 23 ff.) beschrieben. Diese Methode wird
fir die Berechnung aktueller UO,-Preise aus U3Og-Preisen iibernommen.
Abbildung 5.5 zeigt den historischen Verlauf ausgewihlter Energietriger-
preise von 2000 bis 2011%°. Die Grafik vermittelt bereits einen Eindruck
tiber den GroBenbereich variabler Stromerzeugungskosten unterschiedli-
cher Kraftwerkstypen. So ergeben sich allein aufgrund des energetisch
ertragreicheren Reaktionstyps bei Kernkraftwerken variable Kosten, die ei-
ne GroBenordnung unter denen von Steinkohle, Erdgas oder Rohél liegen.

5.6.2 Elektrizitatserzeugung

Im Modell verduflern auf der Angebotsseite der Netzbetreiber-Agent und
die Energieversorger-Agenten die Stromproduktion aus erneuerbaren Ener-
giequellen sowie die ihrer thermischen Kraftwerke und ihrer Energiespeicher.
In den folgenden Unterabschnitten wird auf die fiir die Modellierung rele-
vanten technischen und wirtschaftlichen Parameter dieser Erzeugungstech-

nologien eingegangen.

20 Abgebildet sind nominale Preise.
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5.6 Eingangsdaten fiir das Modell

Abbildung 5.6: Stromerzeugung aus erneuerbaren Energiequellen (1990-2010)
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5.6.2.1 Erneuerbare Energien

Die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energiequellen hat sich in den letz-
ten acht Jahren mehr als verdoppelt. Besonders der Beitrag fluktuierender,
wetterabhingiger Erzeugung hat stark zugenommen (siehe Abbildung 5.6)
und soll in Zukunft weiter ausgebaut werden. So sollen dem ,,Nationalen
Aktionsplan fiir erneuerbare Energie gemif3 der Richtlinie 2009/28/EG zur
Forderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen* zufolge?!
im Jahr 2020 rund 145 TWh Elektrizitit allein aus Wind- und Solarenergie
erzeugt werden. Insgesamt soll die regenerative Stromerzeugung 217 TWh
elektrischer Energie bereitstellen. Gegeniiber dem Jahr 2010 entspricht dies
insgesamt einer Steigerung um ca. 114 TWh, wovon 96 TWh auf die fluk-
tuierenden Erzeuger entfallen (vgl. BMU, 2011b, S. 16).

Aus diesen Griinden wird bei der Modellierung auf die Qualitiit und zeitli-
che Auflosung der Erzeugungsprofile von Wind- und Solarenergie beson-
ders Wert gelegt. Die zeitliche Auflosung dieser Zeitreihen betrégt 8.760
Stunden pro Jahr und entspricht damit der zeitlichen Auflésung der simu-
lierten Borsenprodukte im Modell. Stiindliche, zum Teil auch viertelstiind-

liche Erzeugungsprofile der hochgerechneten Ist-Einspeisung aller Wind-

2lsiche Bund (2012, S. 117)
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Tabelle 5.6: Auflosung der Zeitreihen fiir die Stromproduktion aus Erneuerbaren

Technologie Zeitliche Auflosung
Windkraft (an Land) stiindlich
Windkraft (auf See) stiindlich
Photovoltaik stiindlich
Wasserkraft monatlich
Biomasse jéhrlich
Geothermie jéhrlich

kraftanlagen an Land werden von den vier Netzbetreibern seit 2006 ver-
offentlicht. Die Einspeisung von Photovoltaikanlagen wird erst seit 2011
deutschlandweit veroffentlicht. Fiir weiter zuriickliegende Jahre steht der
zeitliche Verlauf der Stromproduktion nur fiir vereinzelte Regelzonen zur
Verfiigung; er kann aber bspw. mithilfe eines Technologiemodells und Wet-
terdaten nidherungsweise bestimmt werden. Fiir diese Analysen in dieser
Arbeit werden PV-Zeitreihen verwendet, die Schubert (2011) und Schu-
bert (2012) entnommen werden. Bei den restlichen Technologien gehen
aufgrund der Datenlage keine stiindlichen Profile in die Simulation als Ein-
gangsdaten ein. Statistiken zur Stromproduktion aus Wasserkraft werden
bspw. vom statistischen Bundesamt im ,,Monatsbericht iiber die Elektrizitits-
versorgung‘ in Form von monatlichen Profilen veroffentlicht (siehe Lesch-
ke, 2012). Fiir Biomasse und Geothermie wird auf Basis der jahrlich er-
zeugten Strommenge ein stiindliches, zeitlich konstantes Erzeugungsband
ermittelt. Tabelle 5.6 fasst die Datenlage zusammen.

5.6.2.2 Thermische Kraftwerke

Derzeit wird noch tiber 80 % des Stroms von thermischen Kraftwerken pro-
duziert. Obgleich der Beitrag sinken wird, erwartet die Bundesregierung
fiir das Jahr 2030, dass immerhin 50 % des produzierten Stroms nicht aus
erneuerbaren Energiequellen stammen wird und damit thermischen Kraft-

werken oder Energiespeichern zuzurechnen sein wird. Wichtige Vorausset-

138



5.6 Eingangsdaten fiir das Modell

Tabelle 5.7: Techno-6konomische Parametrisierung thermischer Kraftwerke

Kraftwerk Technologie Brennstoff
Netto-Leistung Verlustfaktor .
(MW) im Teillastbetrieb (-) Preis (€/MWhu,)
Wirkungsgrad Mindestleistung relativ Transportkosten
(MWha / MWh,) zur Netto-Leistung (%) (€/MWhy,)
Technische Maximale Lastén- Emissionsfaktor
Nutzungsdauer (a) derungsrate (MW/h) (t/MWhy,)

. . . . sonstige variable
Technologie Mindestbetriebszeit (h) Kosten (€ MWhe))
Brennstoff Mindeststillstandszeit (h)

Kaltstartdauer (h)
Kostenfaktor fiir zusétz-
lichen Brennstoffbedarf (-)
Kostenfaktor fiir zu-
sdtzlichen Verschleil3 (-)

zung fiir eine fundierte Bewertung von Integrationsmafnahmen fiir erneu-
erbare Energien ist daher eine detaillierte Modellierung der konventioneller
Stromerzeugung.

Fiir die Analysen dieser Arbeit wird die bestehende Kraftwerksdatenbank
fritherer Modellversionen aktualisiert und erweitert. Jedes Kraftwerk in der
Datenbank ist gemif den in Tabelle 5.7 dargestellten Gro3en parametrisiert
und genau einem Energieversorger-Agenten — dem Hauptanteilseigner —
zugeordnet. Zur Berechnung der CO,-Emissionen und der daraus resultie-
renden Kosten fiir den Erwerb von Emissionszertifikaten werden fiir jeden
in der Modellierung verwendeten Energietriger die in Tabelle 5.8 aufge-
fithrten CO,-Emissionsfaktoren verwendet.

Fiir die Uberarbeitung der Datenbank werden o6ffentliche Informationen
der Kraftwerksbetreiber sowie die von der Bundesnetzagentur veroffent-
lichte Kraftwerksliste (siche BNetzA, 2011b) herangezogen. Letztere um-

fasst insgesamt 1.097 Blocke mit einer summierten Nettokapazitit von
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Tabelle 5.8: Emissionsfaktoren der Energietriger nach Genoese (2010)

Brennstoff Emissionsfaktor (gco,/kWh)

Uran 0

Braunkohlen 399,6
Steinkohlen 352,8
Erdgas 201,6
Erdol 2993

119,5 GW22, Verfiigbar in dieser Liste sind Informationen tiber die Brutto-
und/oder Netto-Leistung des jeweiligen Kraftwerks, des verwendeten Ener-
gietriagers sowie dessen Name, Betreiber, Standort und Jahr der Inbetrieb-
nahme. Die Webseiten der Betreiber enthalten vereinzelt noch Informa-
tionen zum Wirkungsgrad. Fehlende Informationen werden basierend auf
diesen Daten geschitzt. Im Falle nicht vorhandener Informationen zum
Wirkungsgrad einer Anlage wird nach dem in Genoese (2010, S. 135 ff.)
beschriebenen Verfahren vorgegangen. Die Einteilung in Technologieklas-
sen (siehe Tabelle 5.9) erfolgt basierend auf dem Alter der Anlage, ihrem
Energietriager und dem Verbrennungsprozess.

Im Rahmen der Analysen zu den Auswirkungen des Kernkraftmoratoriums
2011 verottentlichte die Bundesnetzagentur zudem eine Liste geplanter Zu-
und Riickbauten von Kraftwerken (sieche BNetzA, 2011c). Diese Angaben
werden ebenso wie der Atomausstieg nach §7 AtG 2011%3 in die Kraft-
werksdatenbank des Modells eingearbeitet. Gemall dem Ausstiegsgesetz
sollen mit Ablauf des 31. Dezember 2022 die letzten drei Kernkraftwerke
Isar 2, Emsland und Neckarwestheim 2 vom Netz gehen. Die Summe der
Erzeugungskapazititen in Bau befindlicher und angekiindigter Neubauten
belduft sich auf 15,2 GW. Von diesen Projekten wird in zwei Drittel der

22Die Bundesnetzagentur erfasst auch Anlagen regenerativer Erzeugung, d. h. groBere Wind-
und Solarparks sowie Lauf- und Speicherwasserkraftwerke. Die Summe konventioneller
Blocke (thermische Kraftwerke und Energiespeicher) belduft sich auf 530 Einheiten bzw.
105,4 GW Nettoengpassleistung.

23 Atomgesetz in der Fassung der Bekanntmachung vom 06.08.2011 (BGBI. I S. 1704)
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Abbildung 5.7: Sterbelinie des konventionellen deutschen Kraftwerksparks in den
Jahren 2010, 2020 und 2030 (inklusiver sich in Bau befindender
Neuinvestitionen)
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Fille auf den Energietriager Steinkohle gesetzt; Erdgas- und Braunkohle-
kraftwerke machen lediglich 3,1 bzw. 2,7 GW Kapazitit aus.

Unter Beriicksichtigung dieser Anderungen ergibt sich — ohne weitere Zu-
bauten und unter Beriicksichtigung einer durchschnittlichen technischen
Nutzungsdauer von 40 Jahren fiir bestehende Kraftwerke — fiir die Jah-
re 2010, 2020 und 2030 die in Abbildung 5.7 dargestellte Struktur des
deutschen Kraftwerksparks. Ohne Neuinvestitionen oder Ma3nahmen zur
Verldangerung der technischen Lebensdauer von bestehenden Kraftwerken
ist ein starker Riickgang der Stromerzeugungskapazititen von heute rund
100 GW auf unter 80 GW in 2020 und auf 50 GW in 2030 zu erwarten.

5.6.2.3 Energiespeicher

Im derzeitigem Energiesystem spielen Energiespeicher nur eine unterge-
ordnete Rolle. Ein wirtschaftlicher Einsatz an Elektrizitatsmirkten ist zu-
dem nur fiir die Pumpspeichertechnologie moglich, deren Nutzbarkeit hohe
geologische und topologische Anforderungen stellt. In Deutschland gibt es
30 Pumpspeicherkraftwerke mit einer summierten Pumpleistung von knapp

sieben Gigawatt.
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5.6 Eingangsdaten fiir das Modell

Tabelle 5.10: Techno-6konomische Parametrisierung von Energiespeichern

Speicherkraftwerk Technologie
Netto-Einspeicher- Mindestleistung
Leistung (MW) (Einspeichern) (%)
Einspeicher-Wirkungsgrad Mindestleistung

MWV /iy ) (Ausspeichern) (%)
Netto-Ausspeicher- spezifische

Leistung (MW) Anfahrkosten (€/MW)

Ausspeicher-Wirkungsgrad
MWV rwh)
Speicherkapazitit (MWh)
Technische Nutzungsdauer (a)
Technologie

Die technischen Charakteristika dieser Anlagen sind — aufgrund der iber-
schaubaren technologischen Vielfalt — vergleichsweise detailliert dokumen-
tiert. Im Gegensatz zu den 6ffentlichen Quellen zu thermischen Kraftwerke
werden in Leonhardt etal. (2009, S. 44), Hoflich etal. (2010, S. 157 f.)
und Giesecke und Mosonyi (2009, S. 693) Wirkungsgrade zu den meis-
ten Speicheranlagen angefiihrt. In Giesecke und Mosonyi (2009) ist zudem
die Hohendifferenz zwischen Ober- und Unterbecken sowie das Volumen
des Oberbeckens aufgefiihrt, aus der die elektrische Speicherkapazitit be-
stimmt werden kann. Jedes Speicherkraftwerk in der Datenbank ist geméB
den in Tabelle 5.7 dargestellten GroBen parametrisiert und einem Hauptan-
teilseigner zugeordnet. Eine Liste mit den Eigenschaften zu allen in den Si-
mulationen verwendeten Pumpspeicherkraftwerken findet sich im Anhang
in Tabelle A.2. Die Anfahrkosten fiir die unterschiedlichen Technologien
sind Ellersdorfer (2007, S. 157), Nilsson und Sjelvgren (1997, S. 39) und
Wietschel et al. (2009) entnommen.
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Tabelle 5.11: Skalierungsfaktoren fiir die Lastdaten
Jahr 2008 2009 2010

Summe der monatlichen ENTSO-E- 5572 5269 5482
Verbrauchsmengen (TWh)
Skalierungsfaktor 1,020 1,017 1,018

5.6.3 Elektrizitatsnachfrage

Auf der Nachfrageseite ist die verfiigbare Datenbasis beziiglich ihrer zeit-
lichen Auflosung vergleichsweise solide: Die Vereinigung europdischer
Netzbetreiber ENTSO-E publiziert seit 2006 stiindliche Lastprofile fiir
das gesamte Jahr (siehe ENTSO-E, 2012). Enthalten sind nach Anga-
ben der ENTSO-E (siche ENTSO-E, 2010) lediglich 91 % des gesamten
Stromverbrauchs, da industrielle Eigenproduktion und -verbrauch sowie
Teile des Bahnstromnetzes nicht erfasst werden. Wie bspw. in Ellersdor-
fer etal. (2008, S. 28) festgestellt wurde, weicht jedoch auch diese von
91 % auf 100 % skalierte Jahressumme noch von den brancheniiblichen
Jahresstatistiken des Bundesverbands der Energie- und Wasserwirtschaft
(BDEW) oder der Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen e. V. (AGEB) ab
(siehe Ziesing, 2011, S. 24). Gemal Ellersdorfer etal. (2008, S. 28) konn-
te eine mogliche Erkldrung fiir die Inkonsistenzen ,,in der unterschiedli-
chen Methode der Datengewinnung liegen*. Die stiindliche Netzlast basie-
re auf gemeldeten Werten der einzelnen Netzbetreiber, wihrend der Jahres-
verbrauch aus Verbandserhebungen und Hochrechnungen resultiere, deren
Methoden nicht 6ffentlich seien.

Da die modellierten Strompreise sehr sensitiv gegeniiber dem Stromver-
brauch sind, muss dieser moglichst exakt erfasst sein. Die Lastprofile der
ENTSO-E werden aus diesem Grund so skaliert, dass ihre Jahressumme
dem Jahresstromverbrauch aus den Publikationen der AGEB entspricht.
Die Skalierungsfaktoren der vergangenen Jahre sind in Tabelle 5.11 auf-
gefiihrt.
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5.6 Eingangsdaten fiir das Modell

Abbildung 5.8: Exportiiberschuss und Nachfragelast im Mérz 2011
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5.6.4 StromauBenhandel

Regional ist die verwendete Power ACE-Version abgegrenzt durch das Strom-
marktgebiet Deutschlands. Auslidndische Hindler sind jedoch ebenfalls am
deutschen Strommarkt aktiv, weswegen Daten zum Stromauf3enhandel be-
notigt werden. Diese sind auf der Transparenzplattform der ENTSO-E (sie-
he European Network of Transmission System Operators for Electricity,
2012) verfiigbar. In Deutschland sind in der Vergangenheit meist Export-
iiberschiisse zu verzeichnen gewesen: Nach Hundt etal. (2009, S. 10) ist
,Deutschland seit dem Jahr 2003 Netto-Exporteur mit einer ansteigenden
Tendenz“. Der Exportiiberschuss betrug in den Jahren 2008 bis 2010 bis zu
18 TWh pro Jahr; die Exporte sind aufgrund der Abschaltung von sieben
Kernkraftwerken im Jahr 2011 stark zuriickgegangen (vgl. Abbildung 5.8).
Insgesamt ist fiir 2011 ein leichter Importiiberschuss von 1,8 TWh zu ver-
zeichnen. Insbesondere in den Nachtstunden wird nun weniger Strom ins
Ausland ausgefiihrt als in den Jahren zuvor. Statt wie in den vergangenen
Jahren in knapp 75 % der Nachtstunden wurde im Jahr 2011 nur noch in
45 % der Nachtstunden Elektrizitdt ausgefiihrt. Weiterhin signifikant sind
hingegen die Exporte in denjenigen Stunden, in denen die Einspeisung re-

generativen Stroms hoch ist.
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

Tabelle 5.12: Mittlere Rechenzeiten fiir das Simulationsjahr 2009 sowie Komple-
xitét eines Optimierungsproblems und Gesamtanzahl der zu 16senden

Probleme
Modell Rechenzeit Komplexitit Anzahl
(min) Zeilen Spalten
agentenbasiert 110 <82.000 <63.000 365%5
zentraler Planer 200 117.000  113.000 365

5.7 Informationstechnische Implementierung des Modells und
typische Rechenzeiten

Die Logik des Simulationsablaufs ist in der objektorientierten Program-
miersprache Java implementiert. Das urspriingliche Modell wird um ca.
20.000 Zeilen Programmiercode erweitert, um die beschriebenen Neuerun-
gen umzusetzen. Die zu 16senden Optimierungsprobleme werden direkt im
Java-Modell definiert aber nicht dort gelost sondern an die kommerzielle
Solver-Software Gurobi weitergegeben?*. Als Verbindungsstiick dient da-
bei die quelloffene Java-Bibliothek JavalLP?, mit der sich verschiedene
kommerzielle wie nicht-kommerzielle Solver ansteuern lassen, ohne dass
der Programmiercode angepasst werden muss. Ein Wechsel zwischen ver-
schiedenen Solvern ist somit problemlos moglich. Im Rahmen dieser Ar-
beit werden Erweiterungen fiir JavalLP programmiert, um Gurobi zur Liste
der unterstiitzen Solvern hinzuzufiigen. Diese Erweiterungen werden dem
Open-Source-Projekt zur Verfiigung gestellt.

Die Eingangsdaten fiir das Modell werden zentral in einer MySQL-Da-
tenbank?® gehalten. Es besteht zusitzlich die Moglichkeit, das Modell an

die dezentrale Datenbank H2%’ anzubinden. Dies erleichtert die Weiterga-

24siehe http://www.gurobi.com
Zsiehe http://javailp.sourceforge.net
26siehe http://www.mysqgl.com
2Tsiehe http://www.h2database.com
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be des Modells an Externe oder die vollstindige Archivierung bestimmter
Programmversionen inklusive der zugehorigen Eingangsdaten enorm.

Die Zeit, die fiir das Losen der definierten Optimierungsprobleme benotigt
wird, hat einen Anteil von bis zu 95 % an der Rechenzeit des gesamten
Modells. Mittlere Rechenzeiten fiir das Simulationsjahr 2009 sind in Ta-
belle 5.12 angegeben. Wie bereits in den Abschnitten 5.5.2 und 5.5.5 be-
schrieben wurde, wird mit einem rollierenden Planungshorizont von je 30
Stunden gerechnet. 24 Stunden sind nicht ausreichend, da ansonsten die in-
tertemporalen Restriktionen zu Tagesbeginn und -ende nicht greifen. Ande-
rerseits wird nicht mit dem Planungshorizont eines gesamten Jahres gerech-
net, da es nicht realistisch ist anzunehmen, dass im Voraus alle Informatio-
nen iiber ein Jahr zur Verfiigung stehen. Ein Nebeneftekt der rollierenden
Planung ist, dass die Grof3e eines einzelnen Optimierungsproblems in hand-
habbaren Grenzen bleibt, da die Anzahl der Variablen von der Anzahl der
zu optimierenden Stunden abhingt. Das Optimierungsproblem muss aller-
dings 365-mal gelost werden. Im agentenbasierten Fall miissen tiglich fiinf
Optimierungsprobleme gelost werden, da Einsatzpline fiir jeden einzelnen
Agenten erstellt werden. Deren Komplexitit ist dafiir geringer als im Fall
der reinen Optimierung, da nur die optimale Betriebsweise fiir die eigenen

Kraftwerke bestimmt werden muss.

