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Vorwort

,,50 dezentral wie moglich, so zentral wie notig.“ So lautet die Kern-
forderung, die der Bundesverband mittelstandische Wirtschaft in
Bezug auf die Energiewende und eine zukunftssichere Energiever-
sorgung erhebt. Dem konnen sich die Haleakala-Stiftung und die
100 prozent erneuerbar stiftung vorbehaltlos anschlieen, und zwar
nicht nur aus wirtschaftspolitischen Griinden, sondern auch aus ge-
sellschaftspolitischen, ja normativen Erwagungen.

Und doch stellt sich die Frage: Ist die Formel auch energiewirtschaft-
lich sinnvoll?

Die Frage ist fiir das Gelingen der Energiewende zu wichtig, um es
bei Mutmaftungen zu belassen. Daher hat die Haleakala-Stiftung,
unterstutzt durch den Bundesverband mittelstandische Wirtschaft
und die 100 prozent erneuerbar stiftung, das Reiner Lemoine Institut
beauftragt, in einer fundierten Analyse eine differenzierte Antwort
zu erbringen.

Die Experten fiir komplexe Simulationen um Prof. Dr. Ing. Joachim
Twele und Dr. Christian Breyer haben in verschiedenen Szenarien
berechnet, welche Auswirkungen unterschiedliche regionale Ver-
teilungen von Erneuerbare-Energie-Anlagen auf die Gesamtkosten
des Energiesystems langfristig haben. Unter anderem haben sie ein
ausgepragt zentralistisches Szenario aufgebaut, in dem Erneuerba-
re-Energie-Anlagen nur dort installiert werden, wo die spezifischen
Stromerzeugungskosten am niedrigsten sind, wo also die Sonne am
meisten scheint und der Wind am starksten weht. Dem steht ein
dezentrales Szenario gegeniber, in dem jedes Bundesland einen be-
stimmten Anteil seines Strombedarfs durch Erneuerbare Energien
vor Ort deckt. Fur beide Szenarien lassen sich die Gesamtkosten er-
rechnen, die nicht nur die Stromerzeugungskosten, sondern auch die
Kosten fiir den Transport und die Speicherung des Stroms umfassen.
Die Betrachtung dieser Gesamtkosten offenbart ibrigens zunachst
eine gute Nachricht fir alle Unterstiitzer der Energiewende: Die jahr-
lichen Gesamtkosten fiir Erzeugung, Transport und Speicherung des
Stroms sind in einer Welt, in der annahrend der gesamte Strom aus
Erneuerbaren Energien stammt, nicht wesentlich hoher als heute.
Und das, obwohl die Studie die Potenziale einer erhohten Energieef-
fizienz nicht einberechnet hat und von einem gleichbleibend hohen
Strombedarf ausgeht.

Nun zu dem Vergleich zwischen einer weitgehend dezentralen und
extrem zentralistisch ausgepragten Energiewende: Es zeigen sich
keine wesentlichen Kostenunterschiede, wenn man alleine die Ge-
samtkosten betrachtet. Ein genauerer Blick zeigt allerdings drei
Grunde, warum ein dezentraler Pfad der energiewirtschaftlich rich
tige Weg ist:

(1) Der Faktor Risiko: Ein zentrales Szenario setzt mehr Ubertra-
gungsnetzausbau und mehr Speicher voraus — beides sind Opti-
onen, die mit hohem Risiko verbunden sind. Denn ob die Burger
immer mehr Stromtrassen akzeptieren und ob die Speichertech-
nologien so schnell wie erwartet marktfahig werden, das wissen
wir nicht. Dezentral machen wir uns von diesen Unwagbarkeiten
unabhangiger, verringern das Risiko von Fehlinvestitionen.

(2) Der Faktor Klimaschutz: Dezentral kommen wir leichter weg von
konventionellen Energien.

(3) Der Faktor Energieimporte: Dezentral miissen wir leichter Im-
portkosten fiir Steinkohle und Erdgas sparen.



Daneben fallt in einer dezentralen Energiewelt auch die Integration von Strom, Warme und Mobilitat leichter.
Dezentrale Anwendungen wie Power-to-Heat und Blockheizkraftwerke zeigen: Energieeffizienz kann zu einem
echten Innovationstreiber werden.

Die Umsetzung der Energiewende hat allerdings auch weiterfithrende wirtschaftspolitische Folgen. Hier kommt
dem Aspekt der regionalen Wertschopfung eine iiberragende Bedeutung zu. Logischerweise fiihrt eine zentrale
Energiewende dazu, dass die regionalen Wertschopfungseffekte auf vergleichsweise wenige Standorte konzent-
riert sind. Doch wie grof sind diese Unterschiede im Vergleich zu der dezentralen Energiewende? Auch diese Frage
hat das Reiner Lemoine Institut analysiert. Das Ergebnis: Der Abstand zwischen Energiewende-Gewinner-Regio-
nen und Energiewende-Verlierer-Regionen ist bei einer zentralen Energiewende um gut 40 Prozent grofier als bei
einer dezentralen Energiewende. Zudem geht bei einer Energiewende, bei der stark auf Offshore-Windenergie ge-
setzt wird, regionale Wertschopfung im Milliardenbereich verloren. Die gleichmafigere Verteilung der regionalen
Wertschopfung kann auch als ein Indikator fiir die grofiere Akteursvielfalt auf einem dezentralen Markt angese-
hen werden. Die Abschopfung von Monopolrenditen wird so verhindert.

Fir uns sind all diese Punkte sehr ernst zu nehmende Argumente, die die Praferenz einer dezentralen Energie-
wende erharten. Insbesondere sollte der Ausbau von Offshore-Windenergie kritisch Uberprift werden.

Wir sind der Meinung, dass die Arbeit des Reiner Lemoine Instituts eine tragfahige Fundierung unseres Credos
,,50 dezentral wie moglich, so zentral wie notig® und einen wertvollen Beitrag zum energiepolitischen Diskurs
erbringt. Daher legen wir Thnen ihre Lekture sehr ans Herz. Wir sind gespannt, welche Schlusse Sie aus den Er-

gebnissen ziehen, und freuen uns auf den Austausch mit Thnen hieriiber.
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Zusammenfassung

Die vorliegende Studie untersucht und bewertet verschiedene Pfade auf dem Weg zu einer
Stromversorgung aus 100 % Erneuerbaren Energien (EE). Im Vordergrund steht die Frage, ob es
O0konomisch sinnvoll ist, die Kapazitaten zur Erzeugung Erneuerbarer Energie auf die Stand-
orte zu konzentrieren, die die geringsten Kosten bei der Stromgestehung aufweisen. Diese
Frage wird hinsichtlich zweier Kriterien bewertet: den Gesamtsystemkosten (operationali-
siert durch die Summe der Stromgestehungskosten (incl. Kosten fiir Speicher) und der Lei-
tungskosten fiir den Stromtransport) und der zu erwartenden regionalen bzw. kommunalen
Wertschopfung. Hierfiir werden Szenarien mit unterschiedlichen Ausbaupfaden untersucht.
Beziiglich der Gesamtsystemkosten ist der Ausbaupfad zu bevorzugen, der zu den geringsten
Kosten fihrt. Beztiglich der regionalen Wertschopfung werden die Szenarien danach beurteilt,
wie gleichmafig sich diese auf die Regionen verteilt.

Die Studie kommt zu folgenden zentralen Ergebnissen:

1. Die jahrlichen Gesamtsystemkosten sind kaum hoher als heute. Fur alle simulierten Jahre
bewegen sie sich zwischen knapp 10 €cent/ kWh und knapp 11 €cent/ kWh.

2. Es gibt keine nennenswerten Kostenunterschiede zwischen den untersuchten Ausbaupfa-
den: So ergibt sich bei einem dezentralen Szenario mit einer weitgehend gleichmaRigven
Verteilung der EE-Anlagen gegenuber einem Szenario, bei dem der Ausbau von Erneuer-
baren Energien auf die Standorte mit den geringsten spezifischen Stromgestehungskosten
konzentriert wird, nur eine Kostensteigerung von 0,2 bis 1,2 % der Gesamtsystemkosten.

3. Die geringen Kostenunterschiede in den drei betrachteten Szenarien geben der kommuna-
len Wertschopfung Gewicht als ein entscheidendes Kriterium bei der Bewertung der Sze-
narien.

4. Bei sehr vorsichtiger Abschatzung des Faktors , kommunale Wertschopfung* ergibt sich
fiir einzelne Regionen eine jahrliche Differenz von bis zu 80 € je Einwohner und Jahr bei
einem dezentralen Ausbau gegeniiber der Variante der gunstigsten Standorte. Die Sprei-
zung zwischen Regionen mit hoher kommunaler Wertschopfung gegentiber Regionen mit
geringer kommunaler Wertschopfung aus Erneuerbaren Energien verringert sich um ca.
1/3 (50 € je Einwohner und Jahr) gegeniiber dem Szenario Zentral.

5. Eine Fokussierung des Ausbaus der Kraftwerkskapazitdaten auf die jeweils glinstigsten
Standorte fiihrt zu einem sprunghaften Wechsel des Ausbauschwerpunktes zwischen den
Regionen und wirkt damit einem stabilen Ausbau der regionalen Wirtschaft entgegen.

6. Ein starker Ausbau von Offshore-Windenergiekapazitaten verringert den Effekt der kom-
munalen Wertschopfung ohne zu niedrigeren Gesamtsystemkosten zu fithren.

7. Der Zubau von Kohlekraftwerken in Jahren mit noch geringen Anteilen Erneuerbaren
Energien verlagert Kosten auf kiinftige Generationen, da er (im Vergleich zu einem Zubau
von Gaskraftwerken) zu hoheren Kosten des Stromsystems bei hohen Anteilen von Erneu-
erbaren Energien fiihrt.

Die zentrale Fragestellung der Studie fihrt daher zu der Empfehlung, den Ausbau der erneu-
erbaren Versorgungsstrukturen dezentraler zu gestalten. Photovoltaik und Wind Onshore
sollten in nahezu allen Regionen zugebaut werden. Hingegen wirde sich ein zentralisierter
Zubau, etwa durch eine Konzentration der Windenergie an der Kuste durch einen ubermaf3i-
gen Ausbau der Offshore Windenergie oder die Nutzung der Photovoltaik nur im Siiden, nach-
teilig auf eine ausgeglichene wirtschaftliche Entwicklung der Regionen auswirken.

Aus dem Ergebnis, dass ein dezentraler Ausbaupfad vorteilhaft ist, ergeben sich Empfehlun-
gen fur die Ausgestaltung des Marktdesigns bei der Fortfiihrung der Energiewende:

Ein dezentraler und verbrauchsnaher Ausbau von Photovoltaik und Wind Onshore sollte im
Energiemarkt starker angereizt werden, damit im Sinne der regionalen Kohasion alle Landes-
teile Deutschlands von den Wertschopfungseffekten der Energiewende profitieren konnen.

Ein zuigiger Ausbau der Erneuerbaren Energien sollte klar kommuniziert werden, um die Ren-
tabilitat neuer fossiler Kraftwerke tiber ihre gesamte Laufzeit ermitteln zu konnen.
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1. Einleitung

1.1 Hintergrund und Ziele

Die Energiewende hat eine Vollversorgung mit Erneuerbaren Energien zum Ziel.
In welcher Geschwindigkeit, zu welchen Kosten, mit welchen Technologien und
an welchen Standorten dieser Umbau der Energieversorgung von statten gehen
soll, ist Gegenstand wissenschaftlicher und gesellschaftspolitischer Debatten.
Mehr und mehr wird dabei zum Streitpunkt, ob der Ausbau eher zentral, also
raumlich konzentriert, oder aber dezentral iiber das Bundesgebiet verteilt erfol-
gen sollte. Um Entscheidungen uber die Wahl der Instrumente zur Umsetzung
einer nachhaltigen Energiepolitik zu treffen, ist ein umfassendes Verstandnis des
Energiesystems sowie der Auswirkung verschiedener MaRnahmen notwendig. In
zahlreichen Studien werden verschiedene Szenarien und Facetten untersucht und
beschrieben.

Mit der vorliegenden Studie werden nachvollziehbare Aussagen zu Moglichkeiten
des Ausbaus der Erneuerbaren Energien zur Stromversorgung Deutschlands und
den damit verbundenen jahrlichen Kosten erarbeitet. Ein besonderer Fokus liegt
auf der Differenzierung zwischen zentral und dezentral orientiertem Ausbau. Da-
mit verbunden werden in dieser Studie neben den Stromgestehungskosten auch
die Ubertragungskapazitaten des Transportnetzes berticksichtigt.

Der Ausbau der Erneuerbaren Energien (EE) selbst wird nicht in Frage gestellt.
Die Geschwindigkeit des Ausbaus, und damit die den Simulationen zu Grunde
gelegte Entwicklung der Anteile Erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung
in Deutschland, wurde mit Blick auf das Ziel einer Reduktion der Treibhausga-

se (THG) um 80 — 95 % bis 2050 vorgegeben. Es wir davon ausgegangen, dass die
Reduktion der THG im Warmebereich sowie im Verkehrssektor, entsprechend
der bisherigen Entwicklung, wesentlich schleppender voran geht, weshalb in den
Szenarien der vorliegenden Studie fiir den Stromsektor schon fiir 2040 eine na-
hezu 100 % ige Versorgung aus Erneuerbaren Energien vorausgesetzt wird.

Die im Rahmen der Studie durchgefiihrten Simulationen werden in einem Modell
mit 14 Regionen und einer stundlichen Auflosung der Verbrauchszeitreihen sowie
der Zeitreihen der Solarstrahlung, Windgeschwindigkeiten und Erzeugung aus
Wasserkraft durchgefiihrt. In den Simulationen werden die installierten Leistun-
gen und der Einsatz verschiedener Technologien zur Lastdeckung beziiglich der
jahrlichen Gesamtsystemkosten optimiert. In einem zweiten Schritt werden als
erganzendes Kriterium die Auswirkungen der unterschiedlichen Szenarien auf
eine gleichmafige Verteilung der Wertschopfungseffekte betrachtet.

Die zentrale Fragestellung der Studie lautet: Sollte der Umbau auf eine fast voll-
standige Stromversorgung aus Erneuerbaren Energien, unter Berucksichtigung
der Kosten und bei erganzender Hinzuziehung der regionalen Wertschopfung,
mittels raumlich konzentrierten Kraftwerksparks oder mit dezentralen Versor-
gungsstrukturen umgesetzt werden?

Foto: Norbert Weil3 / pixelio.de




Folgende Forschungsfragen sind Teil der zentralen Fragestellung:

= Wie hoch sind die volkswirtschaftlichen Gesamtsystemkosten der betrachteten Szena-
rien?

= Welche Auswirkungen haben unterschiedliche raumliche Verteilungskonstellationen
der EE-Anlagen auf die Verteilung der Wertschopfungseffekte?

= Welche Residualkapazitaten (thermische Kraftwerke und Speicher) zum Ausgleich der
fluktuierenden Erneuerbaren Energien werden bendtigt?

= Wie hoch ist die zwischen den Regionen tibertragene Leistung, d. h. welche Ubertra-
gungskapazitaten zwischen den Regionen sind notwendig?

Als Basis der Studie wurde eine umfangreiche Recherche zu den fiir die Berechnung not-
wendigen Daten der verschiedenen Komponenten des Energieversorgungssystems durch-
gefiihrt. Diese und die darauf aufbauenden vereinfachenden Annahmen, die in der Studie
Verwendung finden, werden im Text kurz erlautert und im Anhang ausfiihrlich dargestellt.
Das dient dem Ziel einer fundierten Diskussionsgrundlage fur den weiterfithrenden Diskurs.
Zur Untersuchung der genannten Fragen wurden innerhalb des Simulationsmodells drei
Kernszenarien erstellt.

1.2 Aufbau der Studie

Das Kapitel 2 fiihrt in die Thematik der dezentralen Energieversorgung in Abgrenzung zur
zentralen Energieversorgung ein. Das dient dem allgemeinen Verstandnis und soll Miss-
verstandnissen insbesondere bei der Interpretation der Ergebnisse vorbeugen. Darauf fol-
gend wird in Kapitel 2.3 das Kriterium der kommunalen Wertschopfung erlautert.

Die gegenwartigen politischen Ziele wurden im Kapitel 3 aufgearbeitet, um diese in Bezug
zu den in der vorliegenden Studie gewahlten Szenarien zu setzen. Neben nationalen und
internationalen Studien wurden auch Leitstudien auf Bundeslandebene ausgewertet.

Kapitel 4 beschreibt die Methodik der Studie. Dabei wird das entwickelte und genutzte Si-
mulationsmodell erklart und die Einbindung aller technischen Komponenten beschrieben.
Ebenso wird auf die Beriicksichtigung der Eigenversorgung durch Photovoltaik (PV) im Si-
mulationsmodell eingegangen.

Die ausfiihrliche Beschreibung der genutzten Basisdaten, Zeitreihen und Annahmen fiir alle
Komponenten der Simulation folgt in Kapitel 5. Dort werden auch die berechneten Szenari-
en beschrieben und das Vorgehen zur Kalkulation der Stromgestehungskosten erlautert.

Im abschlieRenden Kapitel 6 wird die Vorstellung der Berechnungsergebnisse des PV-Ei-
genverbrauchs, die in die weitere Simulation eingeflossen sind, vorangestellt. Im An-
schluss werden die Ergebnisse der Optimierung vorgestellt, wobei der Schwerpunkt auf
dem Vergleich der Szenarien Zentral und Dezentral liegt. Die Diskussion und der Ausblick
am Ende der Studie dienen der Einordnung der Ergebnisse und dem Blick auf Moglichkei-
ten weitergehender Untersuchungen.

Foto: Rainer Sturm// pixelio.de
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2. Einfuhrung in die Thematik der
dezentralen Energieversorgung und
kommunalen Wertschopfung

Im Rahmen der Diskussionen wahrend der Erstellung der vorliegenden Studie wurde deutlich, dass unterschied-
liche Vorstellungen hinter der viel genutzten Begrifflichkeit der , dezentralen Energieversorgung” stehen. Um
ein gegenseitiges Verstandnis zu fordern, werden in diesem Abschnitt einige Definitionen und Hintergriinde
erlautert. Dabei ist es jedoch nicht das Ziel, eine eigene Definition vorzunehmen. Weiterhin wird der enge Zu-
sammenhang der dezentralen Energieversorgung mit der kommunalen Wertschopfung verdeutlicht und darauf
eingegangen, warum diese Studie im Folgenden die kommunale Wertschopfung genauer untersucht und den Er-
gebnissen der Optimierung auf die Gesamtsystemkosten gegeniiberstellt.

2.1 Allgemeine Begriffsbestimmung ’dezentrale Energieversorgung’

Die beiden Begriffe , dezentral” und ,,zentral” stellen Pole, also einander entgegengesetzte Strukturen, dar.!