5.8 Modellvalidierung

Die zentralen Simulationsergebnisse sind stiindliche Strompreiszeitreihen,
die CO,-Emissionen des Stromsektors und der Einsatz von Energiespeichern
und Kraftwerken aufgeschliisselt nach Energietrdger. Fiir die Jahre 2009
und 2010 werden diese Modellergebnisse validiert, indem sie mit den rea-
len Ergebnissen verglichen werden und Abweichungen quantifiziert wer-
den. Validierungsgrundlage fiir die Strompreiszeitreihen sind die von der
Stromborse EEX veroffentlichten Grohandelspreise (siehe European Ener-

gy Exchange, 2012). Vergleichsbasis fiir die Stromerzeugung sind Anga-
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

ben zur historischen Bruttostromerzeugung nach Energietriiger, die sich in
Ziesing (2011, S. 24) finden. Die — absoluten wie spezifischen — Emissio-
nen im Stromsektor werden regelméfig vom Umweltbundesamt in Hoch-
rechnungen ermittelt und sind online verfiigbar (sieche Umweltbundesamt,
2012). Grundsitzlich ist festzuhalten, dass bei der Simulation der einzelnen
Jahre keinerlei jahresspezifische Anpassungen an die Entscheidungsregeln
bei der Gebotsabgabe oder den zugrundeliegenden Optimierungsproble-
men (sog. Kalibrierung) vorgenommen werden.

Zusitzlich zum Vergleich der Modellergebnisse mit realen Daten wird die
Wirkung der Modellerweiterungen quantifiziert, die im Rahmen dieser Ar-
beit entstanden sind. Abschliefend werden die Simulation und die Opti-

mierung miteinander verglichen.

5.8.1 Validierung der simulierten Strompreise

Zur Validierung der simulierten Strompreiszeitreihen werden verschiede-
ne Kennzahlen der mathematischen Statistik herangezogen. Die modellier-
ten und realen Zeitreihen werden anhand folgender MafBe verglichen: Jah-
resmittelwert, Minimal- und Maximalwert sowie die Standardabweichung.
Zwischen den unsortierten Zeitreihen wird die Pearson-Korrelation berech-
net, um deren Zusammenhang zu messen. Als Mal} fiir die Abweichung
werden der mittlere absolute Fehler (MAE) sowie die Wurzel des mittleren
quadratischen Fehlers (RSME) zwischen den Dauerlinien der modellierten
und der realen Preise berechnet.

Die realen Zeitreihen enthalten vereinzelt Stunden mit grofen Preisspitzen
sowohl in positiver als auch in negativer Richtung, die in dieser Form nicht
im Modell nachgebildet werden konnen. Dies hat verschiedene Ursachen.
Eine davon liegt in den unterschiedlichen Handelsvolumina: Am EEX-
Spotmarkt wird nicht die gesamte Stromnachfrage gehandelt. Andererseits
sind die Netzbetreiber dazu verpflichtet, einen GroBteil bzw. seit 2010 so-
gar 100 % des EEG-Stroms an der dortigen Borse preisunlimitiert zu ver-
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Tabelle 5.13: Kennzahlen 2009 fiir gefilterte und ungefilterte Simulationsergebnisse

Kennzahl EEX Modell EEX Modell
Filter [0;150]  Filter [0;150]

Mittl. Preis  (€/MWh) 38,85 40,79 39,50 40,87

Std.abw. (€/MWh) 19.41 7,77 16,51 7,73
Min. Preis  (€Mwh) -500,02 4,61 0,00 4,61
Max. Preis  (€/Mwh) 182,05 91,86 128,38 91,86
Korrelation (o) 0,63 0,70

MAE (€/MWh) 6,93 (17,8 %) 6,85 (17,3 %)
RMSE (€/MWh) 9,40 (24,2 %) 9,18 (23,2 %)

dufern (siehe Abschnitt 2.2.2). Dadurch kommt es am EEX-Spotmarkt be-
reits heute zu negativen Preisen, obwohl die residuale Last durchgingig
positiv ist. Im Modell ist der Spotmarkt der einzige Vermarktungsplatz fiir
elektrische Energie®®, weswegen unter den Rahmenbedingungen der Jah-
re 2009 und 2010 keine negativen Preise entstehen konnen®. Preisspitzen
in positiver Richtung sind héufig bedingt durch eine unerwartete Verknap-
pung des Angebots (etwa aufgrund von gleichzeitigen Kraftwerksausfillen)
oder durch eine unerwartete Verteuerung des Angebots (etwa aufgrund von
niedrigen Wasserstidnden und einem reduzierten Angebot an Kiihlwasser).
Beide Effekte konnen in PowerACE nicht abgebildet werden: Die tatséch-
liche, historische Verfiigbarkeit einzelner Kraftwerksblocke gehort nicht zu
den Eingangsdaten — Kraftwerksausfille werden durch Ziehen einer gleich-
verteilten Zufallszahl simuliert. Ebensowenig gehen Wasserstinde als Ein-
gangsdaten in das Modell ein. Da die Abstandsmalle und die Korrelation
sehr sensitiv gegeniiber Ausreiflern sind, werden diese Kennzahlen zusitz-
lich fiir eine gefilterte Zeitreihe berechnet.

Fiir das Jahr 2009 sind diese Kennzahlen in Tabelle 5.13 zusammengefasst.

Der mittlere Preis der Simulation liegt mit 40,79 €/MWh nur geringfiigig

28 An den Reservemirkten des Modells wird Leistung und nicht Energie vermarktet.
2Negative Gebote sind im Modell grundsiitzlich gemiB Gleichung (5.71) mdglich. Negative
Preise entstehen im Modell aber erst bei niedrigen oder negativen Residuallasten.
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

tiber dem mittleren EEX-Preis. Die Korrelation zwischen den ungeordne-
ten Zeitreihen betriigt im ungefilterten Fall 63 %, im gefilterten® Fall 70 %.
Dies entspricht einer guten Ubereinstimmung und ist vergleichbar mit dem
Validierungsergebnis der urspriinglichen Modellversion, bei der die Korre-
lation fiir das Jahr 2004 bei 66 % (vgl. Genoese, 2010, S. 159) und fiir das
Jahr 2005 bei 64 % lag (vgl. Sensfuf, 2008, S. 99). Unterschiede zwischen
den EEX-Preisen und den Simulationsergebnissen werden insbesondere bei
der Standardabweichung sichtbar: Die simulierten Preise schwanken weni-
ger stark um den Mittelwert. Wie bspw. Abbildung 5.9 zu entnehmen ist,
werden Ausschlidge in positiver und in negativer Richtung zum richtigen
Zeitpunkt nachgebildet, jedoch nicht in der richtigen Hohe. Dies spiegelt
sich auch in den Abstandsmaflen MAE und RMSE wider, deren Niveau im
ungefilterten Fall bei 17,8 % bzw. 24,2 % des mittleren EEX-Preises liegt.
Im Vergleich zu anderen validierten Fundamentalmodellen ist der Abstand
zu den realen Preisen auf einem dhnlichen Niveau: Das Fundamentalm-
odell von Barth etal. (2004) erreicht einen spezifischen MAE von 17,7 %
fiir das Jahr 2001%!. Die Autoren interpretieren diesen Wert als sehr gut fiir
ein Fundamentalmodell. Most et al. (2005) erzielen einen MAE von 13,7 %
des Mittelwerts fiir das Jahr 2005. Beziiglich der modellierten Preise liegen
fiir jiingere Jahre von anderen Fundamentalmodellen keine Validierungser-
gebnisse vor. Jager et al. (2009) validieren fiir ihr Fundamentalmodell bspw.
lediglich die Gesamt-Stromerzeugung, nicht aber die Strompreise.
Insgesamt zeigt sich, dass sich die Modellgiite des im Rahmen dieser Arbeit
entwickelten PowerACE gegeniiber der urspriinglichen Version durch die
Anderungen der Entscheidungsregeln bei der Gebotsabgabe®? verbessert
hat (vgl. Abschnitt 5.8.4).

3073 von 8.760 Preisen werden herausgefiltert (Intervall: 0 bis 150 €/MWh).

3'Werden alle Preise iiber 50 €/MWh herausgefiltert, sinkt der MAE nach Angaben der Au-
toren auf 14,5 %.

2Vorgaben des Kraftwerkseinsatzplans werden genauer beriicksichtigt, z. B. werden fiir
Kraftwerke, die sich noch in der Mindeststillstandszeit befinden, keine Gebote abgegeben.
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5.8 Modellvalidierung

Abbildung 5.9: Historische und modellierte Spotmarktpreise im Januar 2009 (un-
gefiltert)
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Fiir das Jahr 2010 lassen sich vergleichbare Schliisse ziehen (vgl. Tabel-
le 5.14). Das mittlere Preisniveau wird erneut sehr gut getroffen. Die Kor-
relation zwischen den ungeordneten Zeitreihen betrigt sowohl im ungefil-
terten Fall als auch im gefilterten® Fall 69 %, d. h. der Verlauf der Zeitrei-
hen ist sehr dhnlich. Die Abstandsmafle verdeutlichen wiederum, dass die
Hohe der Preise nicht vollstindig nachgebildet werden kann. Verglichen
mit dem Jahr 2009 sinkt der spezifische MAE der ungefilterten Zeitreihen
jedoch auf 15,8 %, also auf ein Niveau, das Barth etal. (2004) als sehr
gut fiir ein Fundamentalmodell interpretieren. Unter den angesprochenen
Rahmenbedingungen und im Vergleich zu anderen Fundamentalmodellen
wird die Ubereinstimmung zwischen modellierten und realen Strompreisen

daher als gut interpretiert.

5.8.2 Validierung der Stromerzeugungsstruktur

Eine weitere Moglichkeit, die Giite des Modells zu bewerten, besteht darin,
die Struktur der Stromerzeugung zu validieren. Als Vergleichsbasis werden

hierbei die Jahresstatistiken zur Netto- und nicht zur Bruttostromerzeugung

3312 von 8.760 Preisen werden herausgefiltert (Intervall: 0 bis 150 €/MWh).
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Tabelle 5.14: Kennzahlen 2010 fiir gefilterte und ungefilterte Simulationsergebnisse

Kennzahl EEX Modell EEX Modell
Filter [0;150]  Filter [0;150]
Mittl. Preis (e/Mwh) 44,49 43,02 44,56 43,03
Stdabw. (€/MWh) 13,97 5,13 13,86 5,11
Min. Preis  (€Mwh)  -20,45 12,15 0,05 12,15
Max. Preis  (¢/Mwh) 131,79 107,74 131,79 107,74
Korrelation (- 0,69 0,69
MAE (€/MWh) 7,01 (15,8 %) 7,00 (15,7 %)
RMSE (€/MWh) 8,84 (19,9 %) 8,83 (19,9 %)

Abbildung 5.10: Historische und modellierte Netto-Stromerzeugung nach Energie-
trager im Jahr 2009 (ohne Erneuerbare)
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herangezogen, da im Modell die Netto-Engpassleistungen der einzelnen
Kraftwerke als Eingangsdaten hinterlegt sind. Die Beitrdge von erneuerba-
ren Energien werden in den folgenden Statistiken graphisch nicht ausgewie-
sen, da es sich um modellexogene Groflen handelt. Fiir die Jahre 200934 und

2010% ergibt sich insgesamt eine gute Ubereinstimmung (vgl. Abbildun-

3Die absolute modellierte Netto-Stromerzeugung betrigt 457,9 TWh. Hinzu kommen
92,5 TWh Strom aus regenerativen Quellen.

3Die absolute modellierte Netto-Stromerzeugung betriigt 483,2 TWh. Hinzu kommen
98,5 TWh Strom aus regenerativen Quellen.
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gen 5.10und 5.11). Signifikante Abweichungen in beiden Jahren gibt es bei
der Stromerzeugung aus Erdgaskraftwerken: Die modellierte Menge liegt
stets unter der tatsdchlichen Menge. Dieser Umstand war in der urspriingli-
chen Modellversion ebenfalls zu beobachten (vgl. Genoese, 2010, S. 160),
jedoch ist durch die Modellerweiterungen das Delta zur realen Stromerzeu-
gung aus Erdgas erkennbar gesunken (vgl. Abschnitt 5.8.4). Andere Fun-
damentalmodelle, die den Stromsektor abbilden, weisen vergleichbare oder
sogar hohere Defizite in diesem Bereich auf. In r2b und Consentec (2010,
S. 119) betrigt die Stromerzeugung aus Erdgas fiir das Jahr 2010 bspw. le-
diglich 30,3 TWh. Dies entspricht einem Anteil von 6,6 % an der konven-
tionellen Stromerzeugung. Der Beitrag von Braun- und Steinkohlekraftwer-
ken wird hingegen leicht iiberschitzt. Die Ursache fiir dieses Uber- und Un-
terschitzen liegt mit groer Wahrscheinlichkeit in den Modellgrenzen: Da
nur der Stromsektor abgebildet wird, spielt die Warmenachfrage im Modell
keine Rolle. Gasbefeuerte Anlagen, die sowohl Strom als auch Wirme zur
Verfiigung stellen (Kraft-Warme-Kopplungs-Anlagen bzw. Heizkraftwer-
ke), laufen hiufig wiarmegefiihrt. Der bereitgestellte Strom wird in diesem
Fall unter den variablen Kosten der Stromerzeugung angeboten, da es ent-
sprechende Erlose im Warmemarkt gibt, solange das Kraftwerk betrieben
werden kann. Dadurch verschiebt sich die Position der Gaskraftwerke in
der Merit-Order nach links und verdringen dadurch vor allem Kohlekraft-
werke.

Ein interessantes Phinomen ist die deutlich sichtbare Uberschitzung der
Stromerzeugung aus Kernkraft, die nur in 2010 auftritt. Da die monatli-
chen Verfiigbarkeiten der Kernkraftwerke als Eingangsdaten ins Modell
eingehen, ist diese Ubersch'zitzung nicht darauf zuriickzufithren, dass die
Kraftwerke in der Realitit hdufiger ausgefallen sind als im Modell. Viel-
mehr wurden sie 2010 teilweise gedrosselt betrieben, wie bspw. das Bun-
deskartellamt festgestellt hat (vgl. BKartA, 2011, S. 25). Wegen des nach
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Abbildung 5.11: Historische und modellierte Netto-Stromerzeugung nach Energie-
trager im Jahr 2010 (ohne Erneuerbare)
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AtG 20023¢ bevorstehenden Atomausstiegs, in dem kein festes Ausstiegs-
jahr sondern fiir jedes Kernkraftwerk eine Reststrommenge vereinbart wor-
den war, wurden kurz vor dem Aufbrauchen dieser Reststrommenge fiir
die Gebote einiger Kernkraftwerke Opportunititskosten angesetzt, d. h. die
verbliebene Strommenge sollte auf die teuersten Stunden verteilt werden,
weswegen die Kraftwerke teilweise gedrosselt betrieben wurden. Die Au-
toren des Berichts merken an, dass der Ansatz von Opportunititskosten aus
kartellrechtlicher Missbrauchsaufsicht nicht zu beanstanden sei. Seit dem
Inkrafttreten des AtG 201137 spielen Opportunititskosten keine Rolle mehr,
da nun fiir jedes Kernkraftwerk eine im Gesetzestext vorgegebene Restlauf-
zeit feststeht. Dieses besondere Bieterverhalten wird daher im Modell nicht
beriicksichtigt, da der Schwerpunkt der Untersuchungen zur Rentabilitét

und zur Wirkung von Energiespeichern auf zukiinftige Jahre gelegt wird.
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Tabelle 5.15: Absolute und spezifische CO,-Emissionen im Stromsektor

2009 2010
real modelliert real modelliert
abs. Emissionen (Mt) 294 273 302 272
spez. Emissionen (gkWh,) 561 511 544 481

5.8.3 Validierung der CO,-Emissionen im Stromsektor

Eine dritte Moglichkeit, die Giite des Modells zu messen, besteht in der
Validierung der CO,-Emissionen des Stromsektors. Da die thermischen
Kraftwerke in PowerACE blockscharf mit ihren jeweiligen Wirkungsgra-
den abbildet sind, ist eine prizise Messung der durch den Kraftwerksein-
satz entstehenden Emissionen moglich. Wie Tabelle 5.15 zu entnehmen ist,
ermittelt das Modell fiir das Jahr 2009 Emissionen in Hohe von 273 Mio. t
und fiir 2010 Emissionen in Hohe von 272 Mio. t. Die vom Umweltbun-
desamt verdffentlichten Werte liegen in beiden Jahren dariiber. Dies gilt
auch fiir die spezifischen Emissionen. Die Abweichung bei den absoluten
Emissionen betrégt fiir das Jahr 2009 ca. 7,4 % und 2010 ca. 9,9 %. Die
Verschlechterung der Modellgiite gegeniiber 2009, d. h. die stirkere Un-
terschitzung der Emissionen in 2010, ist bedingt durch den zu hohen Bei-
trag der Kernkraft (siche Abschnitt 5.8.2). Das insgesamt etwas zu niedrige
Niveau ist mit groBer Wahrscheinlichkeit auf eine Uberschitzung der Ef-
fizienz der thermischen Kraftwerke zuriickzufithren. Da ein Grofteil der
Wirkungsgrade nicht verodffentlicht wird, miissen die fehlenden Wirkungs-
grade in Abhingigkeit der Technologie und des Jahres der Inbetriebnahme
geschiitzt werden. Auch eine Uberschitzung der Effizienz in Teillast trigt

zu einer Unterschidtzung der Emissionen bei.

3Gesetz iiber die friedliche Verwendung der Kernenergie und den Schutz gegen ihre Gefah-
ren (Atomgesetz) in der Fassung der Bekanntmachung vom 22.04.2002 (BGBI. I S. 1351)
37 Atomgesetz in der Fassung der Bekanntmachung vom 06.08.2011 (BGBI. I S. 1704)
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Abbildung 5.12: Auswirkungen der Modellerweiterungen auf die Zusammenset-
zung der Netto-Stromerzeugung (Simulationsjahr 2010)
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5.8.4 Auswirkungen der Modellerweiterungen

Die neue Modellversion weist verglichen zur urspriinglichen verschiedene
Erweiterungen auf, deren Auswirkungen in diesem Abschnitt quantifiziert
werden. Auswirkungen sind sowohl bei den Preisen als auch bei der Strom-
erzeugung zu beobachten. Die Anderungen in der Struktur der Stromerzeu-
gung sind hauptséchlich bedingt durch die Einfithrung von Optimierungs-
methoden bei der Bestimmung des kostenminimalen Kraftwerkseinsatzes.
Auch die Anpassungen der Entscheidungsregeln bei der Gebotsabgabe be-
einflusst die Struktur der Stromerzeugung. GroBeren Einfluss haben diese
Anpassungen aber naturgemil auf die Preise.

Abbildung 5.12 zeigt fiir das Simulationsjahr 2010 die Auswirkungen auf
die Struktur der Stromerzeugung. Gegeniiber der urspriinglichen Modell-
version ist ein Riickgang der Stromerzeugung aus Steinkohlekraftwerken
um ca. 7,6 TWh zu beobachten und ein Anstieg der Stromerzeugung aus
Erdgaskraftwerken um 4,5 TWh. Insgesamt wird 9,1 TWh weniger Strom
erzeugt. Dies ist hauptsédchlich bedingt durch die Verédnderungen beim Spei-
chereinsatz: Statt den statischen, preisunlimitierten Geboten, die auf typi-

schen Tagesganglinien von Pumpspeichern beruhen, werden nun preislimi-
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tierte Gebote generiert. Ohne Preislimits kann es bei groen Abweichun-
gen zwischen dem prognostizierten und dem tatsichlichen Marktpreis zu
einem nicht kostendeckenden Einsatz von Energiespeichern kommen. Die
Preislimits bewirken insgesamt eine geringere Auslastung. Zudem ist je-
der Energiespeicher einem Energieversorger-Agenten zugeordnet, der nach
der Marktraumung den Einsatz seines gesamten Anlagenparks optimiert
und dabei seine Energiespeicher so einsetzt, dass die Gesamtkosten mini-
mal werden, die bei der Bereitstellung des von ihm am Spotmarkt verkauf-
ten Stroms entstehen. Im Kraftwerkseinsatzplan wird auch die Vorhaltung
von Regelleistung — insbesondere von drehender Reserve — beriicksichtigt.
Dass verglichen mit der urspriinglichen Modellversion weniger Strom ein-
und ausgespeichert wird, hingt auch damit zusammen, dass sich Energie-
speicher besonders gut fiir die Vorhaltung negativer Regelleistung eignen.
Die integrierte Abbildung von Reservemirkten fiihrt zu einem leicht erhoh-
ten Preisniveau am Spotmarkt. Dies liegt daran, dass nun fiir die Spotmarkt-
auktion weniger Leistung zu Verfiigung steht, da ein gewisser Teil in den
Reservemirkten gebunden ist.

Die Modellerweiterungen wirken sich auch signifikant auf die simulier-
ten Marktpreise aus. Wie aus Tabelle 5.16 ersichtlich ist, verbessern sich
die statistischen Kennzahlen, die Korrelation und die Abstandsmafe, d. h.
gegeniiber der urspriinglichen Version hat sich die Modellgiite verbessert.
Die simulierte Zeitreihe hat sich durch die Modellerweiterungen der realen
EEX-Zeitreihe angenihert.

5.8.5 Vergleich zwischen agentenbasierter Simulation und
reiner Optimierung

In der aktuellen Modellversion ldsst sich das Modul fiir die agentenbasierte
Simulation vollstindig deaktivieren. Das verbliebene Modell ist dann ein
reines Optierungsmodell, d. h. ein zentraler Planer iibernimmt den gesam-

ten Kraftwerks- und Speichereinsatz mit dem Ziel, die Kosten der Nach-
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5 Modellierung des deutschen Elektrizititssystems

Tabelle 5.16: Kennzahlenvergleich fiir das Simulationsjahr 2010 (urspriingliche und
aktuelle Modellversion)

Kennzahl Modell EEX Modell

akt. Version urspr. Version
Mittl. Preis (€/MWh) 43,02 44,49 42,82
Stdabw. (€/MWh) 5,13 13,97 3,86
Min. Preis (€/MWh) 12,15 -2045 25,92
Max. Preis (€/MWh) 107,74 131,79 105,04
Korrelation =) 0,69 - 0,54
MAE (€/MWh) 7,01 - 8,08
MAE, spez. (%) 15,8 — 18,2
RMSE (€/MWh) 8,84 - 10,41
RMSE, spez. (%) 19,9 - 23,4

Abbildung 5.13: Vergleich der Zusammensetzung der Netto-Stromerzeugung fiir
das Jahr 2010 (Simulation und Optimierung)
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5.8 Modellvalidierung

Tabelle 5.17: Kennzahlenvergleich fiir das Jahr 2010 (Simulation und Optimierung)

Kennzahl Modell EEX Modell

Simulation Optimierung
Mittl. Preis (€/MWh) 43,02 44,49 50,22
Stdabw. (€/MWh) 5,13 13,97 11,17
Min. Preis (€/MWh) 12,15 -20,45 36,59
Max. Preis (€/MWh) 107,74 131,79 237,58
Korrelation =) 0,69 — 0,38
MAE (€/MWh) 7,01 - 7,89
MAE, spez. (%) 15,8 - 17,7
RMSE (€/MWh) 8,84 - 10,49
RMSE, spez. (%) 19,9 — 23,6

fragedeckung zu minimieren. Im Folgenden werden die Ergebnisse dieser
beiden Varianten verglichen.

Bei der Struktur der Stromerzeugung sind die Unterschiede zwischen den
beiden Ansétzen marginal (siche Abbildung 5.13). Die Ursache hierfiir ist,
dass in beiden Fillen der Kraftwerkseinsatz durch Losen eines Optimie-
rungsproblems bestimmt wird, in dem die gleichen technisch-wirtschaft-
lichen Restriktionen als Nebenbedingungen hinterlegt sind. Die gleiche
(Gesamt-)Strommenge muss mit dem gleichen Kraftwerkspark erzeugt
werden, lediglich die Anzahl der Akteure ist verschieden. Signifikante
Unterschiede sind hingegen bei den Marktpreisen erkennbar (siehe Ta-
belle 5.17). Das Preisniveau und die Schwankungsbreite der Preise sind
im Optimierungsmodell hoher als in der Simulation. Der niedrigste dort
erzielte Preis liegt iiber 24 €/MWh unter dem niedrigsten Preis, der aus
der reinen Optimierung resultiert. Zudem wird in der Simulation eine bes-
sere Ubereinstimmung der modellierten Zeitreihe mit der EEX-Zeitreihe
erreicht. Die Korrelation sowie die Abstandsmalle MAE und RMSE ver-
deutlichen dies.

Zuriickzufiihren sind diese Unterschiede auf die grundlegend verschiedene

Modelllogik: Im Simulationsmodell sind die Preise das Ergebnis des simu-
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5 Modellierung des deutschen Elektrizitéitssystems

lierten Bietmechanismus. Im Optimierungsmodell werden die Preise aus
den spezifischen Kosten der teuersten eingesetzten Einheit abgeleitet. Der
Bietmechanismus ermoglicht bspw., dass vermiedene Wiederanfahrkosten
als Opportunitétserlose eingepreist werden konnen. Er spiegelt die Unsi-
cherheit bei der Gebotsabgabe wider: Da mehrere Akteure am Markt agie-
ren, gibt es ex ante, d. h. vor der Marktraumung, keine Gewissheit dartiber,
dass das Kraftwerk, fiir das ein Gebot abgegeben wurde, auch zum FEinsatz
kommt. Insgesamt fiihrt dieses Verhalten zu niedrigeren Minimalpreisen.
Im reinen Optimierungsmodell gibt es keinen Bietmechanismus, da es nur
einen Akteur gibt — den zentralen Planer — und daher keine Unsicherheit
dariiber, welches Kraftwerk zum Einsatz kommt. Der ausgewiesene Preis
enthilt alle Kosten, was sich auch in den hoheren Peakpreisen widerspie-
gelt. Der hohe Maximalpreis im Optimierungsmodell entspricht im vor-
liegenden Fall den spezifischen Einsatzkosten eines Olkraftwerks, das fiir
lediglich eine Stunde hochgefahren werden musste. Die Kennzahlen ver-
deutlichen insgesamt, dass der Simulationsansatz (in Verbindung mit der
integrierten gemischt-ganzzahligen Optimierung) eine bessere Abbildung

des Marktgeschehens ermdoglicht als ein reines Optimierungsmodell.
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6 Analyse des Bedarfs und der
Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern
im zukulinftigen Elektrizitatssystem

6.1 Energieszenarien des zukiinftigen deutschen
Elektrizitatssystems

Um den Bedarf und die Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern im zukiinf-
tigen Stromversorgungssystem zu analysieren, wird das im vorangegange-
nen Kapitel beschriebene Modell PowerACE eingesetzt. Notwendig fiir die
Simulation zukiinftiger Jahre sind Annahmen bzgl. der Entwicklung des
Stromverbrauchs, der Energietriger- und CO,-Preise sowie des Beitrags er-
neuerbarer Energien. Hierfiir wird auf bestehende Studien zuriickgegriffen.
In diesem Kapitel wird eine Auswahl aktueller Studienergebnisse prisen-
tiert, um eine Bandbreite der moglichen Annahmen aufzuzeigen. Anschlie-
Bend werden aus dieser Gesamtmenge bestimmte Szenarien ausgewihlt,
die spiter im Detail unter Verwendung des PowerACE-Modells analysiert

werden.

6.1.1 Energieszenarien aus ausgewdéhlten Studien

Zum Vergleich herangezogen werden Studien, die Prognosen zur Entwick-
lung der o. g. Grolen enthalten. Die Internationale Energieagentur (IEA)
veroffentlicht bspw. jahrliche Berichte (,,World Energy Outlook®), in denen
mogliche zukiinftige Erdgas-, Steinkohle- und CO,-Preise enthalten sind
(vgl. International Energy Agency, 2010). Dariiber hinaus gibt es eine Rei-

he deutschlandspezifischer Studien, die nicht nur Aussagen zur Entwick-
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Abbildung 6.1: Mogliche Entwicklungen fiir den Erdgas- und CO,-Preis

lung der Energietriger- und CO;-Preise treffen sondern auch zur instal-
lierten Leistung erneuerbarer Energien und zur Stromnachfrage. Folgende
Studien werden im weiteren Verlauf des Abschnitts im Detail untersucht:
~DLR: Leitstudie* (vgl. Nitsch et al., 2010), ,,JER: EE + Kernenergie* (vgl.
Hundt et al., 2009), ,,IER: Energieprognose* (vgl. Fahl etal., 2010), ,,EWTI:
Energieszenarien (vgl. Schlesinger etal., 2010) und ,,WWF: Modell DE*
(vgl. Kirchner und Matthes, 2009). In der aktuellen energiepolitischen Dis-
kussion haben zwei dieser Studien eine besondere Relevanz: Dies sind zum
einen die Energieszenarien (EWI), die eine Entscheidungsgrundlage fiir das
Energiekonzept der Bundesregierung bilden, und zum anderen die Leitstu-
die (DLR), die jahrlich vom Bundesumweltministerium in Auftrag gegeben
wird.

Die Abbildungen 6.1a und 6.1b zeigen einen Uberblick iiber die Erdgas-
und CO,-Preise, die in den genannten Studien ausgewiesen werden'. Die
Preisannahmen aus Nitsch et al. (2010) konnen verglichen mit den anderen
Studien als hochpreisig eingestuft werden (Gas 2030: 53 €/MWhy,), wih-
rend die Preisentwicklung aus Hundt etal. (2009) eher ein Niedrigpreiss-
zenario darstellt (Gas 2030: 22 €/MWhy,). In Schlesinger et al. (2010) stei-

L Alle Preise wurden in €919 umgerechnet.
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6.1 Energieszenarien des zukiinftigen deutschen Elektrizitétssystems
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gen die Gaspreise von 21 auf 27 €/MWhy,, was einem moderaten Anstieg
entspricht. In International Energy Agency (2010) unterscheiden die Auto-
ren drei Szenarien: Fortschreibung aktueller klimapolitischer Malnahmen
(sog. ,.current policies scenario®, WEO-CP), neue, ambitioniertere Mal3-
nahmen (sog. ,,new policies scenario®, WEO-NP) sowie verschirfte Maf3-
nahmen, damit die Treibhausgas-Konzentration nicht tiber 450 ppm steigt
(sog. ,,450 scenario®, WEO-450). Sichtbar wird dies in den unterschiedli-
chen CO;-Preisen, die in WEO-CP am niedrigsten (bis zu 33 €/t) und in
WEO-450 am hochsten sind (bis zu 75 €/t). Die hohen CO,-Preise fiih-
ren zu einem Nachfrageriickgang nach fossilen Energietrigern, weswegen
die niedrigsten Gaspreise in WEO-450 zu finden sind (ca. 27 €/MWhy,
in 2030) und die hochsten in WEO-CP (ca. 34 €/ MWhy, in 2030). Vor-
aussetzung fiir diesen Zusammenhang ist, dass die ambitionierten CO,-
Minderungsziele in moglichst vielen Landern gelten. Werden diese Zie-
le nur regional — bspw. nur von der Landern der Europdischen Union —
verfolgt, ist auch das zeitgleiche Auftreten hoher Preise fiir fossile Ener-
gietrdger und hoher CO,-Preise moglich. Insofern widersprechen sich die
Annahmen aus WEO-450 und Nitsch et al. (2010) nicht.
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6 Analyse des Bedarfs und der Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern

Abbildung 6.2 zeigt fiir die deutschlandspezifischen Studien die jeweils
angegebene mogliche Entwicklung der installierten Leistung erneuerbarer
Energien (in Deutschland). Auffillig ist zunéchst der deutliche Unterschied
bzgl. der prognostizierten Photovoltaik-Leistung zwischen dlteren (Hundt
etal., 2009, Fahl et al., 2010 und Kirchner und Matthes, 2009) und aktuel-
leren Studien (Nitsch etal., 2010 und Schlesinger et al., 2010). Der Zubau
an Photovoltaik-Anlagen zwischen 2009 und 2011 wurde von allen drei &l-
teren Studien massiv unterschitzt. In diesen Studien liegt die fiir 2030 pro-
gnostizierte installierte PV-Leistung sogar unterhalb des bereits Ende 2011
erreichten Wertes von 24,4 GW. Aus diesem Grund konnen diese Szenarien
fuir die weitere Analyse nicht herangezogen werden.

Bei den beiden aktuelleren Studien gehen die Erwartungen bzgl. des PV-
Zubaus deutlich auseinander, obwohl das Startniveau dhnlich ist. In Nitsch
etal. (2010) wird bspw. fiir das Jahr 2030 25,5 GW mebhr installierte PV-
Leistung erwartet als in Schlesinger etal. (2010). Auch wenn die Volllast-
stunden dieser Technologie in Deutschland vergleichsweise gering sind,
macht diese Differenz in der Stromerzeugung einen Unterschied von knapp
25 TWh pro Jahr aus. Bei den Prognosen fiir den Zubau von Windkraft-
anlagen sind die Unterschiede zwischen diesen Studien kleiner aber immer
noch signifikant (Onshore: 4,1 GW, Offshore: 12,4 GW). Ein nennenswer-
ter Zubau der restlichen EE-Technologien erfolgt in keiner der betrachteten
Studien. Es herrscht Konsens dariiber, dass das Erreichen der ambitionier-
ten EE-Ziele ohne die Beitriige der dargebotsabhiingigen Stromerzeugung
aus Wind- und Solarkraft nicht moglich ist.

Hinsichtlich der Stromnachfrage ist ein Vergleich der unterschiedlichen
Studien schwierig, da unterschiedliche Groflen ausgewiesen werden: So
ist in Nitsch etal. (2010) der Bruttostromverbrauch angegeben, in Schle-
singer etal. (2010) der Nettostromverbrauch, in Hundt etal. (2009) der
Nettostromverbrauch plus Netzverluste und in Fahl etal. (2010) der Net-
tostromverbrauch plus Netzverluste und Pumparbeit. Jedoch ist allen Stu-

dien gemein, dass die Nachfrage riickldufig ist. In Schlesinger et al. (2010)
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6.1 Energieszenarien des zukiinftigen deutschen Elektrizitétssystems

werden bspw. zwei Szenarien unterschieden: ein moderater Riickgang von
rund 541 TWh/a (Stand 2010) auf etwa 500 TWh/a in 2030 und ein starker
Riickgang auf etwa 470 TWh/a in 2030. Grundlage fiir diese Zahlen sind
Annahmen bzgl. der Steigerung der Energieeffizienz, die im ersten Szena-
rio um 1,7 bis 1,9 % pro Jahr ansteigen soll und im zweiten Fall um 2,3 bis
2,5 % pro Jahr. Aus dem Trend eines riickldufigen Stromverbrauchs ldsst
sich schlielen, dass das Erreichen der EE-Ziele nicht nur abhéngig vom
starken Zubau von Wind- und Solarenergieanlagen ist sondern auch vom

Erreichen der jeweiligen Energieeffizienzziele.

6.1.2 Auswahl von Energieszenarien fiir die weitere Analyse
von Energiespeichern

Die vorgestellten Studien zeigen eine iiberschaubare Bandbreite bzgl. der
Entwicklung der Eingangsdaten, die fiir die Modellierung zukiinftiger Jah-
re notwendig sind. Aufgrund des deutlich unterschitzten PV-Zubaus eig-
nen sich die Annahmen aus drei der fiinf deutschlandspezifischen Studien
nicht fiir die weitere Analyse. Allerdings weisen auch die verbliebenen bei-
den Studien eine hinreichend groBe Vielfalt bzgl. des EE-Zubaus und der
Energietriagerpreise auf. Diese beiden Studien bilden die Basis fiir die Ener-
gieszenarien S1 und S2, deren Rahmenbedingungen in Tabelle 6.1 zusam-
mengefasst sind. Was den Zubau erneuerbarer Energien und die Preise fiir
Energietriger angeht, kann S1 als moderates Szenario bezeichnet werden.
Die EE-Ausbauziele von S2 konnen hingegen als ambitioniert charakte-
risiert werden und die Brennstoffpreise als vergleichsweise hoch. Fiir die
beiden Energieszenarien wird eine detaillierte Analyse des Bedarfs und der
Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern mithilfe des PowerACE-Modells
durchgefiihrt.

Die in den Modellldufen zu deckende Systemnachfrage entspricht der Netto-
Stromnachfrage plus den Netzverlusten, die in den vergangenen Jahren

stets rund 5 % der Netto-Stromnachfrage entsprochen haben (vgl. Ziesing,
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2011). Dieser Wert wird fiir zukiinftige Jahre fortgeschrieben. Die System-
nachfrage erhoht sich zudem durch den Einsatz von Pumpspeicherkraft-
werken (sog. Pumparbeit). Diese wird hiufig in Energieszenarien separat
ausgewiesen. Fiir die Simulationen wird diese Eingangsgrofle nicht bend-
tigt, da es sich bei der Speicherarbeit sich um eine modellendogene Grofe,
d. h. der Speichereinsatz und der daraus resultierende Stromverbrauch wer-
den direkt im Modell berechnet.

Tabelle 6.1: Rahmenbedingungen der Energieszenarien S1 und S2 (Quellen: Schle-
singer etal., 2010 bzw. Nitsch etal., 2010)

2010 2020 2020 2030 2030
S1 S2 S1 S2

Erdgaspreis (€2010/MWhy,) 20,7 23,8 40,8 26,9 52,6
Steinkohlepreis (€2010/MWhy,) 10,2 9,8 19,4 10,6 24,8
CO,-Preis (€x10/t) 14,3 20,7 42,3 31,1 55,0

Netto-Stromnachfrage (Twh) 541,1 507,8 496,9 500,3 470,7
Kapazitidt Wind Onsh. (GW) 27,2 33,3 33,7 35,8 37,8
Kapazitit Wind Offsh. (GW) 0,1 7,6 10,0 12,6 25,0
Kapazitit Photovoltaik (GW) 17,3 33,3 51,8 37,5 63,0

Kapazitit Biomasse (GW) 6,6 7.3 8,9 7,6 99
Kapazitiat Wasserkraft (GW) 4,8 5,6 4,8 5,6 4,9
Kapazitit Geothermie (GW) 0,0 0,3 0,3 0,4 1,0

6.1.3 Annahmen zur Entwicklung des konventionellen
Kraftwerksparks

Die verwendete Version von PowerACE ist lediglich fiir die Einsatz- nicht
aber fiir die Ausbauplanung geeignet. Daher werden zur Modellierung
zukiinftiger Jahre Angaben zur Entwicklung des konventionellen Kraft-
werksparks als Eingangsdaten benotigt. Entwicklungen, die nach heuti-

gem Kenntnisstand sehr wahrscheinlich sind, werden direkt beriicksich-
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tigt: Gemif §7 des AtG 201 12 werden im Jahr 2020 noch drei Atomkraft-
werke am Netz sein; spitestens 2022 wird die letzte Anlage abgeschaltet.
Bekannte Zubauprojekte werden BNetzA (2011c) entnommen: Insgesamt
sind Erzeugungskapazititen mit einer Leistung von 15,2 GW in Bau oder
angekiindigt. Auf Seiten der Energiespeicher wird damit gerechnet, dass
das Pumpspeicherkraftwerk Atdorf im Jahr 2019 fertiggestellt wird. Seine
Speicherkapazitit soll 13.000 MWh betragen, die Pump- bzw. Turbinier-
leistung 1,4 GW.

Die bisher bekannten Neubauprojekte reichen nicht aus, um die zukiinftige
Nachfrage der Energieszenarien S1 und S2 zu decken. Der zusétzlich not-
wendige Zubau bis zu den Jahren 2020 und 2030 wird aus den in Schle-
singer etal. (2010) veroffentlichten Ergebnissen abgeleitet. Die Autoren
der Studie weisen die Entwicklung der Stromerzeugungskapazititen nach
Energietriger aus. Die konkreten Werte fiir die konventionellen Energietra-
ger sind in Tabelle 6.2 aufgefiihrt.

Tabelle 6.2: Entwicklung der konventionellen Stromerzeugungskapazititen nach
Energietriger (Quelle: Schlesinger etal., 2010, S. A 1-21)

2008 2020 2030

Inst. Leistung Uran (Gw) 20,4 6,7 0,0
Inst. Leistung Steinkohle Gw) 30,7 28,5 18,0
Inst. Leistung Braunkohle Gw) 224 214 11,8
Inst. Leistung Erdgas (Gw) 25,77 244 457
Inst. Leistung Heizol Gw) 6,7 0,7 0,4

Inst. Leistung andere Brennstoffe (Gw) 3,2 3,5 3,4

Aus einem Vergleich dieser Werte mit der statischen Entwicklung des kon-
ventionellen Kraftwerksparks ohne Neuinvestitionen (vgl. Abbildung 5.7)
lasst sich der Zubau ableiten. Demzufolge werden bis 2020 Braunkohle-
kraftwerke mit einer Gesamtleistung von ca. 5,8 GW und Erdgaskraftwer-
ke mit einer Gesamtleistung von ca. 2,5 GW zugebaut. Zwischen 2020 und

2 Atomgesetz in der Fassung der Bekanntmachung vom 06.08.2011 (BGBL. I S. 1704)
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2030 wird vor allem Erdgaskraftwerke investiert (etwa 26,5 GW), verein-
zelt werden éltere Braunkohleanlagen durch neue ersetzt (etwa 2,3 GW).
Die Speicherkapazititen bleiben tiber die Jahre konstant, d. h. die Autoren
gehen nicht von einem Zubau aus, weder in Pumpspeicher noch in ande-
re Speichertechnologien. Der Wirkungsgrad, die technische Lebensdauer
und die Verfiigbarkeit eines neugebauten thermischen Kraftwerks werden

Schlesinger etal. (2010, S. 44) entnommen.