Die Abgrenzung zwischen beiden Begriffen wird i. d. R. tiber die Defintion der Dezentralitat vorgenommen. Der
Einsatz dieser Begriffe ist iiber verschiedene Bereiche gefachert, so wie z. B. im Bereich der Logistik, wo zentral
und dezentral zur Beschreibung von Lagern hinsichtlich ihrer geographischen Nahe zum Kunden sowie Streuung
uber den Versorgungsbereich herangezogen werden.

Im Bereich der Energieversorgung trifft man auf verschiedene Definitionen, je nachdem aus welchem Blickwin-
kel das Thema betrachtet wird. Das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) definiert in § 3 (11) eine dezentrale Erzeu-
gungsanlage als ,eine an das Verteilernetz angeschlossene verbrauchsund lastnahe Erzeugungsanlage”. Valentin
Bertsch folgt dieser Definition und formuliert das folgendermafen: ,Unter dezentralen Stromerzeugungsan-
lagen versteht man daher insb. solche Anlagen, die in ein 6ffentliches Verteilnetz, gewohnlich ein Mittel- oder
Niederspannungsnetz, einspeisen oder der Eigenversorgung dienen.” Hierbei spielt die Art der eingesetzten
Primarenergie (fossil/ regenerativ) keine Rolle: ,,... GleichermaRen werden Wind- und Solarkraftanlagen tibli-
cherweise zur dezentralen Stromerzeugung gezahlt, wobei hier nach obiger Definition darauf geachtet werden
sollte, auf welcher Netzebene die Anlagen einspeisen. Insbesondere im Bereich der Windkraft ist der Ubergang
zur zentralen Stromerzeugung flieRend.”>

Der Verband der Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik e. V. (VDE) gibt folgende Definition an: ,,die de-
zentrale Versorgung wird [...] als lokale, verbrauchsnahe Versorgungsform verstanden, die die bestehende zent-
rale Versorgung erganzt und ggf. ersetzt.”’3 Abbildung 1 aus der gleichen Studie stellt den Unterschied zwischen
der traditionellen (zentralen) und der dezentralen Erzeugung in Bezug auf die Ubertragungsrichtung heraus.
Wahrend bei der zentralen Erzeugung Energie nur von den in Hoch- und Hochstspannungsebene erzeugenden
Anlagen in Richtung der Verteilnetze transportiert wird (unidirektional), erfolgt bei der dezentralen Erzeugung
Energietransport auch in entgegengesetzter Richtung (bidirektional).

1 Stelter, A. (2009)
2 Bertsch, V. (2013)
3 Energietechnische Gesellschaft im VDE (ETG) (2007)

Foto: Dieter Schiitz/ pixelio.de
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Abbildung 1: Traditionelle (zentrale) und dezentrale Energieerzeugung

2.2 Qualitative Bewertung der dezentralen Energieversorgung

Die Beurteilung, ob ein System zentral oder dezentral ist, kann auf Basis von quantitativen oder qualitativen
Merkmalen erfolgen. Bei einer Beurteilung auf Basis von quantitativen Merkmalen ist eine Schwelle festzuset-
zen, mit deren Hilfe Erzeuger als dezentrale oder zentrale Anlagen typisiert werden. Dazu ist uns keine allge-
meine Festsetzung bekannt, auf die Bezug genommen werden kann. Fiir eine qualitative Bewertung der Dezen-
tralitat oder Zentralitat eines Energiesystems werden verschiedene Kriterien einbezogen. Je nach Blickwinkel
werden diese in den Bewertungen unterschiedlich stark berlicksichtigt. Annika Stelter nennt folgende vier
Hauptkriterien fiir Dezentralitat4, die im Folgenden kurz kommentiert werden:

» Kleinteiligkeit der Anlage
» Verbrauchernahe
= Geringe Konzentration der Eigentumerverhaltnisse

= Beschaffenheit der eingesetzten Primarenergietrager

Kleinteiligkeit der Anlage:

Dies bedeutet, dass die GroRe einer Anlage, ahnlich der quantitativen Beurteilung, fiir die Frage nach der Dezent-
ralitat relevant ist. Allerdings wird hier keine feste GroRe genannt, womit der Betrachtungsrahmen eine gewisse
Rolle bei der Beschreibung einer Anlage spielen kann. So kann z. B. eine 5 MW Windenergieanlage aus Sicht der
Bundesregierung oder eines Ubertragungsnetzbetreibers, der im Gigawatt-Bereich agiert, kleinteilig sein, wah-
rend sie von einem lokalen Netzbetreiber, der die Anlage einbinden muss, als grof beschrieben wird.

Verbrauchernahe:

Mit Verbrauchernahe ist eine moglichst lokale Erzeugung entsprechend der Nachfrage gemeint. Thermische
Energie zur Brauchwassererwarmung aus Solarthermieanlagen auf dem Dach der Verbraucher ist sicher ein un-
strittiges Beispiel fiir Verbraucherndhe. Bei der sogenannten ,,Zentralheizung” wird die Relevanz der Sichtweise
wieder deutlich. Hier wird die Anlage, die Warmeenergie fiir ein ganzes Haus liefert, gegeniiber den vorher ge-
brauchlichen Einzelraumheizungen differenziert. Aus Sicht der meisten Akteure ist sie jedoch eine dezentrale
Technologie. Im Bereich der Warmeversorgung wird eher zwischen der dezentralen Einzelhausheizung und dem
zentralen Heizwerk, das die Verbraucher tiber ein Warmenetz beliefert, differenziert. Dabei gibt es in grofieren
Stadten oft mehrere Heizwerke, die einzelne, manchmal auch verbundene Warmenetze versorgen. Die in der
Energiewendediskussion viel genannten Bioenergiedorfer, die iber ein Fernwarmenetz verfiigen, haben oft eine
zentrale Heizstation mit redundanten Warmeerzeugern.

4 Stelter, A. (2009)
5 siehe auch www.bioenergie-doerfer.de


http://www.bioenergie-doerfer.de/

Aus Sicht der Stromerzeugung und -verteilung sieht Verbrauchernahe ganz anders aus. Eine Windenergieanlage,
die einen Stadtteil oder eine Kommune mit Strom versorgt, wird mit Sicherheit als ein dezentraler Erzeuger ka-
tegorisiert. Bei einem Windpark in Brandenburg, der Berlin mitversorgt, wird bei der Kategorisierung Diskussi-
onsbedarf sein.

Oft wird der Ausdruck , dezentrale Energieversorgung” fiir eine Versorgung aus Erneuerbaren Energien genutzt.
Das sollte vermieden werden. Der Ausdruck , dezentral” ist, wie schon beschrieben, technologieunabhangig.
Kraftwerke in der Wiiste oder auf See, auch wenn sie erneuerbare Energietrager nutzen, sind nicht verbraucher-
nah und werden ziemlich einstimmig der Kategorie ,,zentrale Technologie” zugeordnet.

Gerade bei PV-Freiflichenanlagen und insbesondere Windenergieanlagen, deren unmittelbare Nahe zu Haushal-
ten auch gar nicht gewollt ist, bedarf der Aspekt der Verbrauchernahe einer klareren Definition.

Geringe Konzentration der Eigentiimerverhaltnisse:

Darunter fallen sowohl Besitz- als auch Finanzierungsverhaltnisse. Insbesondere Biirgerenergiegesellschaften
und -genossenschaften zahlen sicher unbestritten in die Kategorie , dezentral”. Kommunales Eigentum an Er-

zeugungsanlagen kann schon wieder strittig sein. Ebenso wie die Einbindung von regionalen oder tiberregiona-
len Kreditinstituten. Eine eindeutige Grenze kann auch hier nicht aufgezeigt werden.

Beschaffenheit der eingesetzten Primdrenergietrager:

Dies zielt auf einen der Leitgedanken der Energiewende: eine moglichst lokale (und CO,freie) Energieversorgung.
Fiir Solar-, Wind- und Wasserkraft vor Ort entstehen hier sicher keine Differenzen bei der Einordnung. Bei Nut-
zung von lokaler Biomasse wird in Bezug auf die Beschaffenheit oft zusatzlich die Anbaumethodik und die Nut-
zung von Dungern und Herbiziden herangezogen. Das zeigt nur, dass die Diskussion der Dezentralitat in vielen
Fallen stellvertretend fiir die Diskussion der Nachhaltigkeit gefiihrt wird.

23 Kommunale Wertschopfung

Die ,, kommunale Wertschopfung” ist eines der Hauptargumente im Rahmen der Standortdiskussionen. Sie wird
als wichtiges Merkmal der Dezentralitat gesehen. Viele Facetten der in Abschnitt 2.2 genannten Kriterien, wie
die Konzentration der Eigentumsverhaltnisse, die Verbrauchernahe wie auch die Kleinteiligkeit der Anlage spie-
len auch fur die kommunale Wertschopfungskette eine Rolle. Sie wird deshalb in dieser Studie als ein Hauptkri-
terium fur die Dezentralitat der Energieversorgung herangezogen.

Der Begriff der Wertschopfung wird in der Wirtschaftswissenschaft unterschiedlich verwendet. In einer Studie
zur kommunalen Wertschopfung durch Erneuerbare Energien des Instituts fiir 6kologische Wirtschaftsfor-
schung IOW)° wird diese definiert als Summe von

= Nettogewinnen der beteiligten Unternehmen,
= Nettoeinkommen der beteiligten Beschaftigten und
* andie Kommune gezahlte Steuern.

Dies ist in Abbildung 2 des IOW noch einmal dargestellt. Jeder der genannten Effekte kann individuell fiir die
Kommunen beziffert werden. Dafiir ist jedoch notwendig, die in der Kommune vorhandenen Teile der Wert-
schopfungskette zu kennen, die entlang des Lebensweges einer Anlage in vier Stufen unterteilt werden: 1) Pro-
duktion von Anlagen und Komponenten, 2) Planung und Installation, 3) Betrieb und Wartung sowie 4) Betreiber-
gesellschaften. In den seltensten Fallen verfiigt eine Kommune Uber alle vier Stufen der Wertschopfungskette.

6 Institut fir 6kologische Wirtschaftsforschung und Zentrum fiir Erneuerbare Energien (2010)
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Quelle: Institut fiir 6kologische Wirtschaftsforschung und Zentrum fiir Erneuerbare Energien (2010)
Abbildung 2: Wertschopfungseffekte Erneuerbarer Energien in Kommunen

Je aktiver die in einer Kommune ansassigen Unternehmen in diesen Stufen sind, desto
hoher fallt die kommunale Wertschopfung durch Erneuerbare Energien in den Kommu-
nen aus. Interessant ist die Wertschopfung auch fiir Kommunen, die keinen Anteil an der
Herstellung der Anlagen haben, da der grofRere Anteil der Wertschopfung wahrend der
Betriebsjahre der Anlage anfallt. Hier ist noch zu differenzieren, ob nur der Anlagenstand-
ort in der Kommune liegt, ob auch der Betreiber/die Betreiberin sowie das finanzierende
Kreditinstitut in der Kommune ansassig sind und ob der Anlagenbetrieb und die Wartung
durch in der Kommune ansassige Unternehmen durchgefihrt werden.

Die Anteile der Effekte , Steuern”, , Gewinne” sowie , Einkommen durch Beschaftigung”
an der Wertschopfung werden in Abbildung 3 fiir einige typische Stromerzeugungsanlagen
aus Erneuerbaren Energien dargestellt.

Die Effekte wurden mit Werten aus dem Jahr 2009 berechnet. Durch Anderungen von In-
vestitionskosten, Strompreisen, Zinsen, Lohnen etc. verandern sich fortlaufend auch die
Wertschopfungseffekte fiir die einzelnen Technologien.

,Zahlreiche Stadte, Gemeinden und Regionen haben die Starkung regionaler Wirtschafts-
kreislaufe durch Erneuerbare Energien zum Ziel ihrer Entwicklungsstrategie gemacht,
wodurch die kommunale Haushaltslage und die Attraktivitat des Wirtschaftsstandortes
verbessert werden soll.”” Am Beispiel Nordfriesland wird ersichtlich welche Bedeutung die
Standortfrage von z. B. Windenergieanlagen fiir die Kommunen hat. Im Rahmen der Wahl
von Vorranggebieten fiir Windenergieanlagen wurden dem Kreis seitens der Gemeinden
erheblich mehr Flachen angeboten, als fiir die Planung berticksichtigt werden konnten.
Bei der Reduktion auf die anvisierten 2 % der Kreisflache konnten einige Gemeinden keine
Windstandorte durchsetzen und wurden so hinsichtlich der Moglichkeiten der Komm-
nunalen Wertschopfung benachteiligt, was erhebliche Auswirkungen auf die finanzielle
Lage der Gemeinden hat. Deshalb mussten monetare AusgleichsmafRnahmen fur die nicht
fir Standorte berticksichtigten Gemeinden geschaffen werden.®

Miihlenhoff, J. (2010)
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Abbildung 3: Wertschdopfungseffekte typischer erneuerbarer Stromerzeugungsanlagen
wdahrend 20 Jahren Anlagenbetrieb

Die genaue Bezifferung der wirtschaftlichen Effekte, die durch die kommunale Wertschop-
fung erzielt werden, ist nicht Bestandteil der durchgefiihrten Simulation. Abschnitt 5.2.10
beschreibt die stark vereinfachte Abschatzung der kommunalen Wertschopfung, die als
Basis fiir eine weitere Diskussion der Studienergebnisse vorgenommen wurde.

Fazit zum Begriff und zur Bewertung der dezentralen Energieversorgung

Es wird deutlich, dass fiir den Begriff der dezentralen Energieversorgung keine klare De-
finition existiert. Ahnlich wie bei dem Wort , nachhaltig” ist die personliche Perspektive
entscheidend fiir die Interpretation. Zielfiihrender ist es fiir eine Bewertung oder Diskussi-
on entlang der Kriterien zu argumentieren und sich je nach Interessensschwerpunkt direkt
auf die Verbrauchernahe, die Beschaffenheit von Anlagen und Brennstoffen, die Eigen-
tumsverhaltnisse oder die kommunale Wertschopfung zu beziehen.

In dieser Studie ist die Beschaffenheit der Brennstoffe zentraler Punkt. Ziel ist eine
CO,-emissionsfreie und schadstoffarme Stromversorgung, die durch die vorgegebene Re-
duktion des Anteils fossiler Brennstoffe an der Stromversorgung Beriicksichtigung findet.
Die Kriterien Verbraucherndhe, Eigentumsverhaltnisse und Kleinteiligkeit der Anlage
werden nur soweit behandelt, wie sie durch die Berticksichtigung der kommunalen Wert-
schopfung beriihrt sind. Diese wird als zweites wichtiges Kriterium neben den Gesamtsys-
temkosten, die Optimierungsziel der vorgenommenen Simulationen sind, diskutiert.

Foto: Rainer Sturm / pixelio.de



3. Gegenwartige politische Ziele
und Rahmenbedingungen

Die vorliegende Studie untersucht eine ambitionierte Entwicklung des Beitrags Erneuerbarer Energien zur
Stromversorgung in Deutschland. Wird jedoch bertcksichtigt, dass der Anteil EE an der Warmeerzeugung ge-
genwartig weitaus geringer ist als an der Stromerzeugung und die Entwicklung im Warmesektor eher langsamer
voranschreitet, ist eine ambitionierte Entwicklung angesichts des deutschen Ziels einer Treibhausgasreduktion
um bis zu 95 % bis 2050 als notwendig zu betrachten. Im Folgenden wird ein Uberblick liber die Ziele beziiglich
des Einsatzes Erneuerbarer Energien in der Stromversorgung gegeben, die seitens der Bundesregierung und der
Bundeslander kommuniziert werden.

Die Ziele der Umwelt- und Energiepolitik der Bundesregierung werden im Energiekonzept vorgestellt. Dort ist
unter anderem festgelegt, dass die Bundesregierung anstrebt, den Anteil der Erneuerbaren Energien am Brut-
toendenergieverbrauch von etwa 10 % im Jahr 2010 auf 60 % im Jahr 2050 zu erhohen.® Wie diese Ziele erreicht
werden kénnen, wurde unter anderem vom Deutschen Zentrum fiir Luftund Raumfahrt (DLR) und dem Fraunho-
fer-Institut fiir Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES) in der Leitstudie im Auftrag des BMU beschrie-
ben. In dieser Studie wurden vier Szenarien betrachtet, die sich bezuiglich des Ausbaus der Erneuerbaren Energi-
en, der Speicherung und der Elektromobilitat unterscheiden:

= Im Szenario H, wird ein mittlerer Ausbau der EE angenommen. Im Mobilitatssekor sind 50 % der Fahrzeuge
voll oder teilelektrisch ausgestattet. Die restlichen Fahrzeuge werden mit Wasserstoff oder Biokraftstoffen
betrieben. Als Speicher der erneuerbar erzeugten Energie wird ebenfalls auf Wasserstoff zuriickgegriffen.

* Szenario CH, unterscheidet sich von Szenario H, lediglich dadurch, dass die aus EE erzeute Energie nicht in
Form von Wasserstoff, sondern in Form von synthethischem Methan (EE-CH,) gespeichert wird. Dass das EE-
CH,, anders als H,, auf eine bestehende Infrastruktur zurtickgreifen kann, fallt dabei besonders ins Gewicht.

» Szenario El. unterscheidet sich von Szenario H, dahingehend, dass davon ausgegangen wird, dass im Jahr
2050 samtliche Fahrzeuge vollelektrisch oder als Hybride betrieben werden.

= Szenario THGO5 stellt den mdglichen Ausbaupfad fiir ein Szenario dar, bei dem die Reduzierung der Treib-
hausgase um 95 % bis 2060 gegeniiber dem Referenzjahr 1990 im Vordergrund stehen, was eine annahernde
Vollversorgung mit Erneuerbaren Energien in allen Nutzungsbereichen erfordert.

Die Entwicklung der Anteile Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung fiir alle vier Szenarien ist in Abbil-
dung 4 dargestellt.
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Abbildung 4: Bandbreite des Ausbaupfades der Erneuerbaren Energien aus internationaler, bundesweiter und regionaler Sicht

9 BMU und BMWi (2010)
10 Deutsches Zentrum fiir Luftund Raumfahrt et al. (2012a)



Einen Blick aus internationaler Sicht auf Deutschland im Jahr 2050 kann man einer Studie der Internationalen
Energieagentur (IEA)" entnehmen. Bei einer Gesamtstromerzeugung von 550 TWh fallt auf, dass mit 280 TWh
lediglich 51 % der erzeugten Elektroenergie auf Erneuerbare Energien und Miillverbrennung fallt. Weiter ist
interessant, dass der PV nur eine sehr kleine Rolle im Deutschen Stommix zugedacht wird. Aufgeschliisselt in
Ressourcen prognostiziert die IEA die Stromerzeugung aus EE folgendermafien: Wind (171 TWh), Sonne (21 TWh),
Biomasse und Millverbrennung (59 TWh) und Wasser (29 TWh). Diese Zahlen sind als untere Grenze anzusehen
und insbesondere der geringe Anteil der PV an der Stromerzeugung ist kritisch zu bewerten, da sie bereits im
Jahr 2012 mit 28 TWh* hoher lag, als im Szenario der IEA fiir das Jahr 2050.