6.2 Charakterisierung der veranderten residualen Last

Die residuale Last ist die zentrale Eingangsgrofie im Modell und bestimmt
mafigeblich den Kraftwerks- und Speichereinsatz. Sie ergibt sich aus der
Differenz zwischen der Systemlast und der Einspeisung erneuerbarer Ener-
gien. Durch Vorgabe eines Profil- bzw. Wetterjahres lassen sich aus den
Jahresstromverbrauchen und den regenerativen Erzeugungskapazititen der
beiden Energieszenarien (vgl. Tabelle 6.1) stiindliche Zeitreihen ableiten.
Als Profil- und Wetterjahr wird zunichst das Jahr 2009 gewihlt®, Vari-
ationsrechnungen werden anschliefend fiir das Wetterjahr 2008 durchge-
fithrt*. Im Folgenden werden die Zeitreihen anhand von statistischen Kenn-
zahlen und unter Verwendung der Fourieranalyse charakterisiert und dem
Vergleichsjahr 2009 gegeniibergestellt. Dabei wird unterschieden zwischen
einer statischen Charakterisierung, bei der nur die unverdnderten Eingangs-
daten untersucht werden, und einer dynamischen Charakterisierung. Im
zweiten Fall wird unter Verwendung des PowerACE-Modells der Speicher-
einsatz fiir die einzelnen Jahre und Szenarien ermittelt und daraus eine ef-
fektive Residuallast — d. h. die statische Residuallast abziiglich der stiindli-

chen Stromerzeugung und zuziiglich des stiindlichen Stromverbrauchs von

3Kennzahlen und Analysen zu den Einspeisezeitreihen von Wind- und Solarenergieanlagen
im Jahr 2009 finden sich in Abschnitt 3.3.1.

4Wie in Abschnitt 3.3.1 ausgefiihrt wurde, liegen fiir aktuellere Jahre nur unvollstindige
Zeitreihen fiir die Einspeisung aus erneuerbaren Energien vor. Daher wird die Analyse fiir
die beiden Wetterjahre 2008 und 2009 durchgefiihrt.
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Energiespeichern — abgeleitet und anschlieBend mit der gleichen Methodik
charakterisiert wie die statische Residuallast.

6.2.1 Charakterisierung der statischen Residuallast

Tabelle 6.3: Statistische Kennzahlen der heutigen und der zukiinftigen residualen

Last

2009 2020 2020 2030 2030

S1 S2 S1 S2

Summe (Twh) 443,1 352,5 306,5 320,2 2072
Mittelwert (Gw) 50,6 40,2 35,0 36,6 23,6
Median Gw) 51,1 39,6 34,4 35,8 23,7
Minimum Gw) 23,9 0,9 -147 -6,3  -36,2
Maximum (Gw) 80,5 76,7 73,8 74,8 67,6

Standardabweichung (Gw) 11,5 12,3 13,4 12,8 15,4

Aus den Kennzahlen in Tabelle 6.3 wird ersichtlich, dass die mittlere re-
siduale Last durch den steigenden Beitrag regenerativer Stromerzeugung
und durch die deutlich sinkende Stromnachfrage erwartungsgemif sinkt.
Der Riickgang ist bei der minimalen residualen Last besonders deutlich;
sie nimmt bereits 2020 im moderaten Energieszenario S1 Werte nahe der
Null an und liegt in den anderen Fillen sogar im negativen Bereich®. Die
maximale residuale Last sinkt hingegen nur schwach, da es weiterhin Stun-
den gibt, in denen nur wenig Strom aus erneuerbaren Energien eingespeist
wird (vgl. Abbildung 3.15). Der Riickgang ist mafigeblich durch die sin-
kende Stromnachfrage bedingt. Die ansteigende Standardabweichung ver-
deutlicht, dass die Schwankungen der residualen Last zunehmen. Hier wird

der steigende Beitrag fluktuierender Stromerzeugung sichtbar.

SDurch den Einsatz von Energiespeichern oder die Beriicksichtigung von Exporten kann die
minimale Residuallast noch angehoben werden. Untersuchungen hierzu werden im folgen-
den Abschnitt durchgefiihrt.
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Tabelle 6.4: Gradienten der heutigen und der zukiinftigen residualen Last

2009 2020 2020 2030 2030
S1 S2 S1 S2

Maximaler Gradient ,/* (GW/h) 12,0 12,5 12,5 12,8 14,7

Mittlerer Gradient /' (GW/h) 2,5 2,7 3,0 2,7 3,3
Maximaler Gradient \, (GW/h) 7,3 8,4 9.4 85 11,6
Mittlerer Gradient N\, (GW/h) 2,0 2,2 2.5 2.3 2.8

Abbildung 6.3: Ausschnitt der gefilterten und ungefilterten Residuallast fiir die Jah-
re 2009, 2020 und 2030 sowie fiir das Energieszenario S1
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Der Vergleich heutiger und zukiinftiger Residuallastgradienten (vgl. Tabel-

le 6.4) zeigt, dass die Amplituden der stiindlichen Anderungsraten zuneh-

men. Das bedeutet, dass der steuerbare Anteil der Angebotsseite des Ener-

giesystems nicht nur auf hidufigere sondern auch auf heftigere Schwankun-

gen reagieren muss. Eine dritte wichtige Kenngrof3e fiir die Angebotssei-

te ist die Periodizitéit der Verdnderungen, d. h. bspw. der zeitliche Abstand

zwischen einem Peak und einem Off-Peak in der residualen Last. Aufgrund

von technischen Restriktionen kann der Kraftwerkspark nicht beliebig vie-

len Verdanderungen in einem bestimmten Zeitintervall folgen. Mindestlauf-

zeiten verhindern bspw. ein schnelles Abschalten, wihrend Mindeststill-

standszeiten ein Wiederanfahren verzdgern.
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6.2 Charakterisierung der verinderten residualen Last

Um diesbeziigliche Verdnderungen in der Zeitreihe der Residuallast auf-
zuzeigen, wird zunichst das zugehorige Frequenzspektrum mithilfe der
diskreten Fourier-Transformation berechnet (vgl. Brigham, 1988). Aus die-
sem Spektrum werden anschlieend die niederfrequenten Anteile — d. h. die
Anteile mit einer groen oder einer unendlichen Periodenldnge — entfernt.
Konkret wird eine Schwellenperiodenlidnge von zwolf Stunden angesetzt,
da sich die technischen Vorgaben fiir die Mindestlauf- und -stillstandszeiten
von Kraftwerken in diesem Zeitbereich bewegen. Dieses gefilterte Fre-
quenzspektrum wird anschlieBend in den Zeitraum zuriicktransformiert.
Ein Ausschnitt beider Zeitreihen ist fiir unterschiedliche Jahre in Abbil-
dung 6.3 dargestellt. Erkennbar ist, dass die gefilterte Zeitreihe keine An-
teile mit einer Periodendauer von zwolf oder mehr Stunden mehr enthiilt.
Die resultierende Zeitreihe schwankt um Null, da sie auch keine aperiodi-
schen Beitrige — d. h. Beitrdge mit einer Frequenz von Null — mehr enthilt.
Die Summe der Betriige dieser gefilterten Last wird als Vergleichsmalf} her-
angezogen, um die Unterschiede zwischen den einzelnen Jahren und Ener-

gieszenarien aufzuzeigen. Das MaB wird mit E® bezeichnet und wie folgt

berechnet:
8760
Ebl = Z |Lf) - At 6.1)
h=1
mit:

h Stunde im Jahr

At Abstand zwischen zwei Zeitschritten (hier: Ar = 1h)

E"  Notwendige jihrliche Ausgleichsenergie fiir den hoherfrequenten
Bereich der Residuallast (GWh)

L gefilterte Residuallast in der Stunde /1 (GW)

|LE"| - At hat den Charakter einer Ausgleichsenergie, die aufgebracht wer-

den muss, um Schwankungen im hoherfrequenten Bereich der residualen
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Last auszugleichen®. Die aus den jeweiligen Jahren und Energieszenarien
resultierenden Mafizahlen sind in Tabelle 6.5 zusammengefasst. Erkenn-
bar ist, dass die notwendige Ausgleichsenergie zwischen 2009 und 2030
kontinuierlich ansteigt. Der Effekt ist im Energieszenario S2 deutlich stir-
ker als in S1, da dort der Anteil fluktuierender Stromerzeugung hoher ist.
Diese Kennzahlen verdeutlichen die Bedeutung intertemporaler Nebenbe-
dingungen bei der Modellierung: Die negativen Auswirkungen dieser stir-
ker schwankenden residualen Last auf den Kraftwerkseinsatz kénnen nur
untersucht werden, wenn der Zustand des Kraftwerks zum Zeitpunkt # vom
Zustand des Kraftwerks in 7 — 1,  — 2, t — 3 etc. abhéngig ist.

Tabelle 6.5: Notwendige Ausgleichsenergie fiir den hoherfrequenten Bereich der re-
sidualen Last fiir die Jahre 2009, 2020 und 2030 sowie fiir die Energies-
zenarien S1 und S2

2009 2020 2020 2030 2030
S1 S2 S1 S2

jahrlich (rwn) 29,9 343 351 383 410
max. stiindlich (Gwh) 9,4 13,2 14,1 16,0 18,3
durchschn. stiindlich (Gwn) 3,4 3,9 4,0 4,4 4,7

6.2.2 Charakterisierung der effektiven Residuallast

Wenn die Ladevorgénge von Energiespeichern als Erhhung und die Entla-
devorgénge als Verringerung der Residuallast gewertet werden, ergibt sich
eine neue Zeitreihe, die im Folgenden als effektive Residuallast bezeichnet
wird. Der Speichereinsatz wird unter Verwendung des PowerACE-Modells
fiir die jeweiligen Jahre und Energieszenarien bestimmt, wobei das Modul
fiir die Abbildung des Akteursverhaltens in dieser Analyse abgeschaltet ist,
d. h. ein zentraler Planer fiihrt den Kraftwerks- und Speichereinsatz durch

6Sie ist allerdings nicht gleichzusetzen mit der Ausgleichsenergie, die ein Bilanzkreisverant-
wortlicher beziehen muss, wenn sich die Einspeisungen in und die Entnahmen aus seinem
Bilanzkreis nicht im Gleichgewicht befinden.
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6.2 Charakterisierung der verinderten residualen Last

Abbildung 6.4: Ausschnitt der gefilterten und ungefilterten Residuallast fiir die Jah-
re 2009, 2020 und 2030 sowie fiir das Energieszenario S1
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(Optimierungsmodus). Hierdurch wird vermieden, dass Portfolio-Effekte
auftreten’.

Abbildung 6.4 zeigt den hoherfrequenten Anteil der statischen und effek-
tiven Residuallast im Vergleich. Durch den Einsatz von Energiespeichern
werden die Ausschlige der gefilterten Residuallast sichtbar verringert. Dies
verdeutlichen auch die Kennzahlen zur notwendigen Ausgleichsenergie,
die allesamt unter den Werten ohne Speichereinsatz liegen (vgl. Tabel-
le 6.6).

Die Fourieranalyse zeigt den Effekt des Einsatzes von Energiespeichern:
Durch den Einsatz der vorhandenen Pumpspeicher und des Neubaupro-
jekts Atdorf wird die Ausgleichsenergie, die fiir den hoherfrequenten An-
teil der Residuallast notwendig ist, um bis zu 35 % verringert. Deutlich
wird zudem, dass die heutigen Pumpspeicher sowie Atdorf ausreichen, um
die notwendige Ausgleichsenergie bis 2020 auf dem Niveau von heute zu

halten. Im Energieszenario S2, das einen wesentlichen stirkeren Zubau an

7Im Agentenmodus optimiert jeder Akteur den Einsatz seines eigenen Portfolios. Dies be-
deutet, dass die eigenen Energiespeicher primidr dazu verwendet werden, die Kosten fiir
den Betrieb des eigenen Kraftwerksparks zu minimieren. Im Optimierungsmodus werden
Energiespeicher so eingesetzt, dass die Kosten des gesamten Systems und nicht eines ein-
zelnen Akteurs minimiert werden.
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Wind- und Solarkraftanlagen aufweist, sowie generell im Jahr 2030 kann
das Niveau von 2009 durch den Einsatz dieser Pumpspeicher nicht erreicht

werden.

Tabelle 6.6: Nach Speichereinsatz verbliebene, notwendige Ausgleichsenergie fiir
den hoherfrequenten Bereich der residualen Last fiir die Jahre 2009,
2020 und 2030 sowie fiir die Energieszenarien S1 und S2

2009 2020 2030 2020 2030
S1 S1 S2 S2

jahrlich (Twn) 22,1 22,7 29,6 248 284
Veranderung (Twh) -7,8  -11,7 5,6 -13,5 -12,6
max. stiindlich (Gwn) 7,9 8,8 11,4 9,3 11,8
Verinderung (Gwh) -1,5 4.4 2.7 -6,7 -6,6
durchschn. stiindlich (Gwh) 2,5 2,6 3,4 2,8 3,2
Verdnderung (Gwh) -0,9 -1,3 -0,6 -1,5 -1,4

Ohne weitere Energiespeicher muss die verbliebene notwendige Menge
an Ausgleichsenergie von thermischen Kraftwerken bereitgestellt werden.
Die Auswirkungen dieser Fluktuationen auf den Kraftwerkseinsatz und die
Kosten der Strombereitstellung werden im folgenden Abschnitt untersucht.

6.3 Auswirkungen der Fluktuationen auf den Einsatz
thermischer Kraftwerke

Die Verinderungen in der residualen Last bewirken, dass die steuerbare
Seite des Stromangebots auf hiufigere und heftigere Schwankungen rea-
gieren muss, die zudem vor allem im hoherfrequenten Bereich liegen. Um
die Auswirkungen auf den Kraftwerkseinsatz sichtbar zu machen, wird mit-
hilfe des PowerACE-Modells quantifiziert, wie sich die Einsatzkosten ver-
dndern. Auch fiir diese Analyse wird PowerACE im Optimierungsmodus
betrieben, um Portfolio-Effekte zu vermeiden. Da es aufgrund der anstei-

genden Energietrigerpreise ohnehin zu einer Verteuerung des Kraftwerk-
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seinsatzes kommt, werden zusétzliche Vergleichsrechnungen durchgefiihrt,
in denen ein vereinfachtes Kraftwerkseinsatzproblem gelost wird, das nicht
sensitiv auf die Fluktuationen der Residuallast ist. Konkret werden alle in-
tertemporalen Nebenbedingungen entfernt und es wird auf die Deklaration
bindrer Variablen verzichtet. Dies betrifft vor allem die Modellierung ther-
mischer Kraftwerke und ihrer Einsatzkosten. Verglichen mit dem urspriing-

lichen Optimierungsroblem enthilt das neue folgende Vereinfachungen:

e Vernachlissigung der Mindestlaufzeit (Kraftwerke)

Vernachlissigung der Mindeststillstandszeit (Kraftwerke)

e Vernachlidssigung von Anfahrkosten (Energiespeicher, Kraftwerke)

Vernachldssigung der Mindestleistung (Energiespeicher,
Kraftwerke)

Vernachlissigung der begrenzten Lastinderungsgeschwindigkeit
(Kraftwerke)

e Vernachldssigung von Teillastwirkungsgraden (Kraftwerke)

Das zu 16sende Optimierungsproblem ist damit rein linear (LP) —im Gegen-
satz zum urspriinglichen Problem, das gemischt-ganzzahlig ist (MIP). Da-
durch, dass keine intertemporalen Restriktionen und keine bindren Varia-
blen vorkommen, spielt es keine Rolle, wie stark die Residuallast schwankt
— jedes Kraftwerk ist imstande, den Fluktuationen zu folgen. Zusitzliche
Kosten aufgrund haufigerer und oder heftigerer Schwankungen entstehen
nicht, da der Kraftwerkseinsatz zum Zeitpunkt ¢ unabhingig vom Kraft-
werkseinsatz zum Zeitpunkt r — 1, ¢ — 2, ¢ — 3 etc. ist.

Eine Vergleich der Kraftwerkseinsatzkosten fiir unterschiedliche Jahre und
Szenarien zeigt, dass das Delta zwischen MIP und LP von knapp 180
Mio. € im Jahr 2009 auf etwa 720 Mio. € in 2030 (S2) ansteigt (vgl.
Tabelle 6.7). Dies entspricht einem Anteil von zwei Prozent (2009) bzw.
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Tabelle 6.7: Aus der Deckung des residualen Strombedarfs resultierende Einsatz-
kosten fiir die Jahre 2009, 2020 und 2030 sowie fiir die Energieszena-
rien S1 und S2

2009 2020 2030 2020 2030
S1 S1 S2 S2

Kosten (MIP) Mio.€) 9.907 10.682 15.002 15.759 16.840
Kosten (LP) ™Mio.€)  9.728 10424 14.691 15.338 16.120

Differenz (Mio. €) 179 258 311 421 720
Anteil (%) 1,8 2,4 2,1 2,7 4,3

vier Prozent (2030, S2) an den gesamten Einsatzkosten. Hieraus folgt, dass
die Differenzkosten stirker ansteigen als die Gesamtkosten, d. h. sowohl
die Fluktuationen als auch die steigenden Energietrigerpreise verteuern
den Kraftwerkseinsatz. Sichtbar werden diese Kosten der fluktuierenden
Residuallast nur, wenn die genannten technisch-wirtschaftliche Restriktio-
nen im Optimierungsproblem beriicksichtigt werden. Absolut gesehen ist
eine Unterschitzung der jahrlichen Einsatzkosten um bis zu 720 Mio. € si-
gnifikant fiir die Bewertung von Energiespeichern, da die Annuitit der In-
vestition fiir einen groBtechnischen Speicher bei 70 bis 110 Mio. € liegt
(vgl. Tabelle 6.11). Zudem sinkt der Wert eines Speichers, wenn der Kraft-
werkseinsatz vereinfachend als rein lineares Optimierungsproblem abgebil-
det wird, da ein Speichers dann im Wesentlichen dafiir eingesetzt wird, die
Mittel- und Spitzenlast abzudecken. In diesem Bereich besteht eine grofie
Konkurrenz mit Kraftwerkstechnologien, die auf den Energietrager Erdgas
setzen. Gegeniiber diesen sind Energiespeicher hiufig benachteiligt, da sie
auf eingespeicherte Elektrizitét als ,,Brennstoft* zuriickgreifen miissen. Ins-
gesamt verdeutlichen die Ergebnisse dieser Vergleichsrechnung, wie wich-
tig eine detailgetreue Abbildung der Implikationen fluktuierender Erzeu-
gung auf den Kraftwerkseinsatz ist. Andernfalls ist nur eine unvollstindige

Wirtschaftlichkeitsbewertung von Energiespeichertechnologien moglich.
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6.4 Auswirkungen der Fluktuationen auf den Strommarkt und
die Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern

Die Untersuchungen in den vorherigen Abschnitten haben gezeigt, dass der
zunehmende Beitrag fluktuierender Erzeugung die Struktur der residualen
Last verdandert und beim Kraftwerkseinsatz zusitzliche Kosten entstehen,
da einige Einheiten ofter in Teillast betrieben und hiufiger an- und abgefah-
ren werden miissen. Nun werden die technischen und wirtschaftlichen Im-
plikationen dieser Fluktuationen aus Sicht ausgewihlter Akteure im Strom-
sektor niher untersucht. Hierzu wird das PowerACE-Modell im Simula-
tionsmodus betrieben, d. h. die Strompreise sind das Resultat einer téglich
stattfindenden Spotmarktauktion, fiir die die unterschiedlichen Akteure Ge-
bote abgeben (vgl. Abschnitt 5.2). Der akteursspezifische Kraftwerksein-
satz ist auch im Simulationsmodus das Ergebnis einer Optimierung, d. h.
die Auswirkungen der Fluktuationen auf den Betrieb der Energiespeicher
und der thermischen Kraftwerke werden auch im Simulationsmodus abge-
bildet.

6.4.1 Ergebnisse der Marktsimulation

Tabelle 6.8: Zentrale Ergebnisse der Marktsimulation fiir die Jahre 2009, 2020 und
2030 sowie die Energieszenarien S1 und S2

2009 2020 2030 2020 2030
(real) S1 S1 S2 S2

EE-Anteil (%) 17 34 41 39 58
Mittl. Spotmarktpreis (€/Mwh) 422 422 533 735 79,9
CO,-Emissionen, abs. (M) 294 249 230 204 156
CO,-Emissionen, spez. (gkWh,) 561 467 438 390 316
Regen. Uberproduktion Gwh) n.v. 0 0 25 1415
Konv. Uberproduktion Gwh) n.v. 81 9% 775 3515
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Die zentralen Ergebnisse der Marktsimulation sind in Tabelle 6.8 zusam-
mengefasst. Verglichen mit dem Niveau von 2009 steigen die mittleren
Spotmarktpreise im Energieszenario S1 entsprechend dem moderaten An-
stieg der Energietrdgerpreise nur leicht an. Hingegen ist im anderen Ener-
gieszenario (S2), dem ein starker Anstieg der Brennstoff- und CO,-Preise
zugrunde liegt, zu beobachten, dass der mittlere GroBhandelspreis von
42,2 €/MWh in 2009 auf 79,9 €/MWh in 2030 ansteigt. Zu beachten ist,
dass dieser deutliche Anstieg nicht eins zu eins auf die Preise fiir Haushalts-
oder Industriekunden iibertragen werden kann, da die Erzeugungskosten
nur einen Teil der Gesamtkosten ausmachen. Signifikante Beitrige zu den
Gesamtkosten leisten auch die Ubertragungsentgelte und die EEG-Umlage
sowie die Energie- und Umsatzsteuer. Die zukiinftige Entwicklung dieser
Beitrige ist nicht in gleicher Weise an die Entwicklung der Energietriger-
preise gekoppelt wie die der Erzeugungskosten. Steigende Preise fiir fossile
Energietriger konnen bspw. den Anstieg der EEG-Umlage dampfen, da die
Differenzkosten — d. h. die Differenz zwischen den Kosten fiir die Erzeu-
gung einer Kilowattstunde regenerativer und konventioneller Elektrizitit —
sinken und diese ein wesentlicher Treiber fiir die Hohe der EEG-Umlage
sind. Im Rahmen des verwendeten Modells und seiner Modellgrenzen kon-
nen zu diesen Beitrdgen keine quantitativen Aussagen gemacht werden. Fiir
eine Bewertung der Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern oder Kraft-
werken im Allgemeinen sind diese Beitrdge ohnehin kaum relevant, da sie
groBtenteils reguliert sind. Erlose werden mit einem Speicher durch die
Vermarktung seiner Kapazitidt an den Stromborsen erzielt, weswegen die
Borsenpreise und die Erzeugungskosten die relevanten Einflussgrofien fiir
die Wirtschaftlichkeit sind.

Die CO;-Emissionen sinken relativ langsam, obwohl gegeniiber dem Jahr

2009 bereits in 2020 mindestens eine Verdoppelung des Beitrags erneuerba-
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rer Energien zur Deckung des Strombedarfs erreicht wird®. Dieser Umstand
ist bedingt durch den Ausstieg aus der Atomkraft, der den Bau von Ersatz-
kapazititen notwendig macht. Die wegfallende Stromproduktion aus Kern-
energieanlagen kann nur zum Teil durch CO,-emissionsfreie Erzeugung
aus regenerativen Anlagen ersetzt werden. Kraftwerke, in denen fossile
Energietriger verfeuert werden, ersetzen die restliche Menge. Hierbei han-
delt es sich zu einem signifikanten Teil um Braunkohlekraftwerke, die ho-
he spezifische CO,-Emissionen von knapp 400 g/kWhy, aufweisen. Selbst
bei einem Wirkungsgrad von 44 %, der lediglich von den neusten Anlagen
erreicht wird, ergeben sich hieraus noch 910 Gramm CO, pro erzeugter
Kilowattstunde elektrischer Energie. Insofern ist das langsame Absinken
der CO,-Emissionen nicht verwunderlich sondern ein direktes Resultat der
zugebauten Ersatzkapazitéten.

Aus dem Pumpspeichereinsatz und der Stromnachfrage lasst sich die in-
tegrierte Stromproduktion aus erneuerbaren Energien ableiten. Sofern die
EE-Erzeugung in einer Stunde die Summe aus Pumparbeit und Nachfrage-
last in der gleichen Stunde iibersteigt, wird diese Produktion als tiberschiis-
sig bezeichnet und miisste ohne weitere MaBnahmen abgeregelt werden®.
Die Berechnungen zeigen, dass die heutigen Pumpspeicher inklusive des
Neubauprojekts Atdorf ausreichen, um die EE-Erzeugung, die sich aus dem
moderaten Zubau des Energieszenarios S1 ergibt, vollstindig ins Stromsys-
tem zu integrieren. Im zweiten Energieszenario liegen andere Rahmenbe-
dingungen vor: Einerseits steigen die aus regenerativen Anlagen erzeugten
Strommengen stirker an und andererseits sinkt die Nachfrage signifikant
ab. Dies fiihrt dazu, dass speziell im Jahr 2030 groB3ere Mengen erneuerba-

rer Stromproduktion nicht mehr integriert werden konnen. Konkret miiss-

8In S1 verringern sich die Emissionen bis 2020 um 15,3 %. Der EE-Anteil steigt im gleichen
Zeitraum von 17 auf 34 %. In S2 betrigt die Reduktion bei einem EE-Anteil von 39 % bis
2020 30,6 %.

9Fiir den Begriff der iiberschiissigen EE-Erzeugung existieren je nach Einbeziehung von
Netzengpissen auf unterschiedlichen Spannungsebenen auch alternative Definitionen. Im
Rahmen dieser Arbeit ist immer der Uberschuss auf oberster Spannungsebene bei einem
ausreichend ausgebauten Ubertragungsnetz gemeint.
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Abbildung 6.5: Stiindlicher Kraftwerks- und Speichereinsatz aggregiert nach Ener-
gietriger in der zweiten Dezemberhilfte des Jahres 2030 (Energie-
szenario S2)
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ten im Jahr 2030 nahezu 1,4 TWh Elektrizitit abgeregelt werden. Dies ent-
spricht ca. 0,5 % der Jahresproduktion.

Mit steigendem Beitrag fluktuierender Stromerzeugung ist zudem ein neu-
es Phiinomen zu beobachten: Nicht nur regenerative sondern auch konven-
tionelle Uberproduktion tritt auf. Sichtbar im Rahmen der Modellgrenzen
wird diese Uberproduktion, indem aus Gleichung (5.9) die Gleichheits-
bedingung abgeschwicht wird. Dies bedeutet, dass in einer bestimmten
Stunde die produzierte Strommenge nicht exakt gleich sondern nur grofer
gleich der verbrauchten Strommenge sein muss. Zusétzliche Produktion ist
in der Regel mit zusitzlichen Kosten verbunden. Im Zusammenwirken mit
intertemporalen Nebenbedingungen kann es jedoch zu Situationen kom-
men, in denen es kostengiinstiger ist, eine Anlage weiter produzieren zu
lassen anstatt sie fiir wenige Stunden abzuschalten. Ebenso kann die Ver-
pflichtung, negative Regelleistung vorzuhalten, dazu fithren, dass bestimm-
te Anlagen in Betrieb bleiben miissen, damit negative Regelleistung zur
Verfiigung steht. Es handelt sich daher um ein Phéanomen, das nicht nur
wirtschaftliche sondern auch technische Ursachen hat. Dies ist in Abbil-

dung 6.5 illustriert. Fiir die zweiten Dezemberhilfte des Jahres 2030 sowie
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fiir das Energieszenario S2 zeigt die Grafik die stiindliche Produktion ther-
mischer Kraftwerke gruppiert nach Energietragern (Flidchen im positiven
Bereich der Ordinate) sowie die Speicherarbeit und die iiberschiissige Pro-
duktion (Flichen im negativen Bereich der Ordinate). Zusitzlich sind die
stiindliche Last und die Einspeisung aus regenerativen Anlagen als Linien
eingezeichnet. Erkennbar wird, dass die EE-Erzeugung vom 25. bis 27. De-
zember auf einem &dhnlichen Niveau wie die Last liegt und diese in eini-
gen Stunden sogar iibersteigt. Wihrend der Weihnachtszeit ist die Strom-
nachfrage typischerweise sehr schwach. Zudem fillt sie in diesem Fall mit
einer Starkwindphase zusammen, so dass es teilweise zu einer negativen
Residuallast kommt. Trotz dieser negativer Residuallast bleiben bspw. am
26. Dezember einige Braunkohleanlagen (gedrosselt) am Netz und erhhen
so die iiberschiissige Strommenge. Diese miissen in Betrieb bleiben, damit
negative Regelleistung vorgehalten werden kann.

Sowohl in 2020 als auch 2030 kann in beiden Energieszenarien konventio-
nelle Uberproduktion beobachtet werden. Diese iibersteigt in allen Fillen
die iiberschiissige Strommenge, die aus regenerativen Anlagen stammt. Die
Dauerlinien dieser Uberproduktion sind in Abbildung 6.6 dargestellt. Sie
geben einen ersten Anhaltspunkt beziiglich der moglichen Auslastung zu-
satzlicher Energiespeicher. So ist aufgrund der iiberschiissigen Strommen-
gen in S2 im Jahr 2030 fiir eine Einspeichereinheit in der Gréenordnung
von 500 MW eine Auslastung von knapp 1000 Stunden moglich, wenn aus-
schlieBlich iiberschiissiger Strom eingespeichert werden soll. In der ande-
ren Fillen ist die mogliche Auslastung weitaus geringer und betriagt nur
wenige Hundert Stunden im Jahr. Zu beachten ist, dass diese Zahlen noch
keine Schlussfolgerung dariiber zulassen, ob ein wirtschaftlicher Betrieb ei-
nes solchen Systems moglich ist, da erstens nicht nur iiberschiissiger Strom
eingespeichert werden kann und zweitens die daraus erzielbaren Erlose be-
rechnet werden miissen. In den folgenden Abschnitten werden ausgewihlte

Energiespeichertechnologien beziiglich ihrer Wirtschaftlichkeit bewertet.
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Abbildung 6.6: Dauerlinien der iiberschiissigen Leistung fiir die Jahre 2020 und
2030 sowie die Energieszenarien S1 und S2
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Abbildung 6.7: Obergrenze fiir den Deckungsbeitrag aus Handelsaktivititen am
Spotmarkt (2020 und 2030 sowie S1 und S2) relativ zur Annuitét
der Investition
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Abbildung 6.8: Deckungsbeitrag aus Handelsaktivitdten am Spotmarkt (2020 und
2030 sowie S1 und S2) in Abhiéngigkeit der Speicherkapazitit
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Abbildung 6.9: Deckungsbeitrag aus Handelsaktivitdten am Spotmarkt (2020 und
2030 sowie S1 und S2) in Abhiéngigkeit der Speicherkapazitit (zen-
traler Wasserstoffspeicher)
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tragegeschifte zu titigen. Das heilit die Schwankungen des Borsenstrom-
preises werden ausgenutzt, um durch gezielte Ein- und Ausspeichervorgin-
ge einen positiven Deckungsbeitrag zu erwirtschaften. Ein zentrales Ergeb-
nis der Simulation mit dem Power ACE-Modell sind die stiindlichen Strom-
preiszeitreihen, aus denen eine Obergrenze fiir diese Deckungsbeitrige be-
rechnet werden kann, indem die in Abschnitt 3.2.5.1 vorgestellte Methodik
angewendet wird.

In Abbildung 6.7 sind die resultierenden Deckungsbeitrige fiir Speicher-
systeme mit acht Volllaststunden Kapazitit in Relation zur jeweiligen An-
nuitit der Investition dargestellt'o. Ersichtlich wird, dass nur in einem Fall
jahrliche Deckungsbeitrige erzielt werden, die iiber der Annuitit der Inves-
tition liegen, nidmlich bei der Pumpspeichertechnologie fiir das Jahr 2030
und das Energieszenario S2. Alle anderen Fille sind unrentabel, wenn der
Speicher einzig dafiir eingesetzt wird, um die Stromproduktion von giinsti-
gere in teurere Stunden zu verlagern.

Variationsrechnung zeigen, dass diese Aussagen fiir gréBere Speicherka-
pazititen grundsitzlich bestehen bleiben. So liegt zwar das Maximum des
Quotienten aus Deckungsbeitrag und Annuitét der Investition fiir Pump-
speicher bei ca. zehn und nicht acht Stunden (vgl. Abbildung 6.8). Dennoch
bleibt das System auch bei der Wahl der optimalen Speicherkapazitit in al-
len Fillen auler 2030 und S2 unrentabel. Verglichen mit der historischen
Analyse aus Abschnitt 3.2.5.2 ist auch fiir den zentralen Wasserstoffspei-
cher eine leichte Verschiebung des Maximums zu beobachten. Die opti-
male Kapazitit liegt nun bei etwa 14 statt 20 Stunden (vgl. Abbildung 6.9).
Allerdings bleiben auch hier die Aussagen zur Unrentabilitét bestehen, d. h.
durch die Wahl der optimalen Speicherkapazitit ist kein Wechsel vom un-
rentablen in den rentablen Betrieb moglich. Auffilligster Unterschied ge-
geniiber der Analyse historischer Preise ist das schnelle Absinken der Kur-

ve hin zu grofleren Speicherkapazititen. Dies ist zundchst iiberraschend, da

10Der Zinssatz und die Abschreibungszeitriume fiir die einzelnen Technologien sind identisch
mit den Werten, die fiir die Analyse in Abschnitt 3.2.5.1 verwendet wurden.
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beim Wasserstoffspeicher aufgrund seiner hohen volumetrischen Energie-
dichte nur geringe Zusatzkosten durch die VergroBerung des Speichervo-
lumens entstehen. Die simulierten Strompreiszeitreihen weisen jedoch ei-
ne duflerst geringe saisonale Schwankungsbreite auf, d. h. eingespeicherte
Elektrizitit wird in der Regel zeitnah wieder ausgespeichert. Somit besit-
zen Speicher mit einem grofen Volumen wirtschaftlich keine Vorteile ge-
geniiber Speichern mit kleineren Kapazititen, wenn es um das Ausnutzen
von Preisschwankungen geht. Treiber fiir eine hohe Auslastung ist unter
den gegebenen Rahmenbedingungen mit einem EE-Anteil von bis zu 60 %
in erster Linie die Hohe des Wirkungsgrads.

Die Deckungsbeitriige, die ein Akteur durch Preisschwankungen erzie-
len kann, bilden heute keine ausreichende Basis fiir den wirtschaftlichen
Betrieb von Energiespeichern (vgl. Abschnitt 3.2.5.2). Die Simulations-
ergebnisse zeigen, dass sich an diesem Umstand in Zukunft kaum etwas 4n-
dert. Zwar kommen durch den steigenden Beitrag vorrangiger Einspeisung
aus EE-Anlagen und durch die iiberschiissige Produktion mehr Situatio-
nen vor, in denen ein giinstiges Einspeicher moglich ist. Andererseits senkt
insbesondere die Stromproduktion von Photovoltaikanlagen die Spitzen-
last wihrend der Mittagsstunden ab. Dies hat einen ddmpfenden Einfluss
auf die Strompreise und ihre Schwankungsbreite: Der preisliche Unter-
schied zwischen Morgen- und Mittagsstunden sinkt und damit verringert
sich auch die Anzahl der Stunden, in denen Arbitragegeschifte mit einem

Energiespeicher betreiben werden kénnen.

6.4.3 Bedarf und Wirtschaftlichkeit ausgewahlter
Energiespeichertechnologien aus Sicht von
Energieversorgern mit einem eigenen
Erzeugungsportfolio

Gegeniiber einem neuen Marktakteur kann ein Energieversorger mit ei-

nem eigenen Erzeugungsportfolio aus dem Besitz von Energiespeichern
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zusitzliche Vorteile ziehen. Die Speicher konnen nicht nur fiir isolierte
Stromhandelsaktivititen eingesetzt werden, sondern auch um den eigenen
Kraftwerkspark effizienter zu betreiben. Durch den Einsatz von Energie-
speichern konnen bspw. Kosten vermieden werden, die aus dem Teillast-
betrieb oder aus Ab- und Wiederanfahrvorgingen von Kraftwerken resul-
tieren. Zudem kann ein Energiespeicher negative Regelleistung vorhalten,
ohne dass die Einheit in Betrieb sein muss. Thermische Kraftwerke miis-
sen hingegen zur Vorhaltung negativer Regelleistung in Betrieb sein, da
sie nur durch Absenken der Produktionsleistung negative Regelenergie zur
Verfiigung stellen konnen. Die Vorgabe, ein Kraftwerk nicht einzusenken,
kann zusitzliche Kosten verursachen, etwa wenn die variablen Kosten einer
thermischen Einheit unter dem Spotmarktpreis liegen. Fiir die Bereitstel-
lung dieser Systemdienstleistung in Phasen mit hoher EE-Einspeisung und
niedriger Residuallast kann der Einsatz von Energiespeichern 6konomisch
effizienter als der Einsatz thermische Kraftwerke sein.

Den Studienergebnissen von Schlesinger et al. (2010) zufolge werden zwi-
schen 2010 und 2030 keine Investitionen in Energiespeicher getitigt. Statt
dessen werden hauptsdchlich Braunkohle- und Gaskraftwerke zugebaut.
Die vier groften in Deutschland aktiven Versorger mit einem eigenen Er-
zeugungsportfolio sind EnBW, E.ON, RWE und Vattenfall. Auf diese kon-
zentrieren sich die folgenden Analysen. Im folgenden wird untersucht, wie
sich die Simulationsergebnisse im Allegemeinen und der Kraftwerksein-
satz dieser Energieversorger im Besonderen verdndert, wenn zusitzlich zu
den thermischen Kraftwerken in Energiespeicher investiert wird. Der Fokus
ist zunichst auf die Pumpspeichertechnologie mit ihrem relativ hohen Wir-
kungsgrad von 80 % gerichtet, anschlieBend werden Variationsrechnung-
en mit anderen Speichertechnologien durchgefiihrt. Zudem wird tiberpriift,
wie robust die Ergebnisse bzgl. wichtiger Modelleingangsdaten wie bspw.

der Brennstoffpreise und der EE-Anteile sind.
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6.4.3.1 Bedarf und Wirtschaftlichkeit zusétzlicher
Pumpspeicher

Die Portfolios der einzelnen Erzeuger werden wie folgt gedndert: EnBW,
E.ON, RWE und Vattenfall bauen — zusétzlich zu den bereits aus Schlesin-
ger etal. (2010) abgeleiteten Investitionen — je einen Pumpspeicher zu. Die
Leistung des zugebauten Blocks betrigt 800 MW und sein Speichervolu-
men — entsprechend der Erkenntnisse aus Abschnitt 6.4.2 — zehn Stunden
Volllast. Die daraus resultierenden Veridnderungen werden durch Berech-
nungen mit dem PowerACE-Modell quantifiziert. Sie sind in Tabelle 6.9

zusammengefasst.

Tabelle 6.9: Aus dem Einsatz zusitzlicher Pumpspeicher resultierende Veridnderun-
gen in den Simulationsergebnissen (2020 und 2030 sowie S1 und S2)

2020 2030 2020 2030
S1 S1 S2 S2

A Mittl. Spotmarktpreis (€/Mwh) 1,3 1,0 2,9 3,2

A CO,-Emissionen, abs. (Mt -1 -3 -1 2
A Regen. Uberproduktion Gwh) 0 0 -15 -523
A Konv. Uberproduktion Gwh) -67 76 -361 -1.217

Bei den Spotmarktpreisen ist in allen Szenarien eine leichter Verteuerung
zu verzeichnen. So steigt der mittlere Preis in S1 und im Jahr 2020 um
knapp 1,2 €/MWh auf 43,4 €/MWh und in S2 um maximal 3,2 €/MWh.
Diese Steigerung beruht auf der Veridnderung der Nachfrage: Die zugebau-
ten Energiespeicher erhohen die Nachfrage insbesondere in den Stunden, in
denen zuvor eine negative oder sehr niedrige Residuallast vorlag. In diesem
Bereich ist die Form der Merit-Order von Anlagen mit variablen Kosten na-
he Null geprigt. Erhoht man die Nachfrage, kommen Anlagen mit hoheren
variablen Kosten zum Einsatz und der Strompreis am Spotmarkt — der dem

Ergebnis einer Einheitspreisauktion entspricht — steigt.
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Besonders deutlich wirkt sich der Einsatz zusétzlicher Pumpspeicher auf
die iiberschiissige Stromproduktion aus, die in allen Fillen signifikant sinkt.
Im Energieszenario S2 betrigt der Riickgang konventioneller Uberproduk-
tion bis zu 1,2 TWh. Auch die abgeregelte EE-Erzeugung kann in S2 durch
den Einsatz von Energiespeichern vor allem im Jahr 2030 deutlich reduziert
werden. Eine vollstindige Integration der iiberschiissigen EE-Erzeugung
ist mit der zusitzlichen Pumpleistung von 3,2 GW nicht méglich — die ne-
gativen Spitzen der Residuallast iibersteigen dann die maximal mogliche
Einspeicherleistung. Dies erklart die unterschiedliche starke Reduktion der
tiberschiissigen Energiemenge bei gleicher Speicherleistung in 2020 und
2030.