Tabelle 1 gibt eine Ubersicht tiber die Ziele der Bundeslander beziiglich des Endenergieverbrauchs von Strom (EEV
Strom) und der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE Strom). Dabei sind hier die Bundesldander zu-
zlglich der Offshoregebiete in 14 Regionen zusammengefasst, so wie sie im Weiteren in die Berechnungen dieser
Studie eingehen. Die Stadtstaaten wurden den umschlieffenden Bundeslandern zugeordnet, Saarland und Rhein-
land-Pfalz zusammengefasst und die Nord- und Ostsee extra aufgefiihrt. Aus Griinden der Ubersichtlichkeit ist
die Tabelle hier ohne Quellenangaben abgebildet. Sie ist inkl. Quellenangaben zusatzlich im Anhang zu finden (
A.1 auf Seite 89).

Tabelle 1: Zusammenstellung der Energiestudien/-konzepte der Bundesldnder

2010 2020

Region EEV EE EE/EEV EEV EE EE/EEV

Strom in Strom in Strom Strom in Strom in Strom

GWh GWh GWh GWh

BAW 81.100 10.415 13 % 68.611 24.654 36 %
BAY 82316 21.978 28 % 81.944 44.000 54 %
RLS 36.148 4380 12 % 30.184 18.230 60 %
HES 37.265 2.352 6 % 34.000 21.000 62 %
THU 12.484 2.707 22 % 13.174 5.936 45 %
SAC 19.355 3.055 16 % 21.800 7320 34 %
NRW 120370 8348 7% 113.000 37.880 34 %
NIE 56.761 15.513 27 % 50.751 40.826 80 %
SAA 14.690 6.970 47 % 14.150 11.370 80 %
BBB 26.895 8.678 32 % 25.846 35.010 135 %
MEC 6.484 4.017 62 % 8.674 4.415 51 %
SCH 24.521 6.934 29 % 25.891 43.617 168 %
Norxdsee - - - - 30.000 -
Ostsee - - - - 6.856 -
Deutschland
(Summe) 517.347 95.347 18 % 488.025 331.014 68 %

In Abbildung 4 ist neben den Pfaden der Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien fiir Deutschland aus den
vier oben erlauterten Szenarien auch der Prognosewert der [EA und die Summe der Ziele der Bundeslander dar-
gestellt. Diese Szenarien unterscheiden sich teilweise recht erheblich. Auffallend dabei ist, dass die aufsummier-
ten Ziele der Bundeslander, die in Tabelle 1 im Einzelnen dargestellt sind, in Deutschland wesentlich ambitio-
nierter sind, als die Ziele der Bundesregierung oder die Prognose der IEA. Die IEA prognostiziert fiir 2050 einen
Anteil EE an der Stromerzeugung, den sich die Bundeslander schon fiir 2020 als Ziel gesetzt haben.

11 International Energy Agency (2010), S.315
12 Wirth, H. (2013)



Wie man Tabelle 1 entnehmen kann, streben die Bundeslander bereits flir das Jahr 2020 an, den Anteil der Er-
neuerbaren Energien (EE) am Endenergieverbrauch Strom von 18 % auf 68 % zu steigern. Das liegt um 10 % hoher
als der von der IEA prognostizierte Anteil der EE fiir das Jahr 2050 und ist auch ambitionierter als die Ziele der
Bundesregierung. Abbildung 5 verdeutlicht die Zahlen aus Tabelle 1 sowie die Anteile der betrachteten Erneuer-
baren Energien grafisch. Sie zeigt die Nettostromerzeugung aus EE, den Anteil erneuerbar erzeugten Stroms am
elektrischen Endenergieverbrauch fiir das Jahr 2010 und die Ausbauziele, die 1t. Studien der Bundeslander fiir das
Jahr 2020 vorgesehen sind.
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Abbildung 5: Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE), das Verhdltnis zum Endenergieverbrauch Strom (EEVS)
in den Regionen und die Anteile der einzelnen erneuerbaren Technologien

Auffallig, aber wenig verwunderlich ist, dass Schleswig-Holstein und Hamburg (SCH) bis zum Jahr 2020 massive
Uberkapazitaten an EE aufbauen und auf einen Energieexport angewiesen sind, ohne dass die Offshore Winde-
nergie berticksichtigt wurde. Fur den Endenergieverbrauch wird jedoch nur ein leichter Ruckgang von gut 5%
anvisiert, wahrend im Energiekonzept der Bundesregierung eine Verminderung des Stromverbrauchs im Jahr
2020 von 10 % und im Jahr 2050 von 25 % gegeniiber dem Refenrenzjahr 2008 angestrebt wird. Betrachtet man
das Jahr 2020 in Bezug auf die Zusammensetzung der erneuerbaren Stromerzeuger genauer, lasst sich klar er-
kennnen, dass im Norden Deutschlands die Windenergie einen dominierenden Anteil haben wird, wahrend in
Baden-Wirttemberg und Bayern die Photovoltaik eine wesentlich grofiere Rolle spielen wird.

Der bundesweite Mix der Erneuerbaren Energien, der sich aus der Summe der Ziele der Bundeslander ergibt, ist
in Abbildung 6 dargestellt. Hier wird in vielen Landern ein starkes Ausbauziel auch bei der Bioenergie sichtbar.
In der vorliegenden Studie werden demgegentberdie Potenziale der Bioenergie eher vorsichtig abgeschatzt. Das
wird deutlich bei einem Vergleich der Ziele der Bundesldander fiir 2020 (Abbildung 5) mit den Ergebnissen des
Szenarios Dezentral fiir das Jahr 2020 (Abbildung 39).

2010 2020
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Abbildung 6: Bundesweite Stromproduktion aus Erneuerbaren Energien
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4. Methodik und Simulation

Zur Untersuchung der Kernfragestellung des optimalen Ausbaus eines Kraftwerksparks mit wachsenden Antei-
len Erneuerbarer Energien in Deutschland wird mit einer Optimierung in einem dynamischen Simulationsmo-
dell gearbeitet. Anhand dessen werden verschiedene Szenarien mit sich andernden Randbedingungen analysiert
und fiir einen Entwicklungspfad vom aktuellen Beitrag der Erneuerbaren Energien zur Stromversorgung bis zu
einem Anteil von nahezu 100 % werden die jdhrlichen Gesamtsystemkosten (LCOE) ermittelt. Diese werden da-
bei aus volkswirtschaftlicher Sicht betrachtet, so dass aktuell geltende Subventionen die optimale Losung nicht
beeinflussen. Dabei findet das Transportnetz vereinfacht Beriicksichtigung, die Mittelspannungs- und Verteil-
netzebene werden in Hohe der gegenwartigen Kosten berucksichtigt, jedoch nicht in die Simulation einbezogen.
Eine Berechnung der Nutzung von PV fiir den Eigenverbrauch in Haushalten wurde seperat erstellt und im Rah-
men der Basisannahmen in dem Optimierungsmodell berucksichtigt.

4.1 Modell

In dem verwendeten Modell wird Deutschland mithilfe von 14 ,, Knoten” abgebildet. Jeder Knoten entspricht ei-
ner Region Deutschlands (vgl. Abbildung 7). Die Aufteilung in Regionen orientiert sich an den Grenzen der Bun-
deslander, wobei die Stadtstaaten Bremen, Hamburg und Berlin und das kleinste Bundesland Saarland jeweils
mit den umliegenden Bundeslandern zusammengefasst werden. So werden grofte Ungleichgewichte zwischen
den abgebildeten Flachen vermieden. Zusatzlich werden die Nordsee und Ostsee als Regionen fur die Betrach-
tung der Offshore-Windenergie berticksichtigt. Die grobe Aufteilung in Bundeslander bietet eine gute Grundlage
fir Vergleiche mit den jeweiligen Ausbauzielen.

Fiir jede so definierte Region bzw. fiir jeden Knoten wurde ein Lastgang und spezifischen Potenzialen fiir Wind-
und Solarenergie sowie fiir Biomasse und Wasserkraft ermittelt.

Jeder Knoten ist in sich homogen, d. h. innerhalb eines Knotens gibt es keine Ubertragungsverluste oder geo-
grafischen Unterschiede. Die beiden wichtigen Parameter fiir den Austausch von Energie untereinander sind die
Ubertragungskapazitaten und Leitungslangen zwischen den Knoten.
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Abbildung 7: Betrachtete Regionen Deutschlands mit Regionsnummer und Abkiirzung.

Zur Deckung der Last stehen im Modell verschiedene erneuerbare und fossile Kraftwerkstechnologien und Spei-
cherkomponenten zur Energieversorgung bereit, die durch technische und finanzielle Parameter definiert wer-
den. Eine Ubersicht aller Komponenten, die im Modell ausgebaut werden konnen, zeigt Abbildung 8 im nichsten
Kapitel. Nicht berticksichtigt werden Kernkraftwerke, da in Deutschland gesetzlich verankert wurde, dass diese
Technologie zeitnah nicht mehr zur Energieversorgung verwendet werden soll.



Es wurde ein linearer Optimierungsansatz gewahlt, welcher auf Stundenbasis fur jeweils ein Jahr die zu erzeu-
gende Energie und die dafiir benotigte Kapazitat jeder Komponente in allen Regionen sowie die notwendigen
Ubertragungskapazitaten zwischen den Regionen berechnet. Die zu minimierende Grofe sind die Gesamtkosten
des Systems. Die Kosten sind dabei abhangig von variablen Betriebskosten, wie beispielsweise Brennstoffkosten,
und von den jahresspezifischen Investitions- und Betriebskosten der verschiedenen Kraftwerke und Leitungen.
Alle thermischen Kraftwerke sind aufterdem mit Lastwechselkosten behaftet. Neben den Kostenannahmen fiir
die Technologien, die vom Simulationsjahr abhangen, werden technische Eigenschaften und die Verbindungs-
langen zwischen den Regionen als Eingangsparameter vorgegeben. Auflerdem wird der Anteil fossiler Energie
am Nettostromverbrauch Deutschlands fiir die verschiedenen Simulationsjahre festgelegt. So entsteht ein Aus-
baupfad fir den Anteil der Erneuerbaren Energien bis zum Jahr 2040. Dieser wird in Schritten von finf Jahren si-
muliert. Die zu installierenden Kraftwerkskapazitaten als Ergebnis eines Jahres flieen dann in die Berechnung
des nachsten Simulationsjahres als minimal zu verwendende Kapazitaten mit ein. Die minimalen Kapaziaten fur
die Berechnung des ersten Simulationsjahres 2015 entsprechen dem bestehenden Kraftwerkspark in diesem Jahr.
Die technische Lebensdauer der Anlagen findet ebenfalls Berlicksichtigung, genauso wie das Repowering an be-
reits erschlossenen Standorten. Mit diesem Ansatz wird der Einsatz bestehender Kraftwerke optimiert sowie fur
jede Region die fur ganz Deutschland kostenglinstigste Investitionsentscheidung fiir neue Kraftwerke ermittelt.

Die Berechnungen basieren auf einem Perfect-Foresight Ansatz, was einer genauen Vorhersehbarkeit der Last
sowie der potentiellen Einspeisung aus den fluktuierenden EE entspricht. Eine exakte Vorhersehbarkeit ist in der
Realitat zwar nicht gegeben, bildet diese aber besser ab als ein Time-Step Ansatz, bei dem gar keine Prognosen
moglich sind.

4.2 Berucksichtigung der einzelnen Komponenten im Modell

Abbildung 8 zeigt alle im Modell verwendeten Komponenten. Deren Einbindung in das Simulationsmodell wird
im folgenden Abschnitt eher allgemein vorgestellt. Eine ausfihrliche Erlauterung aller verwendeter Daten und
Annahmen ist in Abschnitt 5.2 zu finden.

4.2.1. Fluktuierende Erneuerbare Energien

Zu den fluktuierenden Erneuerbaren Energien werden die Photovoltaik, die Windenergie und die Wasserkraft
gezahlt, da die produzierte Energie von wechselnden Umweltbedingungen abhangig ist. Alle drei Komponenten
werden anhand von Zeitreihen mit normierten Einspeisewerten abgebildet, die entweder aus den entsprechen-
den Eingangsgrofien berechnet wurden (Solarstrahlung und Windgeschwindigkeit) oder als Datensatz vorlagen
(Wasserkraft). Bei der im Modell abgebildeteten Windenergie wird zwischen Onshore- und Offshore-Windener-
gieanlagen unterschieden. Bei den Onshore-Anlagen wird zudem zwischen Binnen- und Kusten-Windenergie-
anlagen differenziert. Neben den unterschiedlichen Kosten sind dabei auch die verschiedenen Leistungskurven
und Nabenhohen von Bedeutung. Die PV-Anlagen werden in Dach- und Freiflaichenanlagen differenziert. Dabei
werden nur die Kosten, nicht die physikalischen Parameter unterschieden.

Es wird davon ausgegangen, dass die Ausbaupotenziale fiir Wasserkraft in Deutschland ausgeschopft sind. Die
installierte Leistung an Wasserkraft ist somit keine OptimierungsgrofRe. Fiir PV wird das EEG-Ziel von 52 GWp in
2020 sowie 40 GWp in 2015 vorgegeben. Alle dariiber hinaus gehenden installierten Leistungen von PV-Anlagen
sowie die Leistungen von Windenergieanlagen sind Ergebnisse der Optimierung.

4.2.2. Bioenergie

Die Bioenergie besteht im Modell aus den beiden Komponenten Biogas und Biomasse. Es wird nicht auf die grofe
Anzahl unterschiedlicher genutzter Substrate mit ihren spezifischen physikalischen Parametern eingegangen,
sondern es wird ein konstanter durchschnittlicher Biogasstrom und eine jahrlich zur Verfiigung stehende Menge
fester Biomasse mit ebenfalls durchschnittlichen Eigenschaften angenommen. Der Volumenstrom Biogas kann
in einem Biogasspeicher zwischengespeichert und bei Bedarf in einem Blockheizkraftwerk (BHKW) verstromt
werden. Sowohl der Biogasspeicher als auch das BHKW sind Optimierungsgrofien und konnen ausgebaut werden.
Die nutzbare Menge fester Biomasse wird jeweils fiir ein Jahr festgelegt und kann in einem thermischen Biomas-
sekraftwerk zu einem beliebigen Zeitpunkt verstromt werden. Fiir beide Komponenten werden auch Lastwech-
selkosten berucksichtigt.
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Abbildung 8: Uberblick aller im Modell verwendeten Komponenten; die PV-Batterie-Eigenverbrauchsoptimierung ist grau
dargestellt

4.2.3. Fossile Kraftwerke

Im Modell wurden die fossilen Kraftwerke auf vier Komponenten beschrankt. Neben Braun- und Steinkohle-
kraftwerken gibt es zwei Komponenten fiir Erdgaskraftwerke. Hier wird zwischen Gasturbinen und Gas- und
Dampfturbinen (GuD) unterschieden. Erdgaskraftwerke konnen zudem erneuerbar produziertes Methan ver-
stromen. Die vier Komponenten unterscheiden sich in ihrem Wirkungsgrad, in ihrem Lastwechselverhalten und
in ihren Kosten. Die installierte Leistung der vier Komponenten sind Optimierungsgrofien.

4.2.4. Speicher

Die Speicher lassen sich in zwei Kategorien aufteilen. Zum einen werden Pumpspeicher und Batterien als Kurz-
zeitspeicher abgebildet und anhand von technischen und wirtschaftlichen Parametern spezifiziert. Zu den
technischen Parametern gehoren das Verhaltnis von zu speichernder Energie zur Ent- und Beladeleistung sowie
Ent- und Beladewirkungsgrad.

Als zweite Speichermoglichkeit wird die Speichertechnologie Power-to-Gas (PtG) abgebildet. Zu PtG gehoren
die Komponenten Elektrolyse und Methanisierung, die erneuerbares Methan aus Uberschussstrom produzieren,
und ein Gasspeicher, in dem Methan zwischengespeichert werden kann. Die fiir die Methanisierung notwendige
Bereitstellung von CO, mittels Dialyse aus Luft ist an die Komponente Methanisierung gekoppelt. Sie erhoht die
Kosten und verringert den Wirkungsgrad der Methanisierungsanlage.

Die Speicherkomponenten Batterie, Elektrolyse, Methanisierung und Gasspeicher sind Optimierungsgrofien. Die
Kapazitaten der Pumpspeicher werden anhand der realen Daten vorgegeben und nur in ihrem Einsatz optimiert.
Die fiir die Zukunft geplanten Pumpspeicher werden ab den entsprechenden Simulationsjahren als zusatzliche
Kapazitaten berucksichtigt.
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43 Berucksichtigung des PV-Eigenverbrauchs

Bei der Betrachtung der Gesamtsystemkosten als Basis fir die Optimierung wird nicht berticksichtigt, dass der
Ausbau von PV-Eigenverbrauchsanlagen durch einen viel hoheren Verbraucherpreis vorangetrieben wird. Um
dem Rechnung zu tragen wird der Simulation im Mehrknotenmodell eine Optimierung von Eigenverbrauchssys-
temen privater Haushalte mit PVund Batteriekomponenten vorangestellt. Hierbei wird jede Region autark be-
trachtet. Die Optimierung erfolgt auf Basis der Strombezugskosten aus dem Netz, der Kosten fur PV und Batterie
und des PV-Potenzials aufgrund der Sonneneinstrahlung. Fur diese vorangestellte Optimierung werden die Gro-
Ren von PV und Batterie anhand eines gegebenen Haushaltslastgangs (Standardlastgang) mit vorgegebenem Jah-
resstromverbrauch optimiert. Die Groften der Modellkomponenten PV und Batterie werden auf die niedrigsten
Gesamtkosten fur die Verbraucher optimiert, unter der Annahme, dass nicht abgedeckte Nachfrage jederzeit fir
einen festen Preis aus dem Netz bezogen werden kann. Eine Vergiitung fiir die Netzeinspeisung von tiberschiis-
sigem Solarstrom wird nicht berticksichtigt. So wird fir jede Region und jedes gewahlte Simulationsjahr jeweils
die kostengunstigste Zusammenstellung aus PV-Anlage, Batterie und Energiebezug aus dem Netz ermittelt. Das
Ergebnis der installierten Kapazitaten fiir jede Region ist ein Gesamtwert, der gedanklich auf viele individuelle
Systeme aufgeteilt ist.

Mit steigenden Energiekosten wird sich der Anteil von selbst
erzeugtem Strom aus PV-Anlagen und damit auch die An-
zahl der Eigenverbrauchsanlagen vergrofiern. Die fiir die
Simulation im linearen Optimierungsmodell (vorgestellt in
Abschnitt 4.1) verwendeten Lastgange wurden aus diesem
Grund um die aus den Eigenverbrauchsanlagen bereitge-
stellte Energie bereinigt. Da sowohl der selbst verbrauchte
als auch der uberschussige eingespeiste PV-Strom zu einer
Verringerung der angenommenen Gesamtlast beitragen, wird
die stlindlich aufgeloste Produktion der Eigenverbrauchsan-
lagen von den fiir die nachfolgenden Simulationen zugrunde-
gelegten Lastgangen abgezogen.