Bei den CO,-Emissionen iiberlagern sich zwei Effekte. Die Verwendung
der zuvor iiberschiissigen Stromproduktion reduziert die Gesamtemissio-
nen, da insgesamt weniger Strom produziert werden muss. Auf der ande-
ren Seite steigt die Auslastung unflexibler Kraftwerke, in denen vornehm-
lich die Energietriger Braun- und Steinkohle eingesetzt werden. Dadurch
steigen die Gesamtemissionen. Es hdngt stark von der Struktur des Kraft-
werksparks ab, welcher Effekt iiberwiegt. Im vorliegenden Fall bewirkt
der Bau zusitzlicher Energiespeicher ein geringe Reduktion der Emissio-
nen. Der Riickgang wiirde stidrker ausfallen, wenn der Anteil an Stein- und
Braunkohlekraftwerken geringer wire.

Zur Bewertung der Wirtschaftlichkeit dieser Investitionen werden nun die
akteursspezifischen Simulationsergebnisse herangezogen. Betrachtet man
zuniichst die nach Akteuren aufgeschliisselte konventionelle Uberproduk-
tion in Tabelle 6.10, so fillt auf, dass der Versorger RWE am meisten
vom zusitzlichen Speicher profitiert, wihrend der Speicher im Portfolio
des Versorgers EnBW am wenigsten Effekt hat. Bei RWE sinkt die Uber-
produktion in S2 und im Jahr 2030 bspw. um iiber 800 GWh. Diese Men-
ge entspricht nahezu 70 % des totalen Riickgangs in dem Zeitraum. Eine
Analyse des stiindlichen Kraftwerkseinsatzes zeigt, dass mit den Energie-

speichern insbesondere zuvor iiberschiissiger Braunkohlestrom eingespei-
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Tabelle 6.10: Verinderung der konventionellen Uberproduktion und der Einsatzkos-
ten durch den Einsatz zusitzlicher Energiespeichern, aufgeschliisselt
nach Akteuren (2020 und 2030 sowie S1 und S2)

2020 2030 2020 2030

A konv. Uberproduktion Gwh) S1 S1 S2 S2
EnBW -4,0 -253 4,5  -46,9
E.ON <72 -148 -1164 -116,0
RWE -543  -32,8 -165,5 -815,6
Vattenfall -1,0 -3.5 -74,6  -238,1
A Einsatzkosten (Mio. €)

EnBW -10 -11 -35 -56
E.ON -34 -79 -81 -118
RWE -81 -94 -98 -125
Vattenfall -11 -13 -47 -79

chert wird. Da RWE einen Grofteil der Braunkohleanlagen besitzt, ist der
positive Effekt der zusitzlichen Energiespeicher hier am groften. Die Si-
mulationsergebnisse zeigen zudem, dass die Reduktion der Uberproduk-
tion bei allen Versorgern eine Verringerung der Einsatzkosten bewirkt, da
der zuvor iiberschiissige Strom zu einem anderen Zeitpunkt verwendet wer-
den kann. Grundsitzlich erhoht der Einsatz von Energiespeichern die Aus-
lastung unflexibler Kraftwerke mit niedrigen Stromerzeugungskosten, so
dass die Nachteile langer Mindeststillstands- und Mindestlaufzeiten weni-
ger stark zum Tragen kommen. Gleichzeitig verringert sich die Auslastung
flexibler Kraftwerke mit hoheren Stromerzeugungskosten, da deren Erzeu-
gung teilweise von Energiespeichern verdriangt wird.

Die durch den Einsatz zusitzlicher Energiespeicher erreichte Reduktion der
Kraftwerkseinsatzkosten wird nun den Annuitéten verschiedener Speicher-
investitionen gegeniibergestellt, um die Rentabilitét einer Investition zu be-
werten. In Tabelle 6.11 sind die Investitionsvolumina und deren Annuitéiten
fiir ausgewdhlte Speichertechnologien zusammengefasst. Vergleicht man

die Annuitit einer Pumpspeicherinvestition mit dem Riickgang der Einsatz-
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kosten, so wird ersichtlich, dass im Energieszenario S1 und im Jahr 2020
lediglich eine der vier Speicherinvestitionen rentabel ist, und zwar die des
Versorgers RWE. Eine weitere Investition wird ab dem Jahr 2030 rentabel,
und zwar die des Versorgers E.ON. Grundsitzlich profitieren diese beiden
Versorger stirker von zusitzlichen Speichern, da sich mehr Grundlastkraft-
werke in ihrem Erzeugungsportfolio befinden, die durch den Einsatz von
Energiespeichern besser ausgelastet werden konnen. Insgesamt ist der Spei-
cherbedarf in diesem Energieszenario — mit seinen moderaten Energietré-

gerpreisen und einem Anstieg des EE-Anteils auf etwa 41 % — sehr gering.

Tabelle 6.11: Gesamtinvestition und Annuitéten fiir ausgewihlte Speichertechnolo-
gien (Quelle: eigene Berechnungen)

Typ Grofle  Investition Annuitét

Mio. €) (Mio. €/a)
Pumpspeicher 800 MW, 10h 680 72,1
Adiab. Druckluftspeicher 800 MW, 10h 920 108,1
Redox-Flow-Batterie 800 MW, 10h 1.877 199,0

Im Energieszenario S2 liegen andere Rahmenbedingungen vor. Der EE-
Anteil an der Stromnachfrage steigt hier auf bis zu 58 %. Zudem ist pro-
duzierter Strom wesentlich wertvoller aufgrund der vergleichsweise hohen
Energietriagerpreise. Die Modellberechnungen zeigen, dass sich in diesem
Umfeld bereits 2020 ein wirtschaftlicher Betrieb von zwei zusitzlichen
Pumpspeichern moglich ist. Im Jahr 2030 sind drei von vier Investitio-
nen rentabel. Im Folgenden wird untersucht, wie robust diese Ergebnisse
beziiglich der gewéhlten Speichertechnologie und den gewihlten Rahmen-

bedingungen sind.
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6.4.3.2 Bedarf und Wirtschaftlichkeit anderer
Speichertechnologien

Die eingangs vorgestellten Ergebnisse der Literatur- und Kostenstudie ha-
ben gezeigt, dass die Pumpspeichertechnologie auf absehbare Zeit die ge-
ringsten Vollkosten pro umgesetzter Energiemenge aufweisen wird (vgl.
Abschnitt 3.2). Verglichen mit den anderen grofitechnischen Speichern be-
sitzt sie zudem den hochsten Wirkungsgrad. Beide Aspekte spielen bei der
Bewertung des Bedarfs und der Wirtschaftlichkeit zusétzlicher Energie-
speicher im Portfolio eines Energieversorgers eine wichtige Rolle. Wie
stark sich der Kraftwerkseinsatz durch Investitionen in zusétzliche Energie-
speicher dndert, hingt vom Wirkungsgrad des zugebauten Speichers ab. Ob
ein wirtschaftlicher Betrieb mdoglich ist, hiingt von der Hohe der vermiede-

nen Einsatzkosten und der Annuitét der Speicherinvestition ab.

Tabelle 6.12: Aus dem Einsatz zusitzlicher Druckluftspeicher resultierende Verédn-
derungen in den Simulationsergebnissen (2020 und 2030 sowie S1
und S2)

2020 2030 2020 2030
S1 S1 S2 S2

A Mittl. Spotmarktpreis (e/mMwh) 1.4 1,1 2,7 3,4

A CO,-Emissionen, abs. (Mt 0 -2 0 -2
A Regen. Uberproduktion (Gwh) 0 0 -15 -539
A Konv. Uberproduktion Gwh) -67 =73 -378  -1.228

Zunichst werden die Variationsrechnungen des vorherigen Abschnitts wie-
derholt, mit dem Unterschied, dass nun Energiespeicher mit 70 % Wir-
kungsgrad zugebaut werden. Dies entspricht der Effizienz von Druckluft-

speichern oder Redox-Flow-Batterien!!. Speicherleistung und -kapazitit

1Bei der Diskussion der Simulationsergebnisse wird im Folgenden aus Griinden der Uber-
sichtlichkeit nur von Druckluftspeichern gesprochen. Erst bei den Wirtschaftlichkeits-
betrachtungen wird wieder zwischen Redox-Flow-Batterien und Druckluftspeichern dif-
ferenziert.
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bleiben gegeniiber dem Pumpspeichersystem unverindert. Die Marktsimu-
lation zeigt zunéchst sehr dhnliche Ergebnisse (vgl. Tabelle 6.12): Die Spot-
marktpreise steigen leicht, wihrend bei den anderen Kennzahlen ein riick-
laufiger Trend gegeniiber dem Basissystem zu beobachten ist. Der niedrige-
re Wirkungsgrad wirkt sich insbesondere bei der Reduktion der tiberschiis-
sigen Stromproduktion kaum aus, da die Einspeicherleistung des Speicher-
systems in beiden Fillen gleich ist. Durch die htheren Umwandlungsver-
luste verringert sich lediglich die nutzbare Menge des eingespeicherten
Stroms. Wenn iiber mehrere Stunden hinweg groflere Mengen tiberschiis-
siger Elektrizitit anfallen, ist eine niedrigere Effizienz sogar von Vorteil,
da das verfiigbare Speichervolumen langsamer ausgereizt wird, so dass
letztlich etwas mehr iiberschiissige Produktion eingespeichert werden kann.
Dieser Effekt ist der Grund dafiir, dass im Energieszenario S2 die iiber-
schiissige Produktion durch den Einsatz von Druckluftspeichern etwas stir-
ker sinkt als durch den Einsatz von Pumpspeichern. Beziiglich der Nutzbar-
keit dieser eingespeicherten, iiberschiissigen Elektrizitit ist die Pumpspei-
chertechnologie aufgrund ihres hoheren Wirkungsgrades klar im Vorteil.
Ablesbar ist dies an der gesamten Stromerzeugung aus konventionellen An-
lagen, die durch den Einsatz zusitzlicher Pumpspeicher stirker sinkt als
durch den Einsatz zusitzlicher Druckluftspeicher. Die Menge des erzeug-
ten Stroms ist wiederum der stérkste Treiber fiir die Einsatzkosten. Somit
konnen bei der Verwendung zusitzlicher Druckluftspeicher weniger Ein-
satzkosten vermieden werden als bei der Verwendung zusitzlicher Pump-
speicher. Zieht man zusitzlich zu diesen Nachteilen bei der Vermeidung
von Einsatzkosten noch die hohere Annuitit dieser Speicherinvestition in
Betracht, verringert sich die Anzahl der Fille, in denen ein rentabler Be-
trieb moglich ist. Die Annuitit der Investition betrigt fiir Druckluftspeicher
gemif} Tabelle 6.11 ca. 108 Mio. €. Die durch den Einsatz zusitzlicher
Druckluftspeicher vermiedenen Einsatzkosten iibersteigen nur im Energie-
szenario S2 und im Jahr 2030 und nur fiir die Versorger RWE und E.ON
diesen Wert. Im Energieszenario S1 liegen die vermiedenen Erzeugungs-
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kosten durchgehend unter der Annutitit der Druckluftspeicherinvestition,
so dass kein wirtschaftlicher Betrieb moglich ist.

Eine Redox-Flow-Batterie besitzt einen dhnlichen Wirkungsgrad wie ein
Druckluftspeicher, d. h. die Angaben zu der eingespeicherten Strommen-
ge und die vermiedenen Einsatzkosten verdndern sich nicht. Die Tech-
nologien unterscheiden sich allerdings deutlich bzgl. ihrer Investitions-
annuitidten: Bei einer Redox-Flow-Batterie belduft sich die Annuitéit auf
knapp 200 Mio. € und ist damit verglichen mit der eines Druckluftspei-
chers nahezu doppelt so hoch. Ein wirtschaftlicher Betrieb ist unter diesen
Voraussetzungen in keinem der Energieszenarien moglich. Weiterfithrende
Rechnungen fiir die wasserstoffbasierten Speichertechnologien zeigen, dass
die vermiedenen Einsatzkosten, die aus der Verwendung dieser Speicher re-
sultieren, aufgrund des niedrigeren Wirkungsgrades weiter abnehmen. Aus
Sicht eines Energieversorgers, der mit einem Energiespeicher sein eigenes
Erzeugungsportfolio effizienter betreiben mochte, ist ein Energiespeicher
mit einem niedrigen Wirkungsgrad keine wirtschaftliche Option. Fiir dieses
Betreibermodell eignen sich vor allem Pumpspeicher und mit Einschrin-

kungen adiabate Druckluftspeicher.

6.4.3.3 Variationsrechnungen beziiglich zentraler
Modelleingangsdaten

Aus den bisherigen Untersuchungen folgt, dass die wirtschaftlichen Vortei-
le, die sich aus der Nutzung zusitzlicher Energiespeicher ergeben, im Ener-
gieszenario S2 hoher ist als in S1 und sich dort mehr Félle ergeben, in denen
ein wirtschaftlicher Betrieb von Energiespeichern moglich ist. Die beiden
Szenarien unterscheiden sich vor allem beziiglich zweier Gruppen von Ein-
gangsgrofen: Dies sind einerseits die Energietriagerpreise und andererseits
der Beitrag erneuerbarer Energien zur Deckung des Strombedarfs. Im Fol-
genden werden Variationsrechnungen zu diesen Eingangsgroflen durchge-

fiihrt, um in Erfahrung zu bringen, ob die hohen Brennstoffpreise oder der
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hohe EE-Anteil Treiber des hoheren Speicherbedarfs in S2 sind. Abschlie-
Bend wird der Einfluss der Wetterjahres untersucht.

6.4.3.3.1 Variationsrechnungen beziiglich der Energietragerpreise

Zunichst wird das Energieszenario S2 mit den Brennstoft- und CO,-Preisen
aus S1, d. h. mit niedrigeren Preisen, berechnet. Die Simulationsldufe zei-
gen, dass sich die Menge an tiberschiissigem Strom kaum veréndert. Dieser
entstammt weiterhin hauptsédchlich Braunkohleanlagen, da dieser Anlagen-
typ in beiden Brennstoffpreisszenarien die Technologie mit den niedrigsten
Erzeugungskosten ist. Konventionelle Uberproduktion tritt weiterhin auf,
da in Phasen niedriger und negativer Residuallast Regelleistung vorgehal-
ten werden muss. Zudem entstehen in solchen Phasen durch Uberprodukti-
on Opportunititserlose, da die Kosten fiir Ab- und Wiederanfahrvorgénge
vermieden werden. Deren Hohe ist an die Entwicklung der Energietriger-
preise gebunden, deren Entstehen allerdings nur daran, dass eine niedrige
oder negative Residuallast vorliegt. Wesentlicher Treiber der iiberschiissi-
gen Produktion ist daher der EE-Anteil — die Hohe der Energietriagerpreise
spielt nur eine untergeordnete Rolle. Anders verhilt es sich, wenn die Wirt-
schaftlichkeit eines Energiespeichers bewertet werden soll. Hierzu werden
unter den neuen Rahmenbedingungen erneut Berechnungen mit zusétzli-
chen Pumpspeichern durchgefiihrt. Die Wirtschaftlichkeit dieser zusétzli-
chen Energiespeicher sinkt allerdings aufgrund der niedrigeren Energietré-
gerpreise deutlich. Die Schwelle zur Rentabilitit wird lediglich bei zwei
von vier Investitionen erreicht, und zwar fiir die beiden groeren Versorger
E.ON und RWE. Weiterfiihrende Berechnungen mit Speichertechnologien,
die einen niedrigeren Wirkungsgrad als Pumpspeicher aufweisen, zeigen,
dass mit diesen — trotz der relativ groen Mengen iiberschiissigen Stroms —

kein wirtschaftlicher Betrieb moglich ist.
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6.4.3.3.2 Variationsrechnungen beziiglich des EE-Zubaus

Basierend auf dem Energieszenario S2 werden Variationsrechnungen durch-
gefiihrt, in denen der starke EE-Zubau aus S2 durch den moderaten Zubau
aus S1 ersetzt wird, wihrend die Hohe der Energietridgerpreise und die
Stromnachfrage unverindert bleibt. Die aus den Simulationsergebnissen
abgeleitete iiberschiissige Strommenge liegt leicht iiber der des Energies-
zenarios S1. Zuriickzufiihren ist dies darauf, dass der EE-Anteil in diesem
neuen Energieszenario trotz des moderaten EE-Zubaus hoher als in S1 ist,
da die Stromnachfrage in S2 niedriger als in S1 ist. Verglichen mit S2 ist
der EE-Anteil jedoch geringer: Er liegt 2020 bei 35 % und 2030 bei 42 %
der Stromnachfrage (vgl. Tabelle 6.8). Aus weiterfithrenden Variations-
rechnungen mit zusitzlichen Energiespeichern im Portfolio der einzelnen
Versorger wird ersichtlich, dass die verglichen mit S1 hoheren Energie-
tragerpreise den Wert des eingespeicherten Stroms steigen lassen. Dadurch
steigen auch die vermiedenen Kraftwerkseinsatzkosten, d. h. die wirtschaft-
lichen Vorteile, die sich aus dem Speichereinsatz ergeben, sind hoher als in
S1. Die Verinderungen bewirken allerdings nicht, dass ein wirtschaftlicher
Betrieb von mehr als 1.600 MW zusitzlicher Speicherinvestitionen moglich
wird — dazu ist die verfiigbare iiberschiissige Strommenge zu gering. Ins-
gesamt ldsst sich schlussfolgern, dass die Auslastung von Energiespeichern
in Laderichtung davon abhingt, wie stark der EE-Zubau ist. Steigende
Energietriagerpreise ermoglichen hingegen eine hohere Auslastung in Ent-
laderichtung — vorausgesetzt, dass geniigend Strom eingespeichert werden

konnte.

6.4.3.3.3 Variationsrechnungen beziiglich des Wetterjahres

In den bisherigen Simulationsrechnungen wurde stets das Wetterjahr 2009
zugrunde gelegt, um aus den in den Szenarien vorgegebenen EE-Kapazititen
Erzeugungszeitreihen zu bestimmen. Im Folgenden werden fiir das Ener-
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Abbildung 6.10: Dauerlinien der iiberschiissigen Leistung fiir das Wetterjahr 2008
und 2009 (Energieszenario S2, 2030)
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gieszenario S2 untersucht, wie sich die Ergebnisse verdndern, wenn das
Wetterjahr 2008 zugrunde gelegt wird. Aus den Untersuchungen in Kapi-
tel 3 ist bereits bekannt, dass die Volllaststunden der Solarstromerzeugung
2009 iiber denen des Jahres 2008 lagen (vgl. Tabelle 3.5), wihrend es sich
bei der Windstromerzeugung umgekehrt verhilt (vgl. Tabellen 3.3 und 3.6).
Insgesamt steigt die aus erneuerbaren Energiequellen erzeugte Strommen-
ge von etwa 287 auf 292 TWh und der EE-Anteil an der Stromnachfrage
leicht von 58 % auf 59 %. Dennoch bestehen signifikante Unterschiede zwi-
schen der Struktur der urspriinglichen und der neuen Residuallast, da die
Fluktuationen von Wind- und Solarstromerzeugung verschieden sind. Die
Solarstromerzeugung hat ein sehr regelmifiges Tag-/Nachtprofil mit ver-
gleichsweise geringen regionalen Ausgleichseffekten, wihrend die Wind-
stromerzeugung ein eher unregelmifBiges Tag-/Nachtprofil aufweist und
sehr dhnliche Windbedingungen in ganz Deutschland vergleichsweise sel-
ten sind (vgl. Abschnitt 3.3).

Den Simulationen zufolge ergibt sich trotz des hoheren Beitrags fluktu-
ierender Stromerzeugung eine niedrigere iiberschiissige Strommenge (vgl.
Abbildung 6.10). Die abgeregelte EE-Erzeugung sinkt von knapp 1,4 auf
0,8 TWh/a, wihrend bei der konventionellen Uberproduktion ein Riickgang
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von 3,5 auf 3,0 TWh/a zu verzeichnen ist. Vergleicht man den stiindlichen
Kraftwerkseinsatz, so zeigt sich, dass vor allem der wihrend der Sommer-
monate erzeugte Uberschiiss zuriickgeht!?, da die erzeugte Strommenge
von Solaranlagen geringer ist. Diese erzeugen aufgrund der installierten
Leistungen von bis zu 63 GW bei giinstigen Wetterbedingungen leicht ho-
he Uberschiisse. Weiterfithrende Berechnungen bzgl. der Wirtschaftlich-
keit von Energiespeichern zeigen trotz des Riickgangs der tiberschiissigen
Strommenge keine Verdnderungen, d. h. bei dem EE-Zubau und den Ener-
gietrdgerpreisen von S2 ist weiterhin ein rentabler Betrieb von drei neuen
Pumpspeicherkraftwerken mit einer Gesamtleistung von 2.400 MW mog-
lich. Der Grund hierfiir liegt darin, dass mit der Verdnderung des Wetter-
jahres vor allem die Spitzen der iiberschiissigen Leistung — d. h. Leistun-
gen groBer als fiinf Gigawatt — seltener werden bzw. ganz wegfallen. Im
Bereich niedriger Uberschussleistungen sind nur leichte Veriinderungen zu
verzeichnen. Diese Spitzen der tiberschiissigen Leistung wurden aber oh-
nehin nicht durch die drei zugebauten Pumpspeicher abgefangen. Wollte
man diese Spitzen integrieren, miisste man deutlich mehr als 2.400 MW
Speicherleistung zubauen. Die Auslastung dieser Einheiten wire allerdings
aufgrund des seltenen Auftretens dieser Spitzen zu gering, um einen wirt-

schaftlichen Betrieb zu ermoglichen.