Da fiir die Zukunft mit steigenden Strombezugskosten ge-
rechnet wird, werden auch die Eigenverbrauchsanlagen zu-
nehmen. Es wird davon ausgegangen, dass bis 2015 maximal
5 % der privaten Haushalte am Eigenverbrauch teilnehmen.
Bis 2020 wird eine Steigerung des maximalen Anteils privater
Haushalte mit Eigenverbrauch auf 20 % angenommen. Von
einer weiteren Steigerung in den Folgejahren wird aufgrund
verschiedener Hemmnisse, wie vorhandene Dachflachen,
limitierende Verschattungen und vorhandenes Kapital, nicht
ausgegangen. Andere aktuelle Schatzungen gehen sogar davon aus, dass bis zu 30 % der Haushaltsnachfrage auf-
grund von PV-Eigenverbrauch wegbrechen konnte. Der gesamte Anteil privater Haushalte am Endenergiever-
brauch Strom in Deutschland wird mit 27 % angenommen.' Mit maximal 20 % Eigenverbrauch am Haushaltsver-
brauch konnten somit insgesamt maximal 5,4 % der gesamten Stromnachfrage durch Eigenverbrauchsanlagen
gedeckt werden. Aufgrund einer uniibersichtlichen Datenlage wird kein PV-Eigenverbrauch fiir Gewerbe- und
Industriebetriebe angenommen. Nach ersten Schdtzungen bestehen aber auch hier signifikante Mengenpoten-
ziale. Tabelle 2 zeigt alle weiteren Annahmen speziell fiir die Eigenverbrauchsbetrachtung in den ausgewahlten
Simulationsjahren. Die Kosten der Komponenten sind Abschnitt 5.2.8 zu entnehmen.

Tabelle 2: Annahmen fiir die Simulation des PV-Eigenverbrauchs

Kostenjahr Strompreis (netto) Einspeisevergiitung Anteil am Haus-
haltsverbrauch
2015 23 cent 0 cent 5 %
2020 28 cent 0 cent 20 %

13 Hummel, P. und Lekander, P. and Gandolfi, A. and Hunt, S. and Cossio, I.
14 Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen (2012)
15 Hummel, P. und Lekander, P. and Gandolfi, A. and Hunt, S. and Cossio, I.
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5. Szenarien und Datenbasis

Grundlage fiir die Simulation und Ausgangspunkt zur Untersuchung der eingangs genannten Fragestellungen
sind die betrachteten Szenarien und dazu gehorend die verwendeten Basisdaten und Annahmen. Im folgenden
Kapitel wird eine ausfiihrliche Beschreibung vorgenommen, die es ermoglichen soll, die errechneten Ergebnisse
nachzuvollziehen und aus weiteren Blickwinkeln zu betrachten und zu diskutieren.

5.1 Szenarien

Fur die untersuchten Szenarien wird eine Vergroferung des Anteils Erneuerbarer Energien an der Stromerzeu-
gung gemaft den Schritten in Tabelle 3 vorgegeben. Demnach wird im Jahr 2020 mehr als die Halfte des elek-
trischen Energieverbrauchs, im Jahr 2030 mehr als 80 % und 2040 nahezu die gesamte Stromnachfrage durch
Erneuerbare Energien gedeckt. Der Anteil EE wurde in Form einer Bandbreite von zwei Prozentpunkten (im Jahr
2040: ein Prozentpunkt) vorgegeben. Ausgehend von dem Anteil Erneuerbarer Energien, der im entsprechenden
Simulationsjahr einzuhalten ist, werden Kraftwerksinvestitionen und -einsatz optimiert.

Tabelle 3: Ausbaupfad fiir den Anteil Erneuerbarer Energien
am Endenergieverbrauch Strom

Simulationsjahr Anteil EE in %
2015 35 =37
2020 55 = 57
2025 70 =72
2030 82 - 84
2035 90 - 92
2040 98 =99

Die Simulation der Szenarien im Jahr 2015 startet mit dem aktuellen Status Quo des Kraftwerksparks (2012), ab-
zuglich der Erneuerbaren Energieerzeugungsanlagen, die bis 2015 ihre Lebensdauer uberschreiten, und zuzuglich
der Kapazitaten der Offshore-Windenergieanlagen sowie der Steinkohlekraftwerke, die planmagig bis 2015 in
Betrieb gehen. Von 2015 bis 2040 werden in 5-Jahres-Schritten die Entwicklung des Kraftwerksparks sowie die
zugehorigen Kosten der Stromgestehung und des Stromtransports des jeweiligen Simulationsjahres berechnet.
Bis 2025 gehen Pumpspeicherkraftwerke planmafig in Betrieb, die ab den entsprechenden Jahren ebenfalls be-
ricksichtigt werden. Die Ergebnisse eines Simulationsjahres fiir den installierten Kraftwerkspark abziiglich der
Kraftwerke, die ihre technische Lebensdauer iiberschreiten, werden immer als mindestens installierte Leistung
fir das nachste Simulationsjahr beriicksichtigt. Windenergie- und Photovolataikanlagen werden dabei nach
Uberschreiten ihrer technischen Lebensdauer im darauffolgenden Jahr erneuert. Weiterhin wird der vorgesehene
Anteil EE an der Stromerzeugung des zu simulierenden Jahres vorgegeben.

Im Rahmen dieser Studie werden drei Szenarien untersucht, die sich durch die vorgegebenen Randbedingungen
bezuglich der Standorte unterscheiden:

» Szenario Zentral: hier werden die Kapazitaten und die Standorte der Kraftwerke anhand der regional nied-
rigsten Stromgestehungskosten optimiert. Vorgegeben wird lediglich der Anteil Erneuerbarer Energie an der
Stromversorgung in Deutschland sowie Potentialgrenzen fiir die einzelnen Technologien.

= Szenario Dezentral: fiir die Simulation der kostenoptimalen Verteilung wird zusatzlich zur Vorgabe des An-
teils Erneuerbarer Energie in Deutschland ein stetiger Ausbau in den Regionen vorgegeben. Dazu wird zum
einen der Mindestanteil der EE an der Stromerzeugung in den Regionen in Hohe von 2/3 des deutschlandweit
vorausgesetzten Anteils vorgegeben. Zusatzlich werden 60 % des fiir das entsprechende Jahr ermittelten Zu-
baus von PV und Windenergie aus dem Szenario Zentral als Mindestzubau auch im Szenario Dezentral vorge-
geben und auf die Regionen verteilt. Dabei werden folgende Verteilungsschliissel entsprechend des Bevolke-
rungsanteils und des Flachenanteils der Regionen an ganz Deutschland angewendet: Photovoltaik wird mit 2/
3 nach Bevolkerung und 1/ 3 nach Landesflache gewichtet. Dies entspricht auch den angenommenen Anteilen
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von Dach- und Freiflaichenanlagen. Fiir Windenergieanlagen gilt das Verhaltnis in umgekehrter Weise (2/ 3

Landesflache, 1/ 3 Bevolkerung). Der verbleibende Zubau, der notwendig ist, um alle Nebenbedingungen ein-
zuhalten, wird vom Programm optimiert.

Szenario Offshore: fiir die Simulation der kostenoptimalen Verteilung wird zusatzlich zur Vorgabe des An-
teils Erneuerbarer Energie in Deutschland der Ausbau aller geplanten Offshore Windenergieanlagen gemaf}
den aktuellen Planen der Leitstudie vorgegeben.® Bis 2020 werden demnach 10,0 GW und bis 2040 29,5 GW
installiert. Der jeweilige Zubau an Offshorekapazitaten laut Leitstudie, der derzeit noch nicht in Planung ist,
wird der Nordsee zugeordnet, da davon ausgegangen wird, dass die Potenzialgrenzen in der Ostsee durch die
bis 2020 geplanten Zubauten bereits erreicht werden. Die Inbetriebnahme der Kapazitaten wird fiir die Kos-
tenkalkulation gleichmafig auf die fiinf Jahre zwischen zwei Simulationsschritten verteilt. Der Ausbau von
Offshore-Windenergieanlagen wird demnach im Szenario Offshore nicht optimiert, sondern vorgegeben.

Das Szenario Zentral ist das Basisszenario, an dem fiir die Szenarien Dezentral und Offshore eine oder mehrere

Regelanderungen vorgenommen wurde. Tabelle 4 gibt einen Uberblick tiber die wesentlichen Unterschiede der
drei Szenarien.

Weiterhin wird davon ausgegangen, dass Repowering stattfindet, sobald die Lebensdauer von Offshore-WEA

Uiberschritten wird. Aus Tabelle 5 lassen sich die jeweiligen Mindestvorgaben der zu installierenden Offshoreleis-
tung fur alle Simulationsjahre und alle Szenarien entnehmen.

Tabelle 4: Ubersicht Szenarien

Szenario Zentral Szenario Dezentral Szenario Offshore
Vorgabe des Anteils EE Vorgabe des Anteils EE Vorgabe des Anteils EE
in Deutschland gemaf} in Deutschland gemaf} in Deutschland gemaf}

Ausbaupfad Ausbaupfad Ausbaupfad
Vorgabe des Mindestan- Vorgabe der geplanten
teils EE an der Strom- Offshore-WEA
erzeugung pro Region gemal Leitstudie

Vorgabe eines Mindest-
zubaus von PV und Win-
denergie: jeweils 60% des

Zubaus eines Simulations-
jahres aus dem Szenario
Zentral; Verteilungs—
schlissel PV: 2/3 nach
Bevolkerung und 1/3 nach
Landesflache, Verteilungs-
schlissel Wind: 1/3 nach

Bevolkerung, 2/3 nach

Landesflache

Tabelle 5: Mindestvorgaben fiir Offshore-Windenergieanlagen in allen Szenarien in MW

2015 2020 2025 2030 2035 2040

Szenarien Zentral und Dezentral

Nordsee 2049 8453 8453 8453 8453 8453
Ostsee 339 1244 1244 1244 1244 1244
Szenario Offshore
Nordsee 2049 8756 15456 22257 25257 28257
Ostsee 339 1244 1244 1244 1244 1244
16 Deutsches Zentrum fiir Luftund Raumfahrt et al. (2012a)
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5.2 Datenbasis und erganzende Annahmen

Im folgenden wird ausfiihrlich auf alle Datengrundlagen und Annahmen die fir die Modellierung, Simulation
und Kostenkalkulation verwendet wurden, eingegangen. Sie gelten, soweit nicht anders gekennzeichnet, fir alle
berechneten Szenarien.

5.2.1. Kraftwerkseinsatz in den Regionen und Transportnetz

Folgende Festlegungen wurden beziiglich Laufzeiten, Repowering und Begrenzungen des Kraftwerkseinsatzes
getroffen:

Konventionelle Kraftwerke sowie Biomassekraftwerke und Speicher (auler Pumpspeicher), deren technische
Lebensdauer (vgl. Tabelle 7) zwischen dem letzten Simulationsjahr und dem aktuellen Simulationsjahr tiber-
schritten wird, werden von den Mindestvorgaben fiir die aktuelle Simulation abgezogen. Fiir das Startjahr 2015
wird abweichend von einem Weiterbetrieb aller bestehenden Kohle- und Gaskraftwerke ausgegangen. Wie oben
beschrieben werden alle anderen konventionellen Kraftwerke nicht beriicksichtigt. Die iibrigen EE-Kraftwerke
werden mit Uberschreiten der Lebensdauer mit neuen Investitionskosten erneut installiert (,,Repowering”), weil
davon ausgegangen wird, dass ein bereits erschlossener Standort fiir Windenergie-, Wasserkraft (inkl. Pump-
speicher)oder PV-Anlagen einem Alagenneubau an bisher nicht genutzten Standorten vorgezogen wird.

Fur den Ausbau von Windenergieanlagen werden zwei Begrenzungen berticksichtigt. Neben der Potenzialgrenze
von 2 % der Landesflache einer Region'” wird fiir den deutschlandweiten Zubau von Windenergieanlagen eine
Obergrenze der zu installierenden Leistung angegeben. In der Vergangenheit wurden rund 2 GW im Jahr instal-
liert. Es gab ein Rekordjahr mit 3 GW Zubau. Es wird davon ausgegangen, dass die Produktionskapazitaten nicht
sprunghaft erhoht werden konnen, weshalb bis 2015 von einem maximalen jahrlichen Zubau von 3 GW ausge-
gangen wird, danach bis 2020 werden 4 GW als Obergrenze angenommen und fir die restlichen Jahre liegt die
Zubaugrenze bei 5 GW.

Das vorhandene Transportnetz wird in jedem Simulationsschritt auf den Ist-Stand gesetzt (mit den in Kapitel
5.2.7 beschriebenen Annahmen fiir das Netz). Damit wird ermoglicht, die Ergebnisse jedes Simulationsjahres
darauf hin auszuwerten, zwischen welchen Regionen Ubertragungskapazititen gegeniiber der gegenwartigen
Situation fehlen.

5.2.2. Lastgange

Fur die elektrische Last wird vereinfacht fur alle Regionen der gleiche Kurvenverlauf mit unterschiedlichem
Energieinhalt angenommen. Der normierte Zeitverlauf wird dem von ENTSO-E veroffentlichten Lastgang von
Deutschland'® entnommen und jeweils auf den Jahresenergieverbrauch der betrachteten Regionen skaliert. Fir
ganz Deutschland wird dabei der Nettostromverbrauch des Jahres 2010 mit 541,1 TWh* angesetzt. Darin enthal-
ten sind Stromlieferungen an Letztverbraucher und der Verbrauch der Industrie aus Eigenanlagen. Das Verhalt-
nis des Energieverbrauchs der Regionen untereinander beruht dabei auf den Endenergieverbrauchen aus dem
Jahr 2008%, da zum Zeitpunkt der Untersuchungen keine aktuelleren Zahlen vorlagen. Es wird davon ausgegan-
gen, dass weder die Verhaltnisse des Energieverbrauchs zwischen den Bundeslandern von 2008 noch der Netto-
stromverbrauch von 2010 bis heute nennenswerte Anderungen erfahren haben. Entsprechend den fiir das Mo-
dell gewahlten Regionen wird auch der Energieverbrauch der Stadtstaaten und des Saarlands den umliegenden
Bundeslandern zugeordnet und aufaddiert. Die Jahreshochstlast, die sich aus der Summe aller Lastgange ergibt,
betragt 88,5 GW und damit 1 GW mehr als im Netzentwicklungsplan 2013 angenommen wird?'.

Der von ENTSO-E veroffentlichte Lastgang enthalt keinen Eigenverbrauch von Kraftwerken und keine in Pump-
speicherkraftwerke geflossene Energie. Auferdem werden industrielle Eigenerzeugung und Anteile der Deut-
schen Bahn nicht abgebildet.>* Der resultierende Einfluss durch die Form des Lastgangs wird aber als niedrig

17 Bofinger, S. et al. (2011)

18 ENTSO-E (2013)

19 BDEW Bundesverband der Energieund Wasserwirtschaft e V. (2012)mit Stand: Oktober 2012; 50Hertz Transmission
GmbH et al. (2012) verweist auf geringere BDEW-Zahlen zum Nettostromverbrauch 2010 mit Stand: 2011, Fiir die weite-
ren Betrachtungen wird mit 541,1 TWh gerechnet, da dies dem aktuellsten vorliegenden Wert aus einer einzelnen Quel-
le entspricht. Die Summe des Endenergieverbrauchs der Bundeslander aus Tabelle 1 ist mit 517,3 TWh etwas geringer.

20 Landerarbeitskreis Energiebilanzen (2012)

21 50Hertz Transmission GmbH et al. (2013¢)

22 ENTSO-E (2010b)
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eingestuft und vernachlassigt.” Durch die Skalierung auf den Nettostromverbrauch sind die durch ENTSO-E
vernachlassigten Energiemengen aber grofitenteils berucksichtigt. Der nicht im Lastgang enthaltene Eigenver-
brauch der Kraftwerke flief3t Uber ihre jeweiligen Wirkungsgrade mit ein.

5.2.3. Erzeugungszeitreihen Laufwasserkraft

Ein Ausbau der Wasserkraft ist im Modell nicht vorgesehen. Die bestehenden Laufwasserkraftwerke werden in
die Berechnungen einbezogen. Mithilfe von Einspeisedaten der EEX Transparenzplattform?4 einiger Anlagen
meldender Unternehmen in Stiddeutschland wurde eine normierte Einspeisezeitreihe erstellt und fiir die einzel-
nen Regionen mit der dort jeweils installierten Leistung? skaliert.

5.2.4. Erzeugungszeitreihen Windenergie

Fiir die Berechnung der Einspeisezeitreihen von Windenergieanlagen werden Daten der anemos Gesellschaft fiir
Umweltmeteorologie mbH des Jahres 2005 verwendet. Diese stehen in einem Raster von 20 km x 20 km fiir eine
Hohe von 100 m als 10-Minutenmittelwerte zur Verfiigung, welche zunachst auf Stundenmittelwerte umgerech-
net werden. Die Berechnung der normierten stundlichen Einspeisung aus den Windgeschwindigkeitswerten er-
folgt Giber die Leistungskurven der angenommenen Windenergieanlagen. In den Offshore- und Kiistenregionen
(Schleswig-Holstein sowie Teile von Mecklenburg-Vorpommern und Niedersachsen) wird die Leistungskurve
einer fiir Starkwindregionen konzipierten Windenergieanlage (hier: Enercon E-82) und eine Nabenhohe von 100
m angenommen. Im tibrigen Binnenland entspricht die Leistungskurve einer Windenergieanlage fiir mittlere
Windverhaltnisse (hier: Enercon E-101). Die Nabenhohe wird mit 140 m angenommen. Fiir die Regionen Nieder-
sachsen und Mecklenburg-Vorpommern wird aus den resultierenden Einspeisezeitreihen beider Windenergie-
anlagen eine Mischform gebildet, unter der Annahme, dass etwa zwei Drittel der Regionen als Kiistenregion und
ein Drittel als Binnenland betrachtet werden kann.

Sensitivitatsanalysen mit unterschiedlichen Lastverldufen haben in unserem Fall keine nennenswerten Auswirkungen
auf die Ergebnisse der Simulationen gezeigt.

50Hertz Transmission GmbH et al. (2013a)

Agentur fiir Erneuerbare Energien (2013)

Foto: Dirk Maus/ pixelio.de



Die Umrechnung der Windgeschwindigkeit auf die Nabenhohe von 140 m im Binnenland erfolgt mit einer ein-
heitlichen Rauhigkeitslange von 0,1 m, was ,,Heideland mit wenigen Biischen und Baumen” entsprichts, also
einem Geldnde, in dem potentiell Windenergieanlagen errichtet werden. Fiir die Auswahl der Referenzstandorte
wurde die jahresmittlere Windgeschwindigkeit in jedem Rasterpunkt bestimmt. Da Windparks bevorzugt an
Standorten entstehen, die im Vergleich zur ndheren Umgebung hohe Windgeschwindigkeiten aufweisen, wird
pro Region das untere Drittel der mittleren Windgeschwindigkeiten vernachlassigt und aus den tibrigen Werten
das arithmetische Mittel sowie der Rasterpunkt, der diesem am nachsten kommt, bestimmt. Fur diesen Punkt
wird dann die normierte Einspeisezeitreihe berechnet, welche stellvertretend fiir die ganze Region gilt.