6.4.4 Zusammenfassung der Bedarfs- und
Wirtschaftlichkeitsanalyse

Der zunehmende Beitrag fluktuierender Stromerzeugung fiihrt dazu, dass
es beim Kraftwerkseinsatz zu Situationen kommt, in denen es 6konomisch
sinnvoller ist, mehr Strom bereitzustellen als nachgefragt wird, obwohl
mit diesem iiberschiissigen Kraftwerksstrom keine Erlose generiert werden
konnen. Auf diese Weise konnen bspw. Ab- und Wiederanfahrkosten ver-

miedenen werden. Teilweise ist der Uberschuss auch technisch bedingt, da

12Eine graphische Darstellung des stiindlichen Kraftwerkseinsatzes zu diesen Szenarien findet
sich im Anhang in den Abbildungen A.1 und A.2.
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zu jedem Zeitpunkt eine gewisse Regelleistung vorgehalten werden muss.
Die iiberschiissige, konventionelle Produktion iibersteigt in allen Szenarien
die nicht integrierbare — d. h. abgeregelte — Elektrizitéitserzeugung aus rege-
nerativen Anlagen. Sichtbar wird dieser Uberschuss erst, wenn beim Kraft-
werkseinsatz Nebenbedingungen beriicksichtigt werden, die die Grenzen
der Flexibilitét einer Einheit abbilden.

Die Simulationsrechnungen zu zukiinftigen Jahren zeigen, dass Versorger
mit einem eigenen Erzeugungsportfolio ihre Einsatzkosten signifikant sen-
ken konnen, wenn sie zusétzliche Energiespeicher zubauen und einsetzen.
Dadurch wird die zuvor iiberschiissige Strommenge eingespeichert und
kann zu einem spiteren Zeitpunkt verwendet werden. Zudem konnen ther-
mische Kraftwerke effizienter betrieben werden. Vergleicht man die ver-
miedenen Einsatzkosten mit den Annuitdten unterschiedlicher Speicher-
investitionen, so ergibt sich folgendes Bild: Fiir das Energieszenario S1 mit
EE-Anteilen von 34 bis 41 % und moderaten Energietriagerpreisen kon-
nen im Jahr 2030 zwei neue Pumpspeicher mit einer Leistung von jeweils
800 MW rentabel betrieben werden. Sie erginzen insbesondere das Portfo-
lio der Versorger E.ON und RWE gut. Im zweiten Energieszenario betrigt
der EE-Anteil 39 bis 58 %; zudem steigen die Energietrigerpreise stark an.
Unter diesen Rahmenbedingungen kann die Investition der zwei Speicher-
anlagen auf das Jahr 2020 vorgezogen werden und eine weitere kann 2030
erfolgen, so dass insgesamt Einheiten mit einer akkumulierten Leistung
von 3.200 MW zugebaut wiirden. Hierbei handelt es sich um Speicher mit
einem Volumen von zehn Stunden.

Bei anderen Speichertechnologien ist die Annuitédt der Investition hoher.
Zudem fallen die vermiedenen Einsatzkosten verglichen mit Pumpspei-
chern geringer aus, da hohere Umwandlungsverluste auftreten. Die Mo-
dellrechnungen zeigen, dass die Annuitét fiir zusétzliche (adiabate) Druck-
luftspeicher im Portfolio eines Versorgers nur im Energieszenario S2 und
nur im Jahr 2030 unter den vermiedenen Kraftwerkseinsatzkosten liegen.

Insgesamt konnen Druckluftspeicher mit einer kumulierten Leistung von
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1.600 MW rentabel betrieben werden. Investitionen in andere Technologi-

en sind unter diesen Rahmenbedingungen und fiir die untersuchten Betrei-

bermodelle 6konomisch nicht sinnvoll!.

13Aus den Analysen kann — aufgrund der Systemgrenzen des Modells — nicht geschlossen
werden, dass es keine Geschiftsmodelle fiir die Verwendung von Energiespeichern bspw.
im Verteilnetz gibt.
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7 Schlussfolgerungen und Ausblick

7.1 Schlussfolgerungen aus den Analysen und
Modellrechnungen

Das vorrangige Ziel dieser Arbeit besteht darin, den Bedarf und die Wirt-
schaftlichkeit von Energiespeichern im deutschen Stromversorgungssys-
tem bis zum Jahr 2030 ohne Netzrestriktionen zu untersuchen. Aufgrund
der Komplexitit der Fragestellung mit seiner Vielzahl von Einflussgréf3en
wird hierzu ein modellgestiitzter Ansatz gewihlt, wobei vorbereitend die
Struktur der zukiinftigen residualen Last analysiert wird, da sie die zentrale
Eingangsgrofie im Modell darstellt. Die wesentlichen Schlussfolgerungen
dieser Analysen und der Modellrechnungen werden im Folgenden zusam-
mengefasst erldutert.

Eine zunehmende Penetration des Elektrizitdtssystems mit fluktuierenden
Erzeugung aus erneuerbaren Energien veridndert die Struktur der residua-
len Last signifikant. So steigen bspw. die Amplituden der stiindlichen An-
derungsraten verglichen mit 2009 um bis zu 59 %. Aus Fourieranalysen
der residualen Last ldsst sich schlussfolgern, dass die Schwankungen der
Residuallast sich hin zu hoheren Frequenzen verlagern. Diese Veridnderun-
gen betreffen die steuerbare Seite des Stromangebots stark, da sie — ohne
weitere Eingriffe in die Nachfrage — diese schwankende residuale Last de-
cken muss. Aufgrund technischer Vorgaben konnen thermische Kraftwerke
nicht beliebig vielen Lastdnderungen pro Zeitintervall folgen. So verhin-
dern beispielsweise lange Mindeststillstandszeiten ein schnelles Wieder-
anfahren eines thermischen Kraftwerks.
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Eine zentrale Erkenntnis der Modellierung ist, dass es wirtschaftlich nicht
sinnvoll ist, jede iiberschiissige Kilowattstunde erneuerbaren Strom durch
den Zubau von Energiespeichern zu integrieren. Um alle Spitzen der iiber-
schiissigen Leistung zu integrieren, wiren Speicherinvestitionen mit einer
kumulierten Leistung von bis zu 35 GW erforderlich. Die Auslastung die-
ser Anlagen wire allerdings duflerst gering. Verbunden mit der Kapital-
intensitdt von Speichern fiihrt dies einem unrentablen Betrieb. Aus wirt-
schaftlichen Griinden ist es daher sinnvoller, die Spitzen der iiberschiissigen
Leistung verloren gehen zu lassen.

Aufgrund der zunehmenden Fluktuationen der Residuallast nimmt auch die
Volatilitdt der Spotmarktpreise zu. Die jahrlichen Deckungsbeitrige, die ein
neuer Marktakteur durch Ausnutzung der Strompreisschwankungen mit ei-
nem Speicher daraus erzielen kann, liegen jedoch bis auf eine Ausnahme —
Pumpspeicher im Szenario S2 und im Jahr 2030 — unter der Annuitét einer
Speicherinvestition. Andererseits zeigen die Modellrechnungen, dass die
Flexibilitit thermischer Kraftwerke spitestens nach 2020 an ihre Grenzen
stoBt und deswegen zusitzlicher iiberschiissiger Strom entsteht. Aus Sicht
von Energieversorgern mit einem eigenen Erzeugungsportfolio ergeben
sich daraus fiir den Betrieb von Energiespeichern zusitzliche Anwendungs-
moglichkeiten, mit denen sich deren Wirtschaftlichkeit verbessern lisst.
Mithilfe von Speichern kann der Versorger Ab- und Wiederanfahrvorgénge
und den Teillastbetrieb von thermischen Kraftwerken vermeiden, wodurch
die Einsatzkosten des Erzeugungsportfolios sinken.

Ein Flexibilititsbedarf besteht vor allem im Stunden- und Tagesbereich.
Wirtschaftlich sind unter den getroffenen Annahmen jedoch nur Investitio-
nen in Pumpspeicher (bis zu 3,2 GW bis 2030) oder begrenzt in adiabate
Druckluftspeicher (bis zu 1,6 GW bis 2030) bei einer Kapazitit von jeweils
zehn Stunden. Der Einsatz anderer Technologien ist — zu den angesetz-
ten Investitionen — nicht rentabel. Das Gegenargument der ausgeschopf-
ten Potenziale fiir Pumpspeicher muss unter diesen Voraussetzungen noch-

mals kritisch gepriift werden: In Steffen (2012) wird bspw. angemerkt, dass
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eher Unsicherheiten bzgl. der Finanzierung und der Wirtschaftlichkeit da-
zu gefiihrt haben, dass seit den 1990er Jahren keine Pumpspeicher mehr
in Deutschland gebaut wurden. Untersuchungen des Autors zufolge sind
im néchsten Jahrzehnt Neubauprojekte mit bis zu 4,7 GW Leistung mog-
lich. Selbst bei einer Realisierung von Atdorf — dem derzeit gro3ten deut-
schen Pumpspeicherprojekt — konnten immer noch 3,3 GW zugebaut wer-
den. Dies erschwert allerdings die ohnehin unsicheren Marktbedingungen
fiir neue Speichertechnologien weiter.

Sichtbar wird dieser moderate Speicherbedarf bei der Modellierung erst
durch die hohe zeitliche Auflosung von 8.760 Stunden pro Jahr und durch
die genaue Abbildung des Kraftwerks- und Speichereinsatzes mithilfe von
Methoden der gemischt-ganzzahligen linearen Optimierung. Vernachlas-
sigt man die entsprechenden technischen Restriktionen, um das Optimier-
ungsproblem auf ein rein lineares zu reduzieren, werden die Einsatzkos-
ten um bis zu 720 Mio. € pro Jahr unterschitzt!. Dies ist eine mogliche
Erkldrung dafiir, warum andere Studien einen geringeren Speicherbedarf
prognostizieren?. Eine wichtige Schlussfolgerung dieser Arbeit ist daher,
dass die negativen Auswirkungen verstirkter Einspeisung aus fluktuieren-
den erneuerbaren Energien und damit die Vorteile von Energiespeichern
mit einer vereinfachten Modellierung des Kraftwerkseinsatzes stark unter-
schitzt werden. Fundierte Analysen zum zukiinftigen Speicherbedarf erfor-
dern eine addquate Abbildung der Flexibilitdtsgrenzen steuerbarer Strom-
erzeugungseinheiten.

Fiir den Wochen- und Monatsbereich ldsst sich aus den Modellrechnun-
gen kein Speicherbedarf ableiten, da die saisonalen Preisschwankungen
nicht ausreichend hoch ausfallen und im Erzeugungsportfolio von Versor-
gern kein Bedarf an einer derart langen Zwischenspeicherung der Strom-

produktion besteht. Ein Wasserstoffspeicher, der nur zur Riickverstromung

IDies entspricht bis zu 4,3 % der gesamten Einsatzkosten.
2Pfluger und Wietschel (2012) erwarten bspw. keinen Zubau zwischen 2020 und 2030, Schle-
singer etal. (2010) erwarten keinen Zubau zwischen 2020 und 2050.
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eingesetzt wird, ist daher nur sehr schwach ausgelastet und erzielt kaum Er-
16se. Hier ist zu priifen, ob durch eine direkte Verwendung des Wasserstofts
im Verkehrssektor oder in industriellen Prozessen die Wirtschaftlichkeit des
Systems verbessert werden kann.

Variationsrechnungen beziiglich des Wetterjahrs zeigen auBlerdem, dass
groBere Mengen Solarstrom héhere Uberschussleistungen erzeugen als
groBBere Mengen Windstrom, da bei letzterer Technologie gleichzeitige
Produktionsspitzen in ganz Deutschland seltener sind. Aus weiteren Va-
riationsrechnungen beziiglich der Energietrigerpreise und des EE-Anteils
lasst sich schlussfolgern, dass die zunehmenden Fluktuationen der wesent-
liche Treiber fiir die Auslastung der Ladeeinheit von Energiespeichern sind.
Hingegen steigt die Auslastung der Entladeeinheit, wenn das Niveau der
Strompreise steigt — bspw. verursacht durch steigende Brennstoffpreise.
Das Phinomen des iiberschiissigen Kraftwerksstroms zeigt, dass vor allem
ein Bedarf an einer flexiblen Last besteht und weniger an einem flexiblen
Angebot.

7.2 Kritische Wiirdigung des verwendeten Modells

Das im Rahmen dieser Arbeit entwickelte Modell ist grundsitzlich ein
agentenbasiertes Simulationsmodell, wobei innerhalb der einzelnen Simu-
lationsschritte Verfahren der gemischt-ganzzahligen linearen Optimierung
angewendet werden. Wie bereits in den Abschnitten 5.8.4 und 5.8.5 dis-
kutiert und gezeigt wurde, eignet sich ein solcher Ansatz besonders, um
sowohl das Marktgeschehen als auch die technischen Restriktionen des
Kraftwerks- und Speichereinsatzes gut abzubilden. Wird das Modell im
reinen Simulationsmodus oder im reinen Optimierungsmodus betrieben,
ist die Ubereinstimmung zwischen den modellierten und den historischen
Markt- bzw. Kraftwerkseinsatzdaten geringer. Somit weist das in dieser Ar-
beit entwickelte Modell deutliche Vorteile auf. Im Folgenden werden die

Grenzen der Aussagefihigkeit des Modells aufgezeigt und diskutiert. Hier-
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zu wird auf die Aspekte des Modells eingegangen, die vereinfacht abgebil-
det sind.

Die genaue Abbildung des Kraftwerkseinsatzes und der Einsatzkosten ist
von zentraler Bedeutung fiir die Bewertung von Energiespeichern. Durch
die Verwendung von Optimierungsmethoden konnen die wichtigsten tech-
nischen und 6konomischen Nebenbedingungen hinreichend genau abgebil-
det werden. Jedoch sind einzelne Restriktionen vereinfacht integriert, um
Nichtlinearitdten im Optimierungsproblem zu vermeiden. Dies betriftt vor
allem die Kosten fiir den Teillastbetrieb und die Anfahrkosten. Der Wir-
kungsgrad eines Kraftwerks ist abhéngig von seinem Betriebspunkt. In der
Literatur wird i. d. R. ein Wert fiir den Wirkungsgrad am minimalen und
maximalen Betriebspunkt angegeben. Der Verlauf zwischen diesen Punk-
ten ist abhéngig von der Anlage, allerdings werden die Verluste eines Teil-
lastbetriebs unterschitzt, wenn — wie im vorliegenden Fall — ein linearer
Verlauf zugrunde gelegt wird>. Die Anfahrkosten einer thermischen An-
lage steigen (bis zu einem gewissen Punkt) mit der Stillstandszeit an, da
das Kraftwerk abkiihlt. Die Abkiihlungsfunktion hat einen exponentiellen
Verlauf und kann zur Vereinfachung bspw. linearisiert (vgl. Arroyo und
Conejo, 2004) oder in mehrere konstante Bereiche unterteilt werden, um
bspw. einen Kalt- von einem Warmstart zu unterscheiden. Im Modell sind
die Anfahrkosten auf letztere Weise abgebildet. Die Kosten fiir den Einsatz
von Kraftwerken und somit auch die Vorteile von Energiespeichern wer-
den dadurch tendenziell unterschitzt, da sich diese zur Vermeidung dieser
Kosten eignen.

Regional ist das Modell auf das deutsche Marktgebiet beschrénkt. Stiind-
liche, historische Austauschsalden mit angrenzenden Lindern sind hinter-
legt, jedoch kann keine Aussage dariiber getroffen werden, inwieweit sich

diese durch den Netzausbau zu den Nachbarstaaten verindern. Grundsitz-

3Dennoch stellt die lineare Abhiingigkeit eine Verbesserung gegeniiber Arbeiten dar, in de-
nen der Wirkungsgrad konstant iiber alle Betriebspunkte einer Anlage ist (vgl. Sensfuf},
2008; Genoese, 2010).
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lich ist zu erwarten, dass sich die wetterabhingigen Schwankungen der
Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie iiber einen grofleren Raum
besser ausgleichen. So ist bspw. eine gleichzeitige Windflaute in Mittel-
und Siideuropa hochst unwahrscheinlich. Pfluger und Wietschel (2012)
erwarten daher bei einem ausreichenden Ausbau des europiischen Uber-
tragungsnetzes keinen Zubau von Energiespeichern zwischen 2020 und
2030. Der zugrundeliegende Modellierungsansatz unterscheidet sich je-
doch grundlegend von dem hier verwendeten, da keine technischen Gren-
zen der Flexibilitdt von thermischen Kraftwerken abgebildet sind. Wie die
Modellrechnungen dieser Arbeit zeigen, ist der wesentliche Treiber fiir den
Speicherbedarf im Stunden- und Tagesbereich aber gerade die Inflexibilitit
von thermischen Kraftwerken.

Ein weiterer, im Modell vereinfacht abgebildeter Aspekt ist die Stromnach-
frage. Die Nachfrage von Energiespeichern ist in der entwickelten Modell-
version zwar preiselastisch, d. h. die Marktakteure setzen Preislimits auf
ihre Spotmarkt-Gebote, so dass sichergestellt ist, dass Elektrizitit zum La-
den des Speichers nur bis zu einem gewissen Preis zugekauft wird. Der
wesentlich groere Teil der Nachfrage ist jedoch weiterhin vollig preisin-
elastisch, d. h. sie muss zu einem beliebigen Preis erfiillt werden. Wietschel
(1995) schitzt die kurz- und langfriste Preiselastizitiit als gering ein. Im
Haushaltsbereich ist aktuell ohnehin keine Elastizitit zu erwarten, da ein
Grofteil der Stromtarife zeitinvariabel ist. Durch den verstirkten Einsatz
von Smart Metern und einer Weitergabe von Preissignalen an die Verbrau-
cher konnte sich eine gewisse Preiselastizitit einstellen. Pilotprojekte zur
Messung dieser Elastizitit und zur Steuerung der Verbraucherlast sind Teil
der gegenwirtigen Forschung (vgl. Hirsch etal., 2010).

Bei den Diskussionen iiber die Systemintegration von erneuerbaren Energi-
en steht nicht nur die Variabilitit der Erzeugung und deren begrenzte Pro-
gnosegenauigkeit im Fokus sondern auch das Problem des Transports und
der Verteilung. Stromangebot und -nachfrage miissen sich nicht nur zeitlich

sondern auch rdumlich im Gleichgewicht befinden. Hierzu sind zukiinftig
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verstérkt Investitionen in die Infrastruktur notwendig, um Netzengpésse zu
vermeiden. Im Modellansatz dieser Arbeit wird vereinfachend davon aus-
gegangen, dass das Netz ausreichend ausgebaut wird und keine Netzeng-
pisse vorliegen. Der Speicherbedarf wird damit tendenziell unterschétzt,
da im Falle von Netzengpéssen zusitzliche iiberschiissige Strommengen
entstehen, die die Auslastung und damit die Wirtschaftlichkeit eines Ener-

giespeichers erhohen.

7.3 Ausblick

Ausgehend von den Punkten, die in der kritischen Wiirdigung diskutiert
wurden, bieten sich verschiedene methodische Weiterentwicklungen fiir
das Modell an. Von zentraler Bedeutung erscheint eine rdumliche Erwei-
terung der Systemgrenzen, um die Frage nach dem Einfluss von Stromim-
und -export auf den Speicherbedarf zu kldren. Die Herausforderung hierbei
besteht darin, akzeptable Genauigkeiten bei der Abbildung der Flexibili-
tit von Kraftwerken beizubehalten und gleichzeitig die Rechenzeiten eines
Modelllaufs in einem vertretbaren Rahmen zu halten. Bei einer blockschar-
fen Abbildung des europdischen Kraftwerksparks in stiindlicher Auflosung
fiir ein ganzes Jahr sind allein knapp 80 Mio. kontinuierliche Entschei-
dungsvariablen fiir die Modellierung der Erzeugungsleistung notwendig.
Will man den Anfahr- und Betriebszustand mit abbilden, werden weite-
re 160 Mio. bindre Entscheidungsvariablen benotigt. Selektionen bei den
Nebenbedingungen und bei den Kraftwerksblocken werden damit unver-
meidbar sein.