5.2.5. Erzeugungszeitreihen Photovoltaik

Die Einspeisezeitreihen fiir Photovoltaikanlagen beruhen auf Strahlungsdaten der NASA, die vom Deutschen
Zentrum fiir Luftund Raumfahrt (DLR) bearbeitet wurden und zur Berechnung der normierten Ausgangsleistung
von optimal ausgerichteten kristallinen Silizium-PV-Modulen verwendet wurden.?” Dabei wurde die Abhangig-
keit des Modulwirkungsgrades von der Strahlungsstarke und der Auflentemperatur sowie der Wirkungsgrad ei-
nes Wechselrichters in Abhangigkeit der PV-Leistung berticksichtigt. Die Erzeugungszeitreihen fiir Photovoltaik
werden wie bei der Windenergie mit den meteorologischen Daten aus dem Jahr 2005 berechnet, um die zeitlichen
Abhangigkeiten zwischen Wind und Sonne moglichst realitatsnah abzubilden. Im Gegensatz zu den Standorten
der Windenergie wird fiir die Photovolatik jeweils ein Referenzstandort gewahlt, der dem mittleren spezifischen
Ertrag pro Region am nachsten kommt, da die Solarenergie wesentlich gleichmaRiger in der Flache verteilt ist.

5.2.6. Bestehender Kraftwerkspark

Fiir die Abbildung des bestehenden Kraftwerksparks wurde auf verschiedene Datenbanken zuriickgegriffen.

Dies ermoglicht eine detaillierte Aufteilung der installierten Leistung auf die betrachteten Technologien, die
gewahlten Regionen und die Inbetriebnahmejahre. Die Kraftwerke mit fossilen Energietragern sowie die grofen
Laufwasserkraftwerke und Pumpspeicher wurden der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur®® entnommen. Die
Aufteilung der Gaskraftwerke in Gasturbinen und GuD erfolgte mit Hilfe der World Electric Power Plants Data-
base.? Fur die detaillierte Darstellung der durch das EEG vergliteten Erneuerbaren Energien wurde der von der
Deutschen Gesellschaft fiir Solarenergie (DGS) veroffentlichte Datensatz® verwendet. Es wurde darauf geachtet,
dass die Daten in etwa den gleichen zeitlichen Stand haben (Ende 2012, Anfang 2013). Die Kohle- und Pumpspei-
cherkraftwerke wurden zudem mit den geplanten oder in Bau befindlichen Neubauprojekten3 erganzt.

Nach der Zuordnung des Hauptbrennstoffes zu den Modellkomponenten wurden alle Kraftwerksstandorte geore-
ferenziert. Damit wurde sicher gestellt, dass die installierten Leistungen mit den entsprechenden Regionen ver-
knipft sind. Einige Kraftwerke wurden im Modell nicht bertucksichtigt. Dazu gehoren zum einen die Kernkraft-
werke (12,0 GW), die nach Beschluss der Bundesregierung bis 2022 nicht mehr zur Stromversorgung beitragen
werden. Dabei wird in Kauf genommen, dass das Modell ersatzweise Kohle- oder Gaskraftwerke betrachtet. Die
Stromgewinnung aus Mineraldlprodukten (3,7 GW), wurde aus Griinden der sinnvolleren stofflichen Nutzung des
begrenzten Rohstoffes ausgeschlossen. Weiterhin wurde die Miillverbrennung (1,4 GW) nicht direkt einbezogen,
die nur fur nicht recyclebare Produkte als sinnvoll erachtet wird. Es wird davon ausgegangen, dass sie in vorhan-
denem MafRstab auch in 2040 noch eingesetzt wird. Die Kostendifferenz zu den betrachteten Kraftwerken wird
jedoch als vernachlassigbar eingestuft, insbesondere da fiir 2040 ein fossiler Anteil von bis zu 2 % (entsprechend
dem Anteil der Miillverbrennung) vom Modell zugelassen wird. Die Stromproduktion aus tiefer Geothermie (12,0
MW) wird auf Grund der geringen Bedeutung in Deutschland, die auch fiir die Zukunft nicht absehbar ist, eben-
falls vernachlassigt.

Abbildung 9 gibt einen Uberblick tiber die Standorte und installierten Kapazitaten der in das Modell eingehenden
Kraftwerke im Ist-Zustand. Die Tabelle 6 enthalt die Zahlenwerte des Startzustands fiir das erste Simulationsjahr
2015. Dieser entspricht dem bestehenden Kraftwerkspark 2012/ 2013 zuztiglich 7,38 GW Steinkohlekapazitaten,
die bis 2015 planmafRig in Betrieb gehen. Die dariiber hinaus gehenden geplanten Pumpspeicherkapazitaten be-
tragen zwischen 2015 und 2020 4872 MW und zwischen 2020 und 2025 weitere 46 MW .3

26 Gasch, R. und Twele, J. (2010)

27 Gerlach, A. et al. (2011)

28 Bundesnetzagentur (2013b)

29 Platts (2012)

30 Deutsche Gesellschaft fiir Sonnenenergie e.V. (2013)
31 Timm, M. (2011); Greenpeace (2013)

32 Timm, M. (2011); Greenpeace (2013)
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5.2.7. Netzmodell

Fiir die Betrachtung von Austauschleistungen zwischen den Regionen wurde ein auf dem Hochstspannungsnetz
basierendes Ersatznetz mit den Parametern Ubertragungskapazitat und Entfernung (,,Netzlange”) modelliert.
Die ermittelten Ubertragungskapazitaten sollen dabei den Status Quo des bestehenden Netzes wiedergeben, der
als Mindestinstallation im Optimierungsergebnis enthalten ist. Die Entfernungen und die entsprechenden spe-
zifischen Kosten beeinflussen die Investitionsentscheidung fiir neuzubauende Ubertragungskapazitaten.

Tabelle 6: Kapazitaten der im Modell betrachteten Kraftwerke
und Speicher im Startzustand (2015)

Komponente Leistung in MW
Erdgas GuD 8.872
Erdgas GT 11.482
Braunkohle 21.399
Steinkohle 31.798
Wind Onshore 29.821
Wind Offshore 320
PV 31.769
Biogas 3.027
Biomasse 2.588
Laufwasser 3.872
Pumpspeicher 6352
Batterie -
PtGe -

@ Existierende Gasspeicher in Form von Untergrundspeichern
oder Gasnetzen werden nicht beriicksichtigt.

Das deutsche Hochstspannungsnetz im Mehrknoten-Modell ist mithilfe der georeferenzierten Daten des
OpenStreetMap-Projektes® abgebildet worden. Zusammen mit den in Wikipedia verzeichneten Umspann-
werken3# ergibt sich ein erstes Bild tiber die Komplexitat des bestehenden, uber Jahrzehnte gewachsenen
Ubertragungsnetzes. Mit Hilfe von Karten und Schaltplanen der Ubertragungsnetzbetreiber sowie einer von
ENTSO-E veroffentlichten Stromnetzkarte (Interconnected network)® erfolgten Abgleich und Erweiterung der
in OpenStreetMap vorhandenen 380- und 220-kV-Leitungen (vgl. Abbildung 10a). Neben dem bestehenden Lei-
tungsnetz wurden auch die von der Bundesnetzagentur geplanten Leitungen untersucht. Aus dem aktuellen
Bericht (2013 Q1) tiber den Stand des Ausbaus von Energieleitungen nach dem Energieleitungsausbaugesetz (En-
LAG)* wurden alle realisierten und genehmigten oder im Bau befindlichen Projekte entnommen.

Fir die Bestimmung der aktuellen und geplanten Anbindungen der Offshore-Windparks ist der Offshore-Netz-
entwicklungsplan (2013 Zweiter Entwurf)3” einbezogen worden. Dabei wurden die bereits in Betrieb genommenen
Leitungen (Ist-Offshorenetz) und alle bis 2015 geplanten Leitungen (Start-Offshorenetz) beriicksichtigt. Neben
der Ausschlieflichen Wirtschaftszone (AWZ) ist auch die 12-Seemeilenzone der Nord- und Ostsee betrachtet
worden. Das dient im Folgenden lediglich der Netzbelastung. In der Kostenkalkulation findet das Offshore-Netz
als Teil der Anlagenkosten Berucksichtigung.

33 OpenStreetMap Foundation (2013)

34 Wikipedia (2013)

35 ENTSO-E (2010a)

36 Bundesnetzagentur (2013a)

37 50Hertz Transmission GmbH et al. (2013b)
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Abbildung 10: Deutsches Hochstspannungsnetz

Fiir eine Vereinfachung des innerdeutschen Ubertragungsnetzes zu Ubertragungskapazitaten zwischen benach-
barten Regionen wurden alle Hochstspannungstrassen untersucht, die die Grenze zweier Regionen tiberschreiten
(vgl. Abbildung 10b). Dabei wurde darauf geachtet, dass als Start- und Endpunkt auch ein entsprechendes Um-
spannwerk in jeder Region vorhanden ist. Mit Hilfe der Schaltplane und der Umspannwerkstandorte kann neben
dem Trassenverlauf auch die Anzahl der Leitersysteme ermittelt werden. Mit den durchschnittlichen Kennwer-
ten fiir verschiedene Leitersysteme kann eine kumulierte Ubertragungskapazitat zwischen allen benachbarten
Regionen ermittelt werden. Dabei wurde ein Leistungsfaktor (cos) von 0,8 beriicksichtigt, um benoétigte Kapazi-
taten fiir Blindleistungsiibertragungen einzubeziehen. Zudem wurden alle so ermittelten Kapazitaten zusatzlich
mit einem Faktor von 0,7 multipliziert, um pauschal die (n-1)-Sicherheit zu beriicksichtigen 3® Damit ergeben
sich 840 MW fiir jede 380- und 560 MW fiir jede 220-kV-Leitung.

Das so entstandene Ersatznetz beschreibt vereinfacht die vorhandenen Ubertragungskapazitaten zwischen den
benachbarten Regionen. Insgesamt ergeben sich 28 Verbindungen zwischen den 14 Regionen (vgl. Abbildung
11a). Ersatzverbindungen, auf denen keine bestehenden Hochstspannungsleitungen vorhanden sind, werden
trotzdem als mogliche Verbindung beruicksichtigt, damit ein moglicher Ausbau simuliert werden kann. Eine Ver-
bindung von zwei Regionen, die keine gemeinsame Grenze haben, ist nicht vorgesehen. Die einzige Ausnahme
bildet die Ersatzverbindung zwischen den Regionen 9 (Sachsen-Anhalt) und 11 (Mecklenburg-Vorpommern), da
dort zwei 220-kV-Leitungen (zwischen Glistrow und Wolmirstedt) und eine 380-kV-Leitung (zwischen Stendal/
West und Siedenbriinzow) existieren.

Die Verbindungsldangen des Ersatznetzes (vgl. Abbildung 11b) werden aus den Entfernungen der Regionenmittel-
punkte berechnet. Diese Luftlinienabstande werden mit einem pauschalen Umwegfaktor von 1,2 multipliziert,
um die Vermaschung des Netzes innerhalb der Regionen zu berticksichtigen

38 vgl. Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena) (2010), S. 271
39 vgl. Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena) (2010), S. 290
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(a) Ubertragungskapazitdten in GW (b) Verbindungsldngen in km

Abbildung 11: Im Modell verwendetes Ersatznetz

5.2.8. Kosten der Technologien

Die zentralen Grofien der Simulationen sind die Kostenannahmen fiir die einzelnen Technologien, da mit dem Si-
mulationsmodell auf minimale Gesamtsystemkosten optimiert wird. Die Tabelle 7 zeigt die Kostenannahmen fiir
jene Technologien, die als ausgereifte Technik gelten und fiir die damit kein Riickgang bei den Investitionskosten
(Capex) in der Zukunft erwartet wird. Biomassekraftwerken werden die gleichen Betriebs-, Investitions- und
Lastwechselkosten zugeordnet wie Kohlekraftwerken, da hier prinzipiell die gleiche Technik unter Verwendung
von biogenem Brennstoff eingesetzt wird. Die fixen Betriebskosten (Opex,, ) werden bei allen Technologien mit
etwa 1 - 2 % der Investitionskosten angenommen. Die variablen Betriebskosten (Opexvar) werden fiir alle thermi-
schen Kraftwerke, Elektrolyse und Methanisierung mit 1 €/MWh,,  angenommen. Auf die Kosten der Bioenergie
sowie die Brennstoff- und Lastwechselkosten wird auf den folgenden Seiten noch ausfiihrlicher eingegangen.

Im Zeitverlauf sinkende Kosten werden fiir Photovoltaik, Windenergie, Methanisierung, Elektrolyse und Batte-
rien angenommen. Die Kostenentwicklungen dieser Technologien zeigen die Abbildungen 12a bis 13a. Die zent-
ralen Annahmen fiir die Investitionskosten der PV fuften auf den heutigen Preisen fiir Freiflaichen- und Dachan-
lagen, die fiir das Jahr 2015 zu 963 und 1313 €/kWp fortgeschrieben wurden. Fiir das Jahr 2020 sind Investitions-
kosten von 811 und 1106 €/kWp angenommen. 4 Weitere Kostensenkungen sind gemaf abflachenden Lern- und
Wachstumsraten angenommen unterschreiten aber auch im Jahr 2050 nicht die aus heutiger Sicht minimal mog-
lichen Investitionskosten.4* Fiir Photovoltaikanlagen wird ein fester Anteil von 1/3 Freiflachen- und 2/3 Dachan-
lagen, basierend auf aktuellen Potenzialabschdtzungen#, vorgegeben, da im Modell Freiflachenanlagen aufgrund
der geringeren Kosten bevorzugt ausgebaut wirden. Dies wird umgesetzt indem nur eine PV-Komponente mit
einem entsprechenden Mischpreis angesetzt wird.

Fiir Windenergieanlagen werden aufgrund des Materialeinsatzes Grenzkosten von knapp 1000 €/kW fiir Stark-
windstandorte an den Kiisten angenommen, welche im Jahr 2030 erreicht werden .44 Binnenlandanlagen fiir
schwachere Windstandorte werden mit 20 % hoheren Kosten angenommen, da hier hohere Turme und grofiere

40 European Climate Foundation (2010); European Climate Foundation; Breyer, C. et al. (2011)

41 Senkel, N. und Siemers, W. (2011) und Gerlach, A. und Breyer, C. (2012)

42 Kersten, F. et al. (2011) und Pietzcker, R. et al. (2009)

43 Fraunhofer Institut fiir Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES) (2011)

A Die Kostenannahmen orientieren sich an Deutsches Zentrum fiir Luftund Raumfahrt et al. (2012b), S. 1



Rotorblatter benotigt werden. Fiir die Kosten fur Offshore-Windenergieanlagen, die sich incl. der Leitungskos-
ten von 550 bis 660 €/kW Leitungskosten verstehen, wird Bezug auf die Studien der European Wind Energy As-
sociation (EWEA) genomen.4® Die Kosten 2015 sind zwischen denen der beiden Studien gewdhlt, in 2020 sind sie
gleich und im Folgenden wird eine flachere Lernkurve angenommen, da aufgrund der Komplexitat von Offsho-
re-Projekten und der notwendigen ErschlieRung von Gebieten, die weit von der Kiiste entfernt sind, mit keinem
intensiven Kostenruckgang gerechnet wird.

Braunkohle
Steinkohle
Erdgas GT
Erdgas GuD
Biogas
Biomasse
Laufwasser
Pumpspeicher

Transportnetz

— = 50 R D A0 T

Tabelle 7: Kostenannahmen fiir Technologien mit gleichbleibenden Kosten
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European Climate Foundation (2010), S. 47
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In den Brennstoffkosten sind die Kosten der Biogasanlage enthalten. Basis fiir die Berechnungen: 4.900 €/ (Nm/h) als
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Mittelwert aus den Kosten fiir Giille und NawaRo-Anlagen mit 250 Nm/h Anlagendurchsatz pro Jahr (Fraunhofer-Insti-
tut fiir Umwelt-, Sicherheitsund Energietechnik (Fraunhofer UMSICHT) (2009), S. 72 f.)

©c = 35—~

LIT:CARMEN2013

European Climate Foundation (2010), S. 34
Dii GmbH (2012), S. 38

Bloomberg New Energy Finance (2011), S. 3
P3 energy and storage GmbH und Institut fiir Hochspannungstechnik (IFHT) der RWTH Aachen (2012), S. 19

45 vergl. Agora Energiewende (2013), S. 34

46 Greenpeace International et al. (2012); European Wind Energy Association (2011)
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Die Batteriekosten bleiben bis 2020 konstant bei 219 €/ kWh und sinken dann iiber einen Zeitraum von 15 Jahren
auf etwa die Halfte. Diese Investitionskosten entsprechen energiebezogenen Speicherdurchlaufkosten von etwa
0,16 €/ KWh bis 2020, die bis 2040 auf 0,075 € /kWh sinken.#

Die Investitionskosten fiir Power-to-Gas Technologien sind aufgrund der noch geringen Basis an in Betrieb ge-
nommenen Anlagen mit entsprechenden Unsicherheiten behaftet. Die Investitionskosten fiir das Jahr 2020 sind
angenommen zu 527 €/kW H2 und 1923 €/kW CH4, die auf entsprechenden Technologieeinschatzungen beru-
hen“, bei denen jedoch die unterstellten Wachstumsraten fir die Investitionskosten in dieser Studie etwas redu-
ziert sind.

€ kW -=-PV Freiflache -=-PV Dach € kw  —®Wind offshore  -#-Wind Binnenland  -#=-Wind onshore Kiste
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Abbildung 12: Angenommene Investitionskosten fiir Photovoltaik- und Windenergieanlagen
Alle Zahlenwerte der Grafiken 12a bis 13a sind im Anhang dargestellt.

Kosten der Netze

Nach Hackmann werden die Investitionskosten fiir den Ausbau des Transportnetzes mit 417 €/(MW*km)* bei
einer Lebensdauer von 50 Jahren angenommen. Die jahrlichen Instandhaltungskosten werden anhand von An-
haltswerten fiir den Betrieb von Gas- und Stromnetzen mit 1 % der Investitionskosten abgeschatzt. Die so kalku-
lierten Kosten werden als zusatzliche Kosten zum bestehenden Netz betrachtet.
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Abbildung 13: Angenommene Investitionskosten fiir Speichertechnologien

47 exkl. Energiegestehungskosten; Zyklenzahl: 2000; DoD: 0,8; Zyklenwirkungsgrad: 0,85; vergleiche dazu Verband der
Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik e.V. (2008), S. 29, S. 42)

48 Breyer, C. et al. (2011)

49 P3 energy and storage GmbH und Institut fiir Hochspannungstechnik (IFHT) der RWTH Aachen (2012)
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Das Verteilnetz wird in den Simulationen nicht betrachtet, weshalb die Kosten fiir das bestehende Netz als ein
gleichbleibender Block in allen Szenarien gleichermafien eingerechnet werden. Zur Bestimmung dieser jahr-
lichen Kosten wird der von Stirmer angefiihrte Wiederbeschaffungswert des Gesamtnetzes von 188 Mrd. €%
herangezogen. Mit der Annahme von 1 % fiir die Betriebskosten werden diese zu 1,88 Mrd. €/a abgeschatzt. Nach
Jurgens stellt der Betrieb neben Instandhaltung und Overhead ca. 1/3 der operativen Nebenkosten dars, wo-

mit sich diese zu 5,64 Mrd. €/a ergeben. Zuzuiglich der jahrlichen Investitionen, die laut statista fiir 2011 mit 3,5
Mrd/€/a abgeschatzt wurden®?, ergibt sich ein jahrlicher Aufwand fiir das Netz von 9,14 Mrd €.

Kosten und Potenziale der Bioenergie

Wie bereits in Abschnitt 4.2.2 beschrieben, werden sowohl Biogas als auch Biomasse als Energietrager im Modell
berticksichtigt. Da feste Biomasse zur Stromerzeugung vorrangig in thermischen Groffkraftwerken zum Einsatz
kommt, werden hier die gleichen technischen Parameter angesetzt wie fiir Steinkohlekraftwerke. Auch die In-
vestitions- und Lastwechselkosten werden vereinfacht mit denen der Kohlekraftwerke gleichgesetzt. Die Brenn-
stoffkosten orientieren sich an Preisen fur Hackschnitzel 52

Fur die Stromerzeugung mit Biogas wird ein BHKW mit einem elektrischen Wirkungsgrad von 38 % angenom-
men. Als Lastwechselkosten werden die von gewohnlichen Gaskraftwerken angerechnet. Die Brennstoffkosten
flr Biogas beriicksichtigen neben den Substratkosten auch die Investitions- und Betriebskosten der Biogasanla-
ge, da diese nicht als separate Komponente im Programm beriicksichtigt ist. Die auf den Kubikmeter Biogas be-
zogenen Anlagenkosten berechnen sich wie folgt:

Fir eine Biogasanlage mit einem Durchsatz von 250 Nm3/h wurden spezifische Investitionskosten von 4900 €/
(Nm3/h) bzw. 819 €/kW angenommen > Die fixen Betriebskosten wurden mit 2 % der Investitionskosten ange-
setzt. Bei einer Lebensdauer von 15 Jahren® und einem internen Zinsfuft von 7 % ergibt sich aus der Investition
eine spezifische Annuitdt von 538 €/(Nm?/h*a). Zusammen mit den fixen Betriebskosten in Hohe von 98 €/(Nm3/
h*a) und der Anlagenleistung von 250 Nms3/h ergeben sich jahrliche Gesamtkosten von 159.000 €/ a. Eine Biogas-
anlage mit einer Leistung von 250 Nm3/h und einer angenommenen Vollaststundenzahl von 8.000 h/a produziert
jahrlich 2.000.000 Nm? Biogas. Die spezifischen Anlagenkosten, bezogen auf einen Kubikmeter Biogas, betragen
dann 0,0795 €/Nm3.

Fiir die Berechnung der Substratkosten wurde gemafR DBFZ Monitoringbericht® folgender massebezogener Sub-
stratmix angenommen: Nachwachsende Rohstoffe: 49 %, Exkremente: 43 %, Abfdlle und Reststoffe: 8 %. Fiir die
nachwachsenden Rohstoffe (NawaRo) werden die Kosten von Maissilage angesetzt>’, wahrend Exkremente sowie
Abfalle und Reststoffe gratis bezogen werden konnen. Die Biogasausbeute schliisselt sich dabei wie folgt auf: Na-
waRo: 200 Nm?/t, Exkremente: 35 Nm3/t und Abfalle und Reststoffe: 100 Nm3/t>® Weiter wird davon ausgegangen,
dass lediglich 60 % des Substrats ausgenutzt werden» Damit ergibt sich ein Substratpreis pro gewonnenem Ku-
bikmeter Biogas von 0,243 €/Nm3. Zusammen mit den spezifischen Anlagenkosten von 0,0795 €/Nm3 erhadlt man
Gesamtkosten von 0,3224 €/Nm3 Biogas. Mit einem Methananteil von 60 % im Biogas und einem Heizwert von
9,97 kWh/Nm? fiir Methan ergeben sich energiebezogene Kosten von 0,0539 €/ kWh,, .

Das jeweilige Potenzial der biogenen Energietrager wird aus den installierten Leistungen ermittelt. Dabei werden
fiir Biogas 8.000 Volllaststunden und ein Wirkungsgrad von 38 % angenommen und fiir Biomasse 5.000 Volllast-
stunden bei einem Wirkungsgrad von 43 %. Das Potenzial fester Biomasse ist regionentibergreifend und gilt fur
das gesamte Simulationsjahr, d. h. der Einsatz der Biomasse ist begrenzt aber zeitlich und raumlich flexibel. Das
Biogaspotenzial hingegen wird fiir jede Region ermittelt und steht nur dort als Ressource zur Verfiigung. Zusatz-
lich wird das Potenzial auf einen konstanten Biogasstrom pro Stunde umgerechnet. Die zeitliche Nutzung des Bio-
gases kann im Modell nur dadurch flexibler gestaltet werden, indem Biogasspeicher und BHKW ausgebaut werden.

50 Stidrmer, J.

51 Jirgens, I. (2007)

52 Statista GmbH

53 Centrales Agrar-Rohstoff-Marketingund Energie-Netzwerk C.A.R.M.E.N. e V. (2013)
54 Gemittelter Wert aus NawaRound Giille-Anlagen; Urban, W. et al. (2009), S. 72+73
55 Urban, W. et al. (2009)

56 Deutsches Biomasseforschungszentrum (2012)

57 Fachagentur fiir Nachwachsende Rohstoffe (2013)

58 vgl. Deutsches Biomasseforschungszentrum (2012) S.78 81

59 Eder, B. und Schulz, H. (2006)
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Brennstoffkosten

Die Brennstoffkosten von Steinkohle und Erdgas werden gekoppelt an einen Olpreis von 150 USD pro Barrel be-
rechnet. Dies entspricht in etwa dem Hochstpreis des letzten Jahrzehnts. Es wird davon ausgegangen, dass die-
ser Hochstwert fiir Betrachtungen des zukiinftigen Energiesystems angemessen ist. Die Verhaltnisse von Kohle-
und Gaspreisen zum Olpreis werden mit Werten aus dem Jahr 2011 berechnet. Demnach ergibt sich fiir Erdgas
ein Faktor von 0,57 und fiir Steinkohle ein Faktor von 0,23 gemessen am Olpreis bezogen auf den Primarenergie-
gehalt. Die ausfiihrliche Berechnung mit Quellenangaben befindet sich im Anhang.

Aus den Faktoren ergeben sich Kosten von 36 €/ MWh,, fur Gas und 14,5 €/ MWh,, fiir Steinkohle. Fiir Braunkoh-
le wird der Wert aus dem Netzentwicklungsplan der Ubertragungsnetzbetreiber verwendet. Dieser betragt 1,5

€/ MWh,, . Hinzu kommen jeweils die Kosten fiir CO,-Zertifikate. Daflir wird ein Zukunftspreis von 30 €/ t CO,
angesetzt. Mit dem jeweiligen energiebezogenen CO,-Ausstof laut Netzentwicklungsplan 2012 (Gas: 0,0556 t/ GJ,
Steinkohle: 0,0917 t/ GJ, Braunkohle: 0,111 t/ GJ)®> werden die daraus entstehenden zusatzlichen Kosten fiir die
fossilen Kraftwerkstechnologien berechnet. Zusammen mit den reinen Brennstoffkosten ergeben sich Gesamt-
brennstoffkosten von:

" 42,0 €/ MWh,, fur Gas,
= 24,4€/ MWh, fir Steinkohle und
= 13,5€/ MWh,, fur Braunkohle.

Lastwechselkosten

Die durch fossile Kraftwerke zu deckende Residuallast in Systemen mit hohem Anteil Erneuerbarer Energien
unterliegt starken Schwankungen, die von den Kraftwerken nicht ohne weiteres nachgefahren werden konnen.
Die Leistungsanderung in einem Kraftwerk kann nicht beliebig schnell und nur in einem begrenzten Bereich
erfolgen. Diese technischen Eigenschaften konnen im Modell allerdings nicht genau abgebildet werden, da keine
einzelnen Kraftwerksblocke simuliert werden, sondern die insgesamt benotigte Kapazitat der einzelnen Techno-
logien pro Region ermittelt wird.

Um dennoch die Lastwechselfahigkeit der Kraftwerke zu beriicksichtigen, werden Lastwechselkosten einge-
fiihrt. Diese fallen immer dann an, wenn sich die Leistung eines Kraftwerks von einem Zeitschritt (1 Stunde)
zum nachsten Zeitschritt verandern muss, um der Last zu folgen. Die Kosten, die durch Starts und Lastwechsel
verursacht werden, entstehen im Wesentlichen durch erhéhten Brennstoffverbrauch in Teillast und zum An-
fahren sowie durch erhohte Personalkosten und Verschleif. Je nachdem ob das Kraftwerk nur einen geringen
Anteil seiner Nennleistung andert, fiir wenige Stunden (Heif3start < 8 h) herunterfahrt, zwischen 8 h und 50 h
(Warmstart) oder fiir mehr als 50 h (Kaltstart) aufRer Betrieb geht, steigt der Aufwand und damit die Kosten. Auch
diese Unterschiede lassen sich nur in einem blockscharfen Modell abbilden und miissen indirekt beriicksichtigt
werden. Da davon ausgegangen werden kann, dass im Mittel bei einer Lastanderung nicht vorwiegend eine Kalt-
oder Warmstartsituation vorliegt, aber auch nicht vorwiegend Normalbetrieb herrscht, wird fiir die vereinfachte
Abbildung von Lastwechselkosten von einer Heif3startsituation ausgegangen. Typische Mindestkosten fiir einen
Heif3start liegen zwischen 22,9 €/ MW, fiir ein Gas-Kraftwerk und 54,3 €/ MW, fiir ein Kohlekraftwerk.® Fir
Stein- und Braunkohle wird der gleiche Wert angenommen, da kein Wert fiir Braunkohlekraftwerke vorliegt.

Da sich die Brennstoffkosten und die Lastwechselkosten technologiebezogen gegenlaufig verhalten (grofRRe
Brennstoffkosten gehen einher mit kleinen Lastwechselkosten und umgekehrt) sind kurze Lastwechsel mit Gas-
kraftwerken giinstiger als mit Kohlekraftwerken, da die Lastwechselkosten hier einen grofteren Einfluss haben
als die Brennstoffkosten. Je langer die veranderte Leistung gehalten wird, desto rentabler wird dagegen der Ein-
satz von Kohlekraftwerken aufgrund des glinstigeren Brennstoffs. Bei einer kurzzeitigen Leistungsreduktion ist
es demnach aufterdem giinstiger, Kohlekraftwerke nicht herunterzufahren.

5.2.9. Kalkulation der jahrlichen Gesamtsystemkosten

Da im Modell die Inbetriebnahmejahre der Kraftwerke nicht berticksichtigt werden kénnen, muss eine externe
Kostenberechnung erfolgen, um die tatsachlichen jahrlichen Gesamtsystemkosten (Kosten der Stromerzeugung
zuziiglich Kosten des Stromtransports) fiir die verschiedenen Simulationsjahre zu berechnen. Dabei werden jeder

60 BP (2012)

61 50Hertz Transmission GmbH et al. (2013¢), S. 33
62 50Hertz Transmission GmbH et al. (2012), S. 27
63 Kumar, N. et al. (2012)
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Technologie fiir jedes Inbetriebnahmejahr spezifische Investitions- und jahrliche Betriebskosten zugeordnet. Die
Investitionskosten pro installierter Einheit werden mit einem angenommenen Kapitalkostensatz von 7 % und
der jeweiligen Lebensdauer in spezifische jahrliche Kosten umgerechnet.

Ab dem Zeitpunkt der Installation verursacht ein Kraftwerk fiir den Zeitraum seiner Lebensdauer annualisierte
Investitions- und Betriebskosten in Abhangigkeit der installierten Leistung. So setzen sich die jahrlichen Kos-
ten fiir eine Technologie aus den Kosten, die aus den jeweiligen Inbetriebnahmejahren der installierten Leistung
resultieren, zusammen. Hinzu kommen in jedem Simulationsjahr die Brennstoffkosten der thermischen Kraft-
werke sowie weitere variable Betriebskosten, die nur dann anfallen, wenn Energie erzeugt wird.. Die jahrlichen
Gesamtsystemkosten ergeben sich aus der Summe aller technologiebezogenen Kosten nach Gleichung 1. Werden
diese auf die gesamt verbrauchte Energie bezogen, erhalt man die Kosten je kWh (spezifische Gesamtsystemkos-
ten) in dem betrachteten Jahr nach Gleichung 2.

Gesamtsystemkosten = Zt%(PL[ * (Capex;, * CRF, + Opex ;) + Opex,, . * E) (1)

th(pi,r * (Capexj)r * CRF, + Opexﬁx,).,[) + Opex,,,;, *E)
spezifische Gesamtsystemkosten =— E, ()
CRF :w(ix(icm(;&gf_c?” (3)

Gesamtsystemkosten €

spezifische Gesamtsystemkosten ,fw
Capex Investitionskosten T
CRF Annuitatenfaktor =
Opex;, fixe Betriebskosten S
Opex,, variable Betriebskosten =T
P installierte Leistung kW
E jahrlicher Energieverbrauch .
) erzeugte Energie kWh
t Index Technologie -
j Index Inbetriebnahmejahr -
WACC  Kapitalkostensatz %
n Lebensdauer -

Es konnen somit technologiebezogen die Stromgestehungskosten berechnet und der jeweilige Anteil der Tech-
nologien an den Gesamtsystemkosten dargestellt werden. Auch eine Aufteilung der Kosten in fossil, erneuerbar
und speicherbezogen findet statt. Daneben ist auch eine Unterscheidung nach annualisierten Investitionskosten
und jahrlich anfallenden Betriebskosten fiir alle Technologien moglich.

Bei der im Nachhinein durchgefiihrten Kostenkalkulation werden die im Modell veranschlagten Lastwechsel-
kosten nicht einbezogen, da diese der Berlicksichtigung der Lastwechselfahigkeit thermischer Kraftwerke im
Modell dienen, durch die starke Vereinfachung aber nicht reprasentativ fur die Kalkulation der tatsachlichen
Kosten sind. Damit werden die Kosten der thermischen Kraftwerke, besonders bei stark schwankender Residual-
last, tendenziell zu niedrig bewertet.
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Investitionskosten der Vergangenheit

Da bei der Kalkulation der LCOE die Kosten aus dem Inbetriebnahmejahr entscheidend sind und in den Simulati-
onen der bestehende Kraftwerkspark berticksichtigt wird, miissen auch die Kosten aus der Vergangenheit heran-
gezogen werden.

Wie schon bei den zukiinftigen Investitions—- und Betriebskosten werden die Kosten der Vergangenheit, mit Aus-
nahme von Wind und Photovoltaik, als konstant angenommen. Die modernen Speichertechnologien sind im
bestehenden Kraftwerkspark nicht vorhanden, weshalb die Kostenentwicklung der letzten Jahre in diesem Seg-
ment keine Rolle spielt. Die Kostenentwicklungen von PV- und Windenergieanlagen sind in Abbildung 14 darge-
stellt. Die dargestellten Investitionskosten flir Photovoltaikanlagen wurden abgeleitet aus den Preisen fiir Dach-
anlagen der Jahre 1988 bis 2011.% Zunachst wurden die Kosten fiir Freiflachenanlagen mit dem Verhaltnis aus den
zukiinftigen Preisannahmen von 0,733 (Kosten PV-Freifldche zu Kosten PV Dach) berechnet und dann wird ein
Mischpreis mit einem Anteil von 21 % Freiflachenanlagen® generiert.

Die Kosten fiir Windenergieanlagen unterliegen etwaigen geringfiigigen Ungenauigkeiten, da sie einer Grafik®®
des Instituts fir Energiewirtschaft und Rationelle Energieanwendung der Universitat Stuttgard entnommen
wurden. AnschlieRend wurden die anzusetzenden Gesamtkosten inklusive 20 %¢’ fiir Netzanbindung und sons-
tige Kosten berechnet. Die Kosten fiir Jahre, die nicht den Quellen entnommen werden konnten, wurden linear
interpoliert. Die Kostenannahmen ab 2012 wurden mit einem Lernkurvenansatz gemaf den zukiinftigen Inves-
titionskosten angepasst.
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Abbildung 14: Kostenentwicklung Photovoltaik (Mischpreis) und Windenergie

5.2.10. Ermittlung der kommunalen Wertschopfung

Im Rahmen der vorliegenden Studie konnten keine eigenen Berechnungen zur kommunalen Wertschopfung vor-
genommen werden. Um einen Eindruck der kommunalen Wertschdpfung zu bekommen wurde beispielhaft fiir
die Simulationsergebnisse des Jahres 2030 eine sehr konservative Abschatzung in Anlehnung an die im Kapitel 2
bereits beschriebene Studie zur kommunalen Wertschépfung des IOWe gemacht. In der Studie werden die Wert-
schopfungseffekte Nachsteuergewinn, Nettobeschaftigung, Gewerbesteuer (netto) sowie der Kommunalanteil
an der Einkommensteuer fiir die verschiedenen Wertschopfungsstufen beriicksichtigt. Sie bezieht sich dabei in
allen Werten auf das Jahr 2009. Fiir die Betrachtung eines Szenarios fiir das Beispieljahr 2030 miissen die Wert-
schopfungseffekte angepasst werden, da insbesondere die Anlagenkosten und damit auch die daran gekoppelten
Kosten voraussichtlich sinken. Deshalb wurden fiir die betrachteten Technologien (Onshore Windenergieanla-
gen, PV, Wasserkraft, Biogasanlagen und Biomasseanlagen) die Wertschopfungseffekte aller Wertschopfungs-
stufen liber die Investitionskosten skaliert. Dabei wird in Kauf genommen, dass auch die Wertschopfungsanteile,
die nicht von den Kosten der Anlagenkomponenten abhangig sind, wie Wartung und Betrieb, die eher mit stei-
genden Lohnkosten kalkuliert werden miissten, Ubermafiig reduziert werden. Davon ist insbesondere die PV be-
troffen, die seit 2009 einer erheblichen Kostenreduktion unterliegt.