Ein Verbesserungspotenzial besteht zudem im Bereich der Abbildung der
Stromnachfrage. Erste Erkenntnisse aus Pilotprojekten im Bereich Smart
Metering konnten in die Simulation integriert werden, um die langfristi-
gen Auswirkungen einer preiselastischen Nachfrage zu untersuchen. Der
Modellierungsansatz einer agentenbasierten Simulation eignet sich gut, um

eine Vielzahl von Haushalten in Form einzelner Agenten abzubilden. Auf
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der Nachfrageseite konnten dariiber hinaus zukiinftig Warmepumpen und
die Elektromobilitit eine wichtige Rolle spielen, sofern die Ausbauziele der
Bundesregierung erreicht werden. Die Ladelast von Elektroautos ist auf-
grund der hohen Standzeiten von Automobilien gut verlagerbar und kann
daher bei intelligenter Steuerung zur Integration fluktuierender erneuerba-
rer Energien beitragen. In den Arbeiten von Dallinger und Wietschel (2012)
wurden Untersuchungen hierzu durchgefiihrt. Die Autoren kommen zum
Schluss, dass die negative Residuallast im Jahr 2030 durch die Nachfrage
von Elektroautos um bis zu 22 % reduziert werden kann. Eine integrierte
Betrachtung von stationidren Speichern, Elektroautos und Wiarmepumpen
bote die Moglichkeit des direkten Vergleichs.

Eine Abbildung der Stromnetze erscheint vor allem deswegen notwendig,
um untersuchen zu kénnen, ob ein Netzausbau oder ein Zubau von Spei-
chern der effizientere Weg ist, die Systemintegration groler Mengen fluk-
tuierender Erzeugung zu erleichtern. Die methodische Herausforderung be-
steht darin, mit den Nichtlinearititen eines Wechselstromnetzes umzugehen
(vgl. Liillmann, 2012). Die Verfiigbarkeit der Daten ist je nach Spannungs-
ebene unterschiedlich gut. Tendenziell gilt: je niedriger die Spannungsebe-
ne, desto weniger Informationen dariiber sind 6ffentlich verfiigbar. Bei der
gegenwirtigen Datenlage kommt lediglich eine Abbildung der Ubertra-
gungsnetze oder einzelner Verteilnetze in Frage. Im ersten Fall wird man
den Netzausbau mit dem Zubau von zentralen GroB3speichern vergleichen,
im zweiten Fall lautet die Fragestellung, wie Netzverstirkungen mit der
Installation kleinerer, dezentraler Speicher konkurrieren.

Wie die Analysen gezeigt haben, konnen Speichertechnologien mit einem
niedrigen Strom-zu-Strom-Wirkungsgrad selbst bei gro3en Mengen fluktu-
ierender Erzeugung nicht am Markt bestehen. Stoffliche Speicher wie Was-
serstoff oder synthetisches Methan werden durch diese strikte Begrenzung
auf den Stromsektor allerdings wesentlich benachteiligt. Eine abschlieen-
de Analyse zur Wirtschaftlichkeit dieser Speichertechnologien ist daher erst

durch eine Erweiterung der Systemgrenzen moglich. Es bietet sich bspw.
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an, den Verkehrssektor ins Modell zu integrieren. Der erzeugte Wasserstoff
konnte dann auch als Energietréger fiir Brennstoffzellenfahrzeuge dienen
und dadurch die Wirtschaftlichkeit eines Wasserstoffspeicher-Systems er-

heblich verbessern.
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8 Zusammenfassung

Der Ausbau erneuerbarer Energien ist sowohl auf europdischer Ebene als
auch auf Bundesebene ein erklirtes Ziel der Energiepolitik. Der Stromsek-
tor bietet aufgrund seiner groen Ausbaupotenziale die Moglichkeit, den
wichtigsten Beitrag zur Erreichung dieses Ziels zu leisten. Innerhalb dieses
Sektors wird die Stromerzeugung aus Wind- und Solarenergie eine tragende
Rolle spielen. Da diese Stromproduktion nicht steuerbar sondern dargebots-
abhingig ist, stellt die Systemintegration gro3er Mengen fluktuierender Er-
zeugung eine Herausforderung fiir das zukiinftige Elektrizititssystem dar.
Energiespeicher konnen grundsitzlich die Systemintegration erleichtern, da
sie Stromangebot und -nachfrage zeitlich entkoppeln.

Das Ziel dieser Arbeit ist es, den Bedarf und die Wirtschaftlichkeit von En-
ergiespeichern im deutschen Stromversorgungssystem bis 2030 zu unter-
suchen. Um die Auswirkungen der zunehmend fluktuierenden Einspeisung
aus erneuerbaren Energien sichtbar zu machen, ist eine zeitlich hoch aufge-
16ste Abbildung des Elektrizititssystems erforderlich. Den Ausgangspunkt
dieser Analyse bildet ein Uberblick iiber die technischen und wirtschaft-
lichen Eigenschaften ausgewdhlter Speichertechnologien. Untersucht wer-
den Technologien, die sich bereits heute oder mittelfristig fiir grotechni-
sche Anwendungen in der Leistungsklasse einiger Megawatt eignen. Ver-
gleichsrechnungen zeigen, dass Pumpspeicher sowohl fiir einen Tages- als
auch einen Wochenzyklus die niedrigsten Vollkosten pro umgesetzter Ki-
lowattstunde aufweisen. Bei einem tdglichen Anwendungszyklus, der bei-
spielsweise fiir die Verlagerung von Wind- und PV-Strom innerhalb ei-
nes Tages iiblich ist, folgen mit einem Abstand von mindestens zwei Cent

pro Kilowattstunde adiabate Druckluftspeicher. Der Aufpreis fiir dezentrale

211



8 Zusammenfassung

Speicher betridgt mindestens vier Cent pro Kilowattstunde. Bei einer Wo-
chenspeicherung, die z. B. dazu dient, lingere Windflauten zu iiberbriicken,
treten Wasserstoffspeicher aufgrund der ihrer iiberlegenen volumetrischen
Energiedichte mit Pump- und Druckluftspeichern in Konkurrenz. Die Voll-
kosten pro umgesetzer Kilowattstunde liegen hier allesamt in der Grofen-
ordnung von mindestens zehn Cent pro Kilowattstunde. Zum Vergleich: Im
Jahr 2011 betrug der mittlere Preis an der Stromborse EPEX 5,1 ct/kWh.

Eine Analyse der maximal moglichen jdhrlichen Deckungsbeitrige, die in
den Jahren 2008 bis 2011 durch Ausnutzen der Preisschwankungen am
Spotmarkt der Stromborse EPEX erzielt werden konnten, zeigt, dass die-
se Deckungsbeitridge bis auf einen Fall unter der jeweiligen Annuitét der
Speicherinvestition liegen — die einzige Ausnahme bilden Pumpspeicher
im Jahr 2008. Neue Energiespeicher konnen unter den heutigen Bedingun-
gen nicht am Markt bestehen. Dies liegt u. a. daran, dass der Ausbau der
Photovoltaik die Spitzen der Residuallast und damit die Preisspitzen zur
Mittagszeit reduziert hat, wodurch die Preisdifferenz zwischen dem tigli-
chen Minimum und Maximum gesunken ist. Weiterhin hat die Erschlie-
Bung groBer, unkonventioneller Gasvorkommen in den USA dazu gefiihrt,
dass dort zunehmend Erdgas statt Steinkohle zur Gewinnung von Strom
verwendet wird, wodurch der globale Steinkohlepreis gesunken ist — mit
entsprechenden Auswirkungen auf die Borsenstrompreise in Deutschland.
Um die zukiinftigen Marktbedingungen zu untersuchen, wird aufgrund
der Vielzahl von Einflussparametern ein modellgestiitzter Ansatz gewdhlt.
Zunichst werden bestehende Modellierungsansitze auf ihre Stirken und
Schwichen hin untersucht. In der Energiewirtschaft haben sich fiir Frage-
stellungen, bei denen eine Bewertung von Energietechnologien im Vorder-
grund steht, technologisch orientierte Bottom-up-Modelle durchgesetzt. In
dieser Klasse unterscheidet man i. A. zwischen Simulations- und Opti-
mierungsmodellen. Im ersten Fall wird die zeitliche Entwicklung eines
Systems simuliert, im zweiten Fall unter Vorgabe bestimmter Nebenbe-

dingungen und einer Zielfunktion der optimale Zustand des Systems be-
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rechnet. Optimierungsmodelle eignen sich sehr gut, um technische Re-
striktionen bspw. beim Kraftwerkseinsatz abzubilden. Neuere Arbeiten zu
agentenbasierten Simulationsmodellen haben unter Beweis gestellt, dass
sich das Marktgeschehen des liberalisierten Stromsektors hiermit leichter
abbilden lésst als mit Optimierungsmodellen. Fiir die vorliegende Arbeit
wird ein neuartiger Ansatz gewéhlt, indem die beiden Ansitze kombiniert
werden: Als Basis dient ein agentenbasiertes Simulationsmodell des deut-
schen Strommarktes, wobei die Entscheidungsregeln zentraler Simulations-
schritte durch Optimierungsprobleme ersetzt werden. Dies betrifft insbe-
sondere den Kraftwerkseinsatz bei gegebener Stromnachfrage, der als li-
neares, gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem dargestellt werden
kann. Das Problem wird um Nebenbedingungen erweitert, die den Einsatz
von Energiespeichern beschreiben; zudem werden erstmals Restriktionen
zur Vorhaltung positiver und negativer Regelleistung eingefiihrt. Eine Va-
lidierung des neu entwickelten Modells anhand historischer Preisdaten der
Stromborse EPEX der Jahre 2009 und 2010 zeigt eine siebzigprozentige
Korrelation zwischen den simulierten und historischen Preisen. Wird das
Modell im reinen Optimierungsmodus, d. h. ohne die Simulation verschie-
dener Marktakteure betrieben, betridgt die Korrelation lediglich 38 %. Die
Validierungsergebnisse zur Struktur der Stromerzeugung sind ebenfalls gut,
wobei die erzeugte Strommenge aus Erdgaskraftwerken leicht unter- und
die aus Kohlekraftwerken leicht iiberschitzt wird. Vergleicht man die Er-
gebnisse des reinen Simulationsmodells mit dem erweiterten, bei dem die
Entscheidungsregeln einzelner Simulationsschritte durch Optimierungs-
probleme ersetzt werden, so stellt man fest, dass die Ubereinstimmung
zwischen den simulierten und den historischen Daten tiber die Struktur der
Stromerzeugung jetzt besser ausfillt. Somit weist das im Rahmen dieser
Arbeit entwickelte Modell deutliche Vorteile ggii. bestehenden Ansitzen
auf.

Nachdem somit die Grundlagen fiir eine Modellierung des Stromsystems

gelegt worden sind, wird das entwickelte Modell angewendet, um den Be-
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darf und die Wirtschaftlichkeit von Energiespeichern bis zum Jahr 2030
zu untersuchen. Als Systemgrenze wird der deutsche Strommarkt gewihlt,
wobei von einem ausreichenden Ausbau der Netze ausgegangen wird, so
dass die Effekte von Netzengpissen vernachldssigt werden konnen. Aus
bestehenden Studien werden zwei Szenarien fiir die Entwicklung zentra-
ler Modelleingangsdaten abgeleitet: Ein moderates Szenario (S1), das auf
den Energieszenarien der Bundesregierung basiert, und ein ambitioniertes
Szenario (S2), das auf dem Leitszenario des DLR aufbaut. In S1 steigt der
EE-Anteil bis 2030 auf knapp 41 %, in S2 hingegen auf rund 58 %. Die
Brennstoff- und CO,-Preise erfahren in S1 nur einen moderaten Anstiegl,
wihrend S2 als Hochpreisszenario einzustufen ist?.

Aus diesen Annahmen lassen sich Zeitreihen fiir die residuale Last ableiten.
Hierbei handelt es sich um die Nachfragelast, die nach Abzug der Strom-
erzeugung aus erneuerbaren Energien verbleibt und — ohne weitere Eingrif-
fe in die Last — durch die steuerbaren Erzeuger, d. h. insbesondere durch
thermische Kraftwerke und Energiespeicher gedeckt werden muss. Statis-
tische Kennzahlen und eine Fourieranalyse dieser Zeitreihe verdeutlichen
die Auswirkungen zunehmender Penetration mit fluktuierender, nicht steu-
erbarer Erzeugung aus Wind- und Solarkraftanlagen: Verglichen mit den
heutigen Werten fallen die Schwankungen der Residuallast stérker aus und
treten hiufiger auf. Zudem verlagert sich ihre Periodizitit hin zu héheren
Frequenzen.

Dies erhoht die Volatilitét der Spotmarktpreise, was sich positiv auf die Er-
16se auswirken kann, die Energiespeicher durch das Ausnutzen von Preis-
spreizungen erzielen. Berechnungen der pro Jahr maximal erzielbaren De-
ckungsbeitriage zeigen jedoch, dass diese — mit Ausnahme von Pumpspei-
chern im Szenario S2 und im Jahr 2030 — nicht iiber der Annuitit einer

Speicherinvestition liegen.

IDer Preis fiir eine Kilowattstunde Erdgas steigt bspw. von 20,7 (2010) auf 26,9 € (2030).
2Beispielhaft steigt hier der Erdgaspreis bis 2030 auf 52,6 €/ MWhy,
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Die zunehmend fluktuierende Residuallast hat auch Auswirkungen auf den
Einsatz konventioneller Kraftwerke, da diese Anlagen nicht beliebig vie-
len Lastinderungen pro Zeitschritt folgen konnen. Sichtbar werden die-
se Effekte erst durch die hohe Zeitauflésung von 8.760 Stunden pro Jahr
und durch eine gemischt-ganzzahlige Modellierung des Kraftwerks- und
Speichereinsatzes. In den Simulationsergebnissen duflert sich dieser Um-
stand darin, dass nicht nur tiberschiissiger regenerativer Strom sondern auch
iiberschiissiger Kraftwerksstrom entsteht. Die Flexibilitdt des Kraftwerks-
parks stoft an ihre Grenzen — es wire okonomisch sinnvoller, das Ab- und
Wiederanfahren von Kraftwerken zu vermeiden und Strom zu produzie-
ren, der nicht benotigt wird, als ein Kraftwerk auszuschalten. Die konven-
tionelle Uberproduktion erreicht in S2 und im Jahr 2030 Werte von bis
zu 3,5 TWh und iibertrifft damit die iiberschiissige EE-Erzeugung (bis zu
1,4 TWh). Die Integration von Reservemirkten in das Modell ist wichtig,
um diesen Uberschuss zu berechnen, da fiir die Vorhaltung von Regelleis-
tung zusétzliche Kosten anfallen und die Flexibilitdt weiter eingeschrénkt
wird.

Dieser Flexibilitdtsbedarf kann von Energiespeichern gedeckt werden. Va-
riationsrechnungen belegen, dass Energieversorger mit einem eigenen Er-
zeugungsportfolio die Einsatzkosten ihres Kraftwerksparks durch den Ein-
satz von Energiespeichern signifikant senken konnen. Wirtschaftlich sinn-
voll sind jedoch nur Pumpspeicher-Investitionen von bis zu 2.400 (S1) bzw.
3.200 Megawatt (S2) bei einem Speichervolumen von jeweils zehn Stun-
den. Zum Vergleich: Aktuell sind in Deutschland Pumpspeicher mit einer
Gesamtleistung von 6,7 GW installiert, und ein Projekt mit 1,4 GW Pump-
leistung befindet sich in der Planungsphase. Der Markt fiir zusitzliche adia-
bate Druckluftspeicher ist kleiner: Rentable Investitionen sind nur in S2 und
nur bis zu einer kumulierten Leistung von 1.600 Megawatt moglich. Die
wesentlichen Griinde hierfiir sind die hohere Investition und der niedrige-
re Wirkungsgrad. Investitionen in andere Speichertechnologien sind unter

den getroffenen Rahmenbedingungen nicht wirtschaftlich. Aus den Simula-
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tionsergebnissen ldsst sich kein Bedarf an Langzeitspeichern bis zum Jahr
2030 ableiten, da lingere Windflauten durch die Produktion thermischer
Kraftwerke ausgeglichen werden.

Insgesamt zeigt die zeitlich hoch aufgeloste Analyse, dass die zunehmen-
den Fluktuationen der residualen Last der zentrale Treiber fiir eine ho-
he Auslastung eines Speichers in Laderichtung sind. In Entladerichtung
steigt die Auslastung mit steigenden Energietrigerpreisen an. Ein Energie-
speicher bietet zwar Flexibilitdt sowohl im Verbrauch als auch in der Erzeu-
gung, konkurriert aber in der Erzeugungsrichtung mit thermischen Kraft-
werken. Der aufgezeigte Speicherbedarf ist daher im Wesentlichen ein Be-

darf an flexibler Last, wenn ein Anstieg der Brennstoffpreise ausbleibt.
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Anhang

A.1 Verfuigbarkeit thermischer Kraftwerke

Fiir die Simulation des stochastischen Blockausfalls werden die in Tabel-
le A.1 angegebenen Werte zur durchschnittlichen Verfiigbarkeit der ver-
schiedenen Kraftwerkstechnologien (siehe Tabelle 5.9) an Werk- (WT) und
Wochenendtagen (WE) verwendet (Quelle: Genoese, 2010, S. 139).

A.2 Liste der im Modell abgebildeten Pumpspeicher

In Tabelle A.2 sind die im Modell abgebildeten Pumpspeicher samt ihrer
Parameter aufgefiihrt. Die Angaben basieren auf den Informationen aus
Leonhardt etal. (2009, S. 44), Hoflich etal. (2010, S. 157 f.) und Giese-
cke und Mosonyi (2009, S. 693).

A.3 Stindlicher Kraftwerkseinsatz

In den Abbildungen A.1 und A.2 ist der stiindliche Kraftwerkseinsatz dar-
gestellt. Abgebildet ist jeweils das Energieszenario S2 im Simulationsjahr
2030 fiir unterschiedliche Wetterjahre (2008, 2009).

Tabelle A.1: Durchschnittliche Verfiigbarkeit thermischer Kraftwerke

Energietriger UR BK SK EG/OL EG
Prozess DW/SW DT DT GT GuD
Typtag alle WT/WE WT/WE alle alle

Verfiigbarkeit (%) 99,5 95/94 95/94 94 94
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Tabelle A.2: Liste der im Modell abgebildeten Pumpspeicher

Name Einsp.-  Aussp.- Speicher- Wirk.-
leistung leistung volumen  grad
(MW) (MW) (MWh) (%)
Bleiloch 32 80 753 60,1
Héusern 104 144 46.330 70,0
Hohenwarte 1 34 63 795 60,0
Hohenwarte 2 310 320 2.087 76,9
Niederwartha 120 120 591 53,0
Schwarzenbachwerk 20 20 10.504 55,1
Sorpetalsperre 7 10 7.120 60,1
Waldshut 80 80 40.237 65,0
Witznau 220 220 62.684 61,1
Einsiedel 1 1 23 75,0
Erzhausen 230 220 940 74,0
Geesthacht 96 120 600 68,1
Glems 68 90 560 72,9
Goldisthal 1.140 1.060 8.480 79,9
Happurg 126 160 900 72,1
Hollbach 3 1 2 287 75,0
Herdecke 154 153 580 75,0
Langenprozelten 154 168 950 75,0
Leitzachwerk 1 45 49 550 76,0
Leitzachwerk 2 37 49 550 76,0
Markersbach 1.140 1.050 4.018 72,9
Reisach Rabenleite 81 105 630 75,0
Ronkhausen 140 140 690 75,0
Séckingen 301 353 2.064 76,9
Tanzmiihle 25 35 404 69,1
Waldeck 1 96 140 478 75,0
Waldeck 2 476 440 3.428 79,9
Wehr 990 980 6.073 76,0
Wendefurth 72 80 523 70,1
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A.3 Stiindlicher Kraftwerkseinsatz

Abbildung A.1: Stiindlicher Kraftwerkseinsatz aggregiert nach Energietriger fiir
das Wetterjahr 2008 (Energieszenario S2, 2030)
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Abbildung A.2: Stindlicher Kraftwerkseinsatz aggregiert nach Energietrdger fiir
das Wetterjahr 2009 (Energleszenarlo S2,2030)
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MODELLGESTUTZTE BEDARFS- UND WIRTSCHAFTLICHKEITS-
ANALYSE VON ENERGIESPEICHERN ZUR INTEGRATION
ERNEUERBARER ENERGIEN IN DEUTSCHLAND

Der Ubergang zu einem klimafreundlichen Energieversorgungssystem
ist eines der zentralen Ziele deutscher und europaischer Energiepolitik.
Es besteht Einigkeit dartber, dass der Ausbau erneuerbarer Energien
eine wichtige Voraussetzung fur das Erreichen dieses Ziels ist, wobei
der Stromsektor aufgrund seiner groBen Ausbaupotenziale eine tra-

gende Rolle spielen wird. In dieser Arbeit werden die technischen und
6konomischen Auswirkungen fluktuierender Stromerzeugung auf das
deutsche Elektrizitatssystem untersucht sowie der Bedarf und die Wirt-
schaftlichkeit ausgewahlter Energiespeichertechnologien bis zum Jahr
2030 analysiert.
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