64 Bundesverband Solarwirtschaft e V. (2013); Deutsche Gesellschaft fiir Sonnenenergie und Bundesverband Solarwirt-
schaft (2010)
65 ermittelt aus Daten von EnergyMap.info und eigenen Annahmen: als Freiflaichenanlagen gelten Anlagen > 1 MWp und

Anschluss an Mittel- oder Hochspannungsnetz
66 Kruck, C. und Eltrop, L. (2007)
67 Windmonitor (2013)
68 Institut fiir 6kologische Wirtschaftsforschung und Zentrum fiir Erneuerbare Energien (2010)
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Die so skalierten Effekte der Wertschopfung fiir die Be-
triebskosten sowie die Betreibergesellschaften wurden
auf den Anlagenbestand zu Beginn des Jahres 2030 an-
gewendet, die Effekte aus Planung und Installation auf
die im betrachteten Jahr 2030 zugebauten EE-Kraftwer-
ke. Die Effekte aus den Anlagenkomponenten wurden
nicht berucksichtigt, da die Herstellung nicht selten

in anderen Regionen stattfindet als am Aufstellungs-
ort, oft auch im Ausland, so dass hier eine Zuordnung
schwer moglich ist. Die Uber Wartungsarbeiten an den
Offshoreanlagen in die Regionen fliefende Wertschop-
fung ist ebenso wenig regional bzw. kommunal zuzu-
ordnen wie die Erstellung der Anlagenkomponenten und
wurde deshalb ebenfalls nicht berticksichtigt.




6. Ergebnisse

In Abschnitt 6.1 sind zunachst die Ergebnisse der PV-Eigenverbrauchsoptimierung, die der eigentlichen Mehr-
knotensimulation vorangestellt ist, dargestellt. Der Abschnitt 6.2 geht auf die Ergebnisse der Gesamtsystemop-
timierung im Mehrknotenmodell ein und vergleicht die drei Szenarien hinsichtlich der installierten Kraftwerks-
leistungen, Stromgestehungs- und Gesamtsystemkosten sowie Speicher- und Ubertragungskapazititen. Im
Rahmen des Kostenvergleichs wird zusatzlich noch auf den vollstandigen Verzicht eines Zubaus von Kohlekraft-
werken zugunsten von Gaskraftwerken eingegangen. Die Ergebnisse der Abschadtzung der kommunalen Wert-
schopfung werden in Abschnitt 6.3 vorgestellt.

6.1 PV-Eigenverbrauch

In Abbildung 15 sind die optimierten GroRen fiir PV-Batterie-Eigenverbrauchssysteme in den einzelnen Regionen
dargestellt. Insgesamt werden im Jahr 2015 3,1 GWp Photovoltaik fiir den Eigenverbrauch installiert. Im Jahr 2020
liegt die optimale GrofRRe der PV fiir den Eigenverbrauch bei 22,5 GWp. Die groRen Unterschiede zwischen den
Regionen ergeben sich aus den unterschiedlichen Stromverbrauchswerten in den einzelnen Regionen und damit
unterschiedlichen angenommenen Maximallasten, die durch Eigenverbrauch gedeckt werden konnen. Die aus
den Einstrahlungsunterschieden resultierenden Differenzen sind dabei nicht das entscheidende Kriterium.

Im Jahr 2015 ist der Ausbau von Speichern im Rahmen der gewdhlten Annahmen noch nicht wirtschaftlich und
so findet der Verbrauch der eigenerzeugten Elektrizitat nur zu den Zeiten der direkten Erzeugung statt, was den
Ausbau der Anlagen durch das Verbrauchsprofil und die moglichen Erzeugungszeiten begrenzt. Mit dem von

23 Cent (2015) auf 28 Cent gestiegenen Haushaltsstrompreis im Jahr 2020 wird der Ausbau von Speichern wirt-
schaftlich attraktiv, was zu einem Zubau von 22,4 GWh Batteriekapazitaten fiir PV-Eigenverbrauchsanlagen
fihrt.
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Abbildung 15: PV-Leistungen und Batteriekapazitdten (in MWh) der PV-Eigenverbrauchsanlagen

Insgesamt werden im Jahr 2015 3,1 TWh des elektrischen Endenergiebedarfs durch PV-Eigenverbrauchsanlagen
gedeckt. Im Jahr 2020 steigt dieser Wert auf 21,6 TWh, was rund 4 % des deutschen Endenergieverbrauchs Strom
entspricht. Die Abbildung 16 zeigt die Deckung in den einzelnen Regionen, aufgeteilt auf Eigenversorgung und
Einspeisung.

In den Abbildungen 16 und 16b sind Eigenversorgung und Einspeisung der Eigenverbrauchssysteme dargestellt.
Vergleicht man das Jahr 2015 mit dem Jahr 2020 ergibt sich, dass bei starker Skalierung der absoluten Erzeugung,
der Eigenverbrauchsanteil des erzeugten PV-Stroms in etwa gleich bleibend bei 80 % bis 85 % liegt. Der hohe Ei-
genverbrauchsanteil im Jahr 2015, zu einem Zeitpunkt, an dem noch keine Speicher eingesetzt werden, erklart
sich liber sehr kleine Systeme, die fast nur im Grundlastbereich des Haushaltslastgangs arbeiten. Mit steigendem
Haushaltstrompreis wird auch der Einsatz von Speichern wirtschaftlich und kann so auch bei grofleren Systemen
einen hohen Eigenverbrauchsanteil realisieren. Die wirtschaftliche Speichergrofie limitiert die Deckung bzw. die
Grofie der PV-Flache.

39



7000 7000

M Einspeisung ™ Eigenversorgung W Einspeisung ™ Eigenversorgung

6000 6000

g 5000 § 5000
c c

'§ 4000 ‘é 4000
o @

E 3000 é 3000

2 2000 £ 2000

1000 1000

- _-_._—_—____j_-______. :

BAW BAY RLS HES THU SAC NRW NIE SAA BBB MEC SCH BAW BAY RLS HES THU SAC NRW NIE SAA BBB MEC SCH

(a) 2015 (b) 2020

Abbildung 16: Erzeugte Energie aus PV-Eigenverbrauchsanlagen

6.2 Gesamtsystemoptimierung

Um ein besseres Verstandnis fiir die Ergebnisse zu fordern wird zunachst auf die einfache Optimierung mit
wenigen Nebenbedingungen im Szenario Zentral eingegangen. Da das Programm ,,stur” auf die geringsten Ge-
samtsystemkosten optimiert, wird bei benachbarten Regionen bei sonst gleichen Bedingungen immer diejenige
mit den besseren Standorteigenschaften fur Windenergie oder PV bevorzugt. Das gilt auch bei sehr geringen
Unterschiede. Wie in den Kapiteln 5.2.4 und 5.2.5 beschrieben wird fiir jede Region eine reprasentative Einstrah-
lungskurve und eine reprasentative Windgeschwindigkeitskurve ermittelt, die im Folgenden nichtmehr die Viel-
falt einzelner Standorte einer Region beschreiben konnen. Dies wird deutlich in Abbildung 17 und 18, welche die
jeweiligen Ergebnisse fiir Windenergieund PV-Zubau zeigen.

Dargestellt sind der Zubau in jedem einzelnen Simulationsjahr (hellblau/hellgelb) und das Erreichen der Poten-
zialgrenzen der Windenergie in den Regionen (dunkelblau). Regionen, in denen im entsprechenden Simulations-
jahr keine Leistung zugebaut wurde, sind weil3 dargestellt. Die Werte fur die Potenzialgrenzen der Windenergie
wurden der vom IWES erstellten BWE-Studie®® entnommen, die von moglichen WEA-Installationen auf 2 % der
jeweiligen Landesflache ausgeht. Aufterdem wird jeweils das Optimierungsergebnis zur installierten Leistung
pro Region und die gesamtinstallierte Leistung (inkl. Offshore und PV-Eigenverbrauch) fiir Deutschland in jedem
Simulationsjahr angegeben. Fur PV wurden keine Potenzialgrenzen angenommen, weshalb nur die Zubauten in
den einzelnen RegionenTarblich markiert sind. In den Zahlenwerten ist neben dem Zubau aus der Optimierung
jeweils auch die installierte PV-Leistung der PV-Eigenverbrauchsanlagen aus Abbildung 15 enthalten. Sie wird

in den Jahren 2015 und 2020 jedoch nicht farblich als Zubau gekennzeichnet, da sie Ergebnis der dem volkswirt-
schaftlichen Optimierungsproblem vorangestellten Simulation ist. Da von einer weiteren Steigerung des Anteils
privater Haushalte mit Eigenverbrauchsanlagen nach dem Jahr 2020 nicht ausgegangen wurde, bleibt die ent-
sprechende Leistung der PV-Eigenverbrauchsanlagen fiir die folgenden Simulationsjahre konstant.
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Abbildung 17: Installierte Leistung, Zubau und Potenzialgrenzen von Windenergieanlagen
flir die verschiedenen Simulationsjahre Szenario Zentral

Ein Zubau an Windenergie erfolgt im ersten Simulationsjahr (2015) nur in SchleswigHolstein und Baden-Wiirt-
temberg sowie in der Offshore-Region Ostsee, deren Ausbauwert jedoch vorgegeben wurde. In Schleswig-Hol-
stein wird auRerdem die Potenzialgrenze mit 9,3 GW erreicht. Ab 2020 verteilt sich der Zubau starker auf die
einzelnen Regionen; ab 2025 werden weitere Potenzialgrenzen im Binnenland erreicht. Insgesamt wird bis zum
Jahr 2040 eine Leistung von knapp 160 GW installiert. In nahezu allen Regionen wird dann bis zu den vorgegebe-
nen Potenzialgrenzen ausgebaut. Lediglich in den Regionen Bayern und Baden-Wurttemberg bleibt der Ausbau
™ aus der Simulation weit hinter einem moglichen Ausbau zurtck, obwohl hier It. BWE mit 41 GW in Bayern und 23
GW in Baden-Wiirttemberg das grofite Potenzial (nach Niedersachsen mit 26 GW) zum Ausbau von Windenergie-
anlagen besteht.”” Ein Grund dafiir ist die oben schon beschriebene Aggregation der meteorologischen Daten auf
eine Einspeisekurve je Region. Dies tragt auch dazu bei, dass insbesondere in den nordlichen Regionen Mecklen-
burg-Vorpommern und Brandenburg-Berlin, in denen gute Bedingungen fiir den Windenergieausbau herrschen,
erst ab dem Jahr 2035 ein merklicher Ausbau in der Optimierung vorgenommen wird.

Foto: Andrea Damm// pixelio.de
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Abbildung 18: Installierte Leistung und Zubau von PV-Anlagen inkl. PV-Eigenverbrauchsanlagen fiir die
verschiedenen Simulationsjahre Szenario Zentral (Der Zubau der PV-Eigenverbrauchsanlagen ist nicht farblich markiert)

Die Orientierung des Ausbaus auf die beziiglich der Stromgestehungskosten der betrachteten Technologie giins-
tigsten Standorte, fiihrt zu einem diskontinuierlichen Ausbau in den einzelnen Regionen. Die daraus resultieren-
den Probleme fiir die kommunale Wertschopfung werden in Kapitel 6.3 angesprochen. Diese Problematik ist auch
bei der Entwicklung der installierten Leistung der Photovoltaik im Szenario Zentral deutlich sichtbar.

Ein Zubau an PV-Leistung erfolgt in den ersten beiden Simulationsjahren (2015 und 2020) ausschlieRlich in der
Region Bayern; im Jahr 2025 findet gar kein Zubau statt. Insgesamt wird somit bis zum Jahr 2025 lediglich das fiir
2020 vorgegebene EEG-Ziel von 52 GWp, das auch fiir die Optimierung vorgegeben wurde, erreicht (zuziiglich der
PV-Eigenverbrauchsanlagen von 22,5 GWp, welche nicht im Rahmen des EEG zu betrachten sind). Ab dem Simu-
lationsjahr 2030 findet ein starkerer und tiber die Regionen verteilterer Zubau statt, der jedoch weiterhin vorwie-
gend im siidlichen Teil Deutschlands erfolgt. Im Norden hingegen bleibt in den meisten Regionen der Status Quo,
bis auf den Zubau durch die PV-Eigenverbrauchsanlagen, bis zum Jahr 2040 erhalten.

Ein derart zentraler Ausbaupfad fiihrt unter den gegebenen Rahmenbedingungen zwar zu den niedrigsten Ge-
samtsystemkosten, ist aber unter technischen und politischen Gesichtspunkten nicht vorteilhaft. So wird bei-
spielsweise in einigen Regionen lange Zeit gar nicht und dann innerhalb von fiinf Jahren bis zur Potenzialgrenze
zugebaut, obwohl die Zielkonstellation 2040 zeigt, dass gerade bei der Windenergie in fast allen Regionen das
Potenzial vollstandig ausgenutzt wird.

Das Szenario Zentral dient deshalb lediglich als Vergleich. Es stellt die Untergrenze fiir die Gesamtsystemkosten
aus dem vorliegenden Simulationsmodell dar. Den so ermittelten Kosten werden im Folgenden die Szenarien mit
erweiterten Nebenbedingungen gegenubergestellt. Die Nebenbedingungen im Szenario Dezentral erzwingen ei-
nen zeitlich und raumlich verteilteren Ausbau (vgl. Abschnitt 5.1). Im Szenario Offshore dienen sie der Abbildung
des geplanten Ausbaus der Windenergie auf See. Die Vergleiche werden im folgenden Abschnitt erlautert.
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6.2.1. Vergleich der Szenarien

In den Abbildungen 19 bis 21 wird zunachst die Verteilung aller Technologien auf die betrachteten Regionen in
den Szenarien Zentral und Offshore gegentibergestellt. Dargestellt sind die installierten Leistungen aller be-
trachteten Komponenten in allen Regionen fir die Simulationjahre 2020, 2030 und 2040.

Auffallig ist, dass bis auf den Windausbau fast keine Unterschiede zwischen den Szenarien erkennbar sind. Die
groftere Offshore-Leistung im Szenario Offshore fiihrt lediglich zu kleineren Kapazitaten im Onshore-Windbe-
reich und vereinzelt kleineren Kapazitaten von Photovoltaik, insbesondere in den sudlichen Regionen. Die Leis-
tungen aller anderen Technologien bleiben nahezu gleich in ihrer Verteilung auf die Regionen. Wie im Szenario
Zentral ergibt sich auch im Szenario Offshore, aufgrund der nur geringen zusatzlichen Randbedingungen, ein
verstarkter Ausbau in einzelnen Regionen.

Trotz der Verschiebung der installierten Leistung von Windenergieanlagen in das teurere Offshoresegment ist
mit den in Abschnitt 5.2.8 beschriebenen Kostenannahmen bei dem Szenario Offshore nur eine vernachlassigba-
re Kostensteigerung zu erkennen. Abbildung 22 zeigt, wie sich die Verschiebung auf die installierte Leistung der
ubrigen Komponenten auswirkt. Die nach Gleichung 1 aus Abschnitt 5.2.9 berechneten jahrlichen Gesamtsys-
temkosten pro Simulationsjahr fur die Szenarien Zentral und Offshore zeigen die Abbildungen 23 und 24. Dabei
wird die Verteilung der Kosten auf die einzelnen Technologien dargestellt. In Summe bewegen sich die jahrlichen
Kosten zwischen 53 und 58 Mrd. €. Die Kosten der bei gleichbleibender installierter Leistung teureren Winde-
nergie des Szenarios Offshore werden kompensiert durch die reduzierten Kosten des PV-Ausbaus, der deutlich
geringer ausfallt als im Szenario Zentral.
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Abbildung 19: Installierte Leistung aller Technologien im Simulationsjahr 2020,
aufgeteilt auf die Regionen (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)
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Abbildung 20: Installierte Leistung aller Technologien im Simulationsjahr 2030,
aufgeteilt auf die Regionen (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)

43



Installierte Leistung in GW

44

BAW BAY RLS HES THU SAC NRW NIE SAA BBB MEC SCH Nord Ost

100

[ Pumpspeicher/h [ Pumpspeicher/h
[ Elektrolyse [ Elektrolyse
Batterie/h Eigenverbrauch 90 Batterie/h Eigenverbrauch
[ Batterie/h [ Batterie/h
Il Laufwasser Il Laufwasser
[ Wind offshore [ Wind offshore
Il Wind onshore Il Wind onshore
PV Eigenverbrauch PV Eigenverbrauch
= [Py = [Py
© I Biogas o I Biogas
£ . | Il Biomasse £ . | I Biomasse
2 [ Braunkohle 2 [l Braunkohle
2 I Steinkohle 2 I Steinkohle
D Gas Turbine D Gas Turbine
- B Gas GuD - B Gas GuD
=4 £
2 Q2
s s
174 1]
£ £

BAW BAY RLS HES THU SAC NRW NIE SAA BBB MEC SCH Nord Ost

(a) Szenario Zentral

(b) Szenario Offshore

Abbildung 21: Installierte Leistung aller Technologien im Simulationsjahr 2040,
aufgeteilt auf die Regionen (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)
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Abbildung 22: Gesamtinstallierte Leistungen fluktuierender Erneuerbarer Energien und Speicher
fiir die verschiedenen Simulationsjahre (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)
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Abbildung 23: Jahrliche Gesamtsystemkosten aller Technologien Szenario Zentral
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Abbildung 24: Jdhrliche Gesamtsystemkosten aller Technologien Szenario Offshore
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In den Abbildungen 25 bis 27 werden die Ergebnisse der Szenarien Zentral und Dezentral gegenubergestellt. Im
Szenario Dezentral wird tber die in Kapitel 5.1 beschriebenen Nebenbedingungen ein politisch und technolo-
gisch realistischerer Pfad nachgebildet. Das wird auch anhand eines Vergleiches der Ergebnisse der installierten

Leistungen mit den Ausbauzielen der Regionen in Abschnitt 6.2.4 nochmal verdeutlicht.
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Abbildung 25: Installierte Leistung aller Technologien im Simulationsjahr 2020,
aufgeteilt auf die Regionen (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)
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Abbildung 26: Installierte Leistung aller Technologien im Simulationsjahr 2030,
aufgeteilt auf die Regionen (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)
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Im Jahr 2020 sind zwischen beiden Szenarien wenig Unterschiede zu verzeichnen. Erwartungsgemaf deutlich ist,
dass PV in Baden-Wiurttemberg und Windenergie in Schleswig-Holstein im Szenario Dezentral geringer ausgebaut
werden als im Szenario Zentral. Beide Technologien sind dafiir in allen anderen Regionen etwas starker vertre-
ten. Dieser Trend wird im Simulationsjahr 2030 fortgesetzt. AufRerdem ist im Szenario Dezentral im Jahr 2030 die
deutlich gleichmafligere Verteilung der Windenergie zwischen den beiden benachbarten Regionen Hessen und
Rheinland-Pfalz/ Saarland erkennbar. Im Jahr 2040 wird auch die gleichmafigere Verteilung von PV deutlich.
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Abbildung 27: Installierte Leistung aller Technologien im Simulationsjahr 2040,
aufgeteilt auf die Regionen (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)

Die Parallelen der gesamtinstallierten Leistungen in den einzelnen Regionen zur Hohe des jeweiligen Verbrauchs
sind ebenfalls zu erkennen. So ist beispielsweise im Szenario Zentral in Hessen die installierte Leistung anna-
hernd genauso groft wie in Bayern obwohl der Gesamtverbrauch in Hessen nur etwa halb so groR ist (vgl. Tabelle
1 auf Seite 21). Im Szenario Dezentral hingegen betrdgt auch die Erzeugungskapazitat in Hessen etwa die Halfte
der bayerischen. In umgekehrter Weise lasst sich dieser Effekt der dezentralen Verteilung auch in der Region
Brandenburg-Berlin, mit Berlin als grof3en Energieverbraucher, beobachten. Hier ist die benotigte Gesamtleis-
tung im Szenario Dezentral hoher als die im Szenario Zentral.

Weiterhin fallt auf, dass im Szenario Zentral 2040 in der Region Baden-Wiirttemberg Batteriespeicher ausgebaut
werden, die im Szenario Dezentral im gleichen Jahr nicht benotigt werden. Auch die benotigten Methanisie-
rungskapazitdten fallen im Szenario Dezentral geringer aus.

Obwohl die Verteilung der Kapazitaten in den beiden Szenarien grof3e Unterschiede aufweist, lassen sich wenig
Unterschiede bei der gesamtinstallierten Leistung erkennen (vgl. Abbildung 28). Ebenso gering ist die Auswir-
kung auf die Kosten. Die Mehrkosten durch die etwas schlechteren Standorte und die dadurch leicht erhohten
Ausbauzahlen von Windenergie- und PV-Anlagen werden grofitenteils durch den geringeren Bedarf im Bereich
der Speicher und Ubertragungskapazitaten kompensiert.
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Abbildung 28: Gesamtinstallierte Leistungen fluktuierender Erneuerbarer Energien und Speicher
fiir die verschiedenen Simulationsjahre (Batterien und Pumpspeicher sind in GWh angegeben)
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Insgesamt lasst sich bei allen Szenarien ein geringer Anstieg der Gesamtsystemkosten von 2015 auf 2020 sowie
jeweils zum Jahr 2030 und 2040 erkennen. 2035 sinken hingegen die Kosten in allen Szenarien leicht wahrend sie
im Jahr 2025 nahezu gleich bleiben. Dabei steigen im Laufe der Zeit die Kosten, die fiir Erneuerbare Energien auf-
zuwenden sind, etwa in dem Mafe wie die der Fossilen sinken. Die fiir Energiespeicher aufzuwendenden Kosten
steigen besonders in den letzten Simulationsjahren starker an.

Die Kosten fiir Offshore-Windenergie steigen zunachst auch in den Szenarien Zentral und Dezentral, da hier die
bereits genehmigten Offshore-Projekte berticksichtigt wurden. Im weiteren Verlauf sinken diese Kosten aber
leicht, da keine neuen Kapazitaten hinzukommen und die nach Ablauf der Lebensdauer anfallenden annuali-
sierten Kosten fiir das Repowering der Offshore-Anlagen kleiner sind als die urspriinglichen Investitionskosten.
Dieser Effekt ist bei allen Szenarien besonders bei den Kosten fiir PV zu beobachten. Im Jahr 2035 sinken die Kos-
ten fiir PV trotz Zubau, da alte Anlagen mit hohen jahrlichen Kosten ihre Lebensdauer tiberschreiten und zu den
niedrigeren Kosten des Inbetriebnahmejahres 2035 erneuert werden.

Es ist erkennbar, dass der Riickgang der fossil bestimmten Kosten am starksten durch Stein- und Braunkohle
gepragt ist. Die Kosten fur Gaskraftwerke bleiben insgesamt auf ahnlichem Niveau, wobei GuD-Kraftwerke zu-
nachst gegeniber einfachen Gasturbinenkraftwerken tiberwiegen, bis 2030 auf einen geringen Anteil sinken und
bis 2040 wiederum auf mehr als die Halfte ansteigen. Die giinstigeren Investitionskosten der Gasturbinenkraft-
werke sind anfangs vorteilhaft. Bei Verwendung von teurem erneuerbarem Gas aus Methanisierung allerdings
Uberwiegt der bessere Wirkungsgrad von GuD-Kraftwerken. Dies tritt bei hohem Anteil Erneuerbarer Energien
ein. 2040 haben in allen Szenarien Gas- und GuD-Kraftwerke zusammen einen Anteil von unter 4 % an den Ge-
samtsystemkosten.

Die Kosten fiir Biogas, Laufwasser und PV-Eigenverbrauchsanlagen bleiben den Annahmen entsprechend in
etwa konstant. Bei den Kosten fiir Blomassekraftwerke ist ab 2025 ein leichter Anstieg zu verzeichnen, was im
Zusammenhang mit den thermischen Residualkapazitaten noch naher erlautert wird. Die Kosten fiir Wind und
PV nehmen entsprechend dem starken Ausbau zu, wahrend die Speicherkosten besonders in den letzten Simula-
tionsjahren steigen. Die Kosten fiir Leitungen bleiben relativ konstant.

Am Beispiel des Szenarios Dezentral werden zunachst einige Werte herausgestellt: Der gesamte Zuwachs der
jahrlichen Kosten von 2015 bis 2040 betrdgt gut 4 Mrd. € und entspricht ca. 8 % des Anfangswertes. Bis 2040
steigt der Anteil der Kosten, die durch Erneuerbare Energien verursacht werden, auf 67 % der Gesamtsystemkos-
ten. Die Technologien der fossilen Energieerzeugung haben 2040 einen Kostenanteil von 9 % an den Gesamtsys-
temkosten. Diese beinhalten allerdings die gesamten Investitionskosten von Gaskraftwerken, welche auch mit
erneuerbaren Ressourcen betrieben werden. Der Anteil der Speicherkosten steigt von knapp 0,4 % im Jahr 2015
auf etwa 7,8 % im Jahr 2040, wahrend die Leitungskosten einen relativ konstanten Anteil zwischen knapp 16 %
und 17 % der Gesamtsystemkosten ausmachen.
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Abbildung 29: Jdhrliche Gesamtsystemkosten aller Technologien Szenario Dezentral
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Um die geringen Unterschiede der Szenarien Zentral und Dezentral sichtbar zu machen, ist in Abbildung 30 die
prozentuale Kostendifferenz der beiden Szenarien bezogen auf die jahrlichen Gesamtsystemkosten des Szenarios
Zentral dargestellt. Es ist zu erkennen, dass die Kosten fiir Onshore-Windenergieanlagen im Szenario Dezentral
in allen Jahren hoher sind als im Szenario Zentral. Auch PV, Biomasse und Braunkohle verursachen zeitweise ho-
here Kosten. Gleichzeitig werden einige Komponenten ab 2025 im Szenario Dezentral glinstiger.

Anfangs sind das Leitungs-, Steinkohle- und Gas-Kosten, bis 2040 liegt der grofte Kostenvorteil aber bei den
Speichertechnologien. Dies deckt sich mit den Ergebnissen anderer Studien, dass eine regional gleichmagigere
Verteilung von Wind- und PV-Kapazitaten zu einem geringeren Bedarf an Energiespeichern bzw. Residualkapa-
zitaten fithrt”. Insgesamt bleiben die Mehrkosten im Szenario Dezentral zwar grofier als die Einsparungen, al-
lerdings sind diese Unterschiede mit etwa 0,2 % bis 1,2 % der Gesamtsystemkosten als sehr gering einzustufen.

Die insgesamt sehr geringen Kostenunterschiede zeigen, dass ein dezentraler Ausbau Erneuerbarer Energien
keine nennenswert hoheren Kosten verursacht als ein rein kostenoptimierter zentraler Ausbau. Aufgrund der
sehr geringen Unterschiede zwischen den Szenarien gewinnt die kommunale Wertschdpfung an Gewicht fir die
Bewertung, weshalb im Folgenden gezielt auf das Szenario Dezentral eingegangen wird.
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Abbildung 30: Kostendifferenz von Szenario Dezentral zu Szenario Zentral

In Abbildung 31 und 32 werden am Beispiel des Szenarios Dezentral die jahrlichen Gesamtsystemkosten unter-
teilt in Investitionskosten (Capex) und Betriebskosten (Opex) fiir Leitungen, Speicher, Erneuerbare Energien und
fossile Kraftwerke, sowohl absolut als auch prozentual, dargestellt. Die gesamten Betriebskosten, die 2015 noch
mehr als 50 % ausmachen, gehen bis 2040 auf etwa 30 % zuriick. Von den anfanglich hohen Betriebskosten wird
der grofite Teil durch die Brennstoffkosten der fossilen Kraftwerke verursacht. Bis 2040 gehen die Betriebskosten
der fossilen Kraftwerke allerdings auf einen Anteil von unter 3 % zuriick. Dadurch verliert die Unsicherheit be-
zliglich der Preisentwicklung von fossilen Brennstoffen erheblich an Gewicht. Die Investitionskosten der fossilen
Kraftwerke sinken weniger stark. Allerdings werden ab dem Jahr 2035 die hier enthaltenen Gas- und GuD-Kraft-
werke fast ausschlieflich mit erneuerbarem Brennstoff betrieben. Deren Investitionskosten lieften sich dem-
nach auch den Erneuerbaren Energien zuordnen. Allerdings fallen sie mit 2,1 % im Jahr 2035 und 3,1 % im Jahr
2040 gering aus.

Die Investitionskosten der Erneuerbaren Energien (ohne Gaskraftwerke) steigen von etwa 28 % im Jahr 2015 auf
gut 50 % im Jahr 2040 und verdoppeln damit nahezu ihren Anteil an den jahrlichen Gesamtsystemkosten. Der
Anteil der Betriebskosten der EE steigt weniger stark von 11 % auf 17 %. Auch bei den Speicherkosten steigen ins-
besondere die Investitionskosten. Die Anteile der Betriebs- und Investitionskosten der Leitungen bleiben in etwa
gleich.

71 ECOFYS Germany GmbH (2013), Agora Energiewende (2013)
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Abbildung 31: Investitions- und Betriebskosten Szenario Dezentral

Aufgrund der sehr geringen Brennstoffkosten werden in der Optimierung der Jahre 2020 und 2025 Braunkohle-
kraftwerke, die ihre Lebensdauer iiberschreiten, erneuert. Da gleichzeitig aber bei hohem Anteil Erneuerbarer
Energien vermehrt Gas-Kraftwerkskapazitaten bendtigt werden, wurde eine alternative Kostenberechnung
durchgefiihrt: Kohlekraftwerke, die in der Optimierung nach 2015 erneuert werden, werden in der Kostenberech-
nung als Gaskraftwerke behandelt. Dadurch ergeben sich fir die ersetzten Kraftwerke geringere Investitions-
kosten aber hohere Brennstoffkosten. Abbildung 33 zeigt die jahrlichen Gesamtsystemkosten des Szenarios De-
zentral fiir beide Berechnungsansatze. Auch hier sind die Unterschiede nur gering: Insgesamt bewegen sich die
Gesamtsystemkosten aller Jahre zwischen knapp 10 €Cent/ kWh und knapp 11 €Cent/ kWh. Auffallig ist, dass die
Kosten bei der alternativen Berechnung zunachst deutlich die der vorherigen Berechnung ubersteigen, bis 2040
allerdings unter diese sinken. Dies lasst sich begriinden durch die sinkenden Vollbenutzungsstunden der fossilen
Kraftwerke und den damit einhergehenden anfanglich starker ins Gewicht fallenden fossilen Brennstoffkosten.
Die geringeren Investitionskosten der Gaskraftwerke gewinnen dadurch 2035 und 2040 deutlich an Gewicht.
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Abbildung 32: Prozentuale Investitions- und Betriebskosten Szenario Dezentral

Unter den oben beschriebenen Annahmen verursacht das betrachtete System, bei einer nahezu 100 %-igen De-
ckung aus erneuerbaren Quellen im Jahr 2040, Mehrkosten von weniger als 1 Cent/ kWh gegenuber einem zu 35
% erneuerbar gedeckten Energiesystem im Simulationsjahr 2015. Gleichzeitig sinkt das Risiko, das von schwer
vorhersagbaren Brennstoffkosten ausgeht, in hohem Mafe.
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Abbildung 33: Gesamtsystemkosten mit und ohne neue Kohlekraftwerke.
In den Gesamtsystemkosten enthalten sind Capex, Opex, Brennstoff-, CO,-Kosten und Kosten Transportnetz

6.2.2. Speicher und Ubertragungskapazititen

Der Zubau an Speichern beginnt im Simulationsjahr 2030 mit der PtG-Technologie. Im Szenario Zentral wird eine
installierte Elektrolyse-Leistung von 7,7 GW benotigt (vgl. auch Abbildungen 22 und 22). Diese steigt bis zum Jahr
2040 auf rund 45 GW. Im Szenario Dezentral fallen die benétigten Elektrolyse-Kapazitaten in den entsprechen-
den Simulationsjahren etwas kleiner aus. Im Jahr 2040 werden rund 43 GW benotigt.

Batterien kommen, neben den bereits ab 2020 benotigten Kapazitaten fiir den PV-Eigenverbrauch in Haushalten,
in der Gesamtsystemoptimierung erst im Simulationsjahr 2040 und ausschliefilich im Szenario Zentral mit 2,5
GWh Speicherkapazitat zum Einsatz. Diese werden zudem komplett in der Region Baden-Wurttemberg instal-
liert, in der im entsprechenden Szenario auch die hochste PV-Leistung vorzufinden ist (vgl. auch Abbildung 21a).

Im Folgenden sollen die fiir die verschiedenen Szenarien zusatzlich benétigten Ubertragungskapazitaten (im
Vergleich zum bestehenden Ubertragungsnetz) diskutiert werden.

In den Abbildungen 34 bis 36 wird der benétigte Zubau an Ubertragungsskapazitaten, die Auslastung der ein-
zelnen Verbindungen zwischen den Regionen im Vergleich zum Ist-Zustand und die Hauptenergieflussrichtung
dargestellt. Der Zubau an Ubertragungskapazitaten, iiber die vorhandene Kapazitat hinaus, ist beziffert. Die Aus-
lastung ist anhand der Farben und die jeweils installierte Kapazitat uber die Dicke der Verbindungen dargestellt.
Die Hauptenergieflussrichtung ist mit Pfeilen in unterschiedlicher Grofe, die sich an der Gréfe des Ubertra-
gungssaldos orientiert, gekennzeichnet. Mit Ubertragungssaldo ist die Ubertragungsenergie gemeint, die in die
entsprechende Richtung mehr als in die entgegengesetzte Richtung flief3t.

Der Zubau an Ubertragungskapazitaten fiir jedes einzelne Simulationsjahr ist hier, wie bereits in den Annahmen
beschrieben, jeweils ausgehend vom Ist-Zustand dargestellt. Ein Ruckbau von Kapazitaten ist damit nicht mog-
lich, unterschiedliche Zubauwerte in den einzelnen Simulationsjahren sollen entsprechend nicht als Rickbau
interpretiert werden.

Im Simulationsjahr 2020 sind die zusatzlich bendtigten Ubertragungskapazitaten in allen drei Szenarien dhn-
lich. Im innerdeutschen Ubertragungsnetz werden lediglich auf der Verbindung zwischen Thiiringen (Region 5)
und Bayern (Region 2) zusatzliche Ubertragungskapazitaten bendétigt. Diese gehen tiber die GroRenordnung der
geplanten Thuringer Strombricke mit zwei 380 kV-Leitungen hinaus. Im Szenario Dezentral wird diese Verbin-
dung auch benétigt, ist jedoch aufgrund der grofieren installierten Leistungen von Windenergie und PV in Bay-
ern (Windenergie: 2,0 GW im Vergleich zu 0,7 GW in den Szenarien Zentral/Offshore, PV: 11,3 GW im Vergleich zu
9,3 GW in den Szenarien Zentral/Offshore) um 0,5 GW geringer als in den zentralen Szenarien.

Die benétigten Ubertragungskapazitaten von der Offshore-Region Nordsee nach Niedersachsen (Region 8) sind
im Szenario Offshore schon 2020 etwas hoher im Vergleich zu den Szenarien Zentral und Dezentral, was mit den
erhohten, vorgegebenen Ausbauwerten der Offshore-Windenergie zusammenhangt. Im Szenario Dezentral sind
zudem die Ubertragungskapazitaten aus dem Offshore-Bereich Nordsee anders verteilt. Hier wird der Grofteil an

51



Erzeugung aus Offshore-Windenergieanlagen nach Schleswig-Holstein ibertragen, was auf den deutlich gerin-
geren Ausbauwert der Onshore-Windenergie in Schleswig-Holstein im Vergleich zu den Szenarien Zentral und
Offshore zuriickzufiihren ist (Zentral und Offshore: 9,3 GW, Dezentral: 3,8 GW).

In den Simulationsjahren 2030 und 2040 werden aufgrund des vorgegebenen verstarkten Ausbaus auf See deut-
lich mehr Ubertragungskapazititen im Szenario Offshore benotigt. Die Weiterleitung wird in der Simulation Giber
die Verbindung von Niedersachsen (Region 8) nach Nordrhein-Westfalen (Region 7) realisiert. Eine Erhohung der
Ubertragungskapazitaten zum Austausch der kiistenfernen Regionen untereinander, wie er in den Szenarien De-
zentral und Zentral notwendig ist, ist im Szenario Offshore erwartungsgeman nicht ausgepragt.

Im Szenario 2030 ist wird im Szenario Dezentral gegeniiber dem Szenario Zentral deutlich weniger Ubertra-
gungskapazitat zwischen Nordrhein-Westfalen und Niedersachsen benotigt, was den hoheren Ausbauzahlen an
PV in Nordrhein-Westfalen zuzurechnen ist (8,1 GW im Szenario Dezentral im Vergleich zu 3,5 GW im Szenario
Zentral). Da sich im Szenario Zentral im Jahr 2040 bei einem Anteil Erneuerbarer Energien von fast 100 % die
installierten Leistungen der einzelnen Technologien ebenfalls deutlich auf die Regionen verteilen sind zwischen
den Szenarien Zentral und Dezentral hinsichtlich des Ausbaus von Ubertragungskapazitdten keine groRen Un-
terschiede erkennbar.

Die grofiten Unterschiede zwischen den Szenarien Zentral und Dezentral bezlglich der Ubertragungssaldi sind
2040 zu erkennen, wo im Szenario Zentral eine Umkehrung der Hauptubertragungsrichtung zwischen Nord-
rhein-Westfalen (Region 7) und Rheinland-Pfalz/ Saarland (Region 3) von Nord-Siid nach Siid-Nord stattfindet.
Damit zusammenhangend hat sich der Saldo zwischen Rheinland-Pfalz/Saarland und Hessen (Region 4) von
West-Ost auf Ost-West gewendet. Das ist dem unterschiedlichen Zubau der PV zuzuschreiben. Wahrend im Sze-
nario Zentral die installierten PV-Kapazitaten Hessens 2040 deutlich uber denen des Szenarios Dezentral liegen
gilt dies in umgekehrter Weise fur Nordrhein-Westfalen. Eine zu starke Interpretation der Nutzung der Netztras-
sen sollte angesichts des vereinfachten Modells des Ubertragungsnetzes jedoch vermieden werden.

Insgesamt liegt der Zubau von Ubertragungskapazitdten im Transportnetz im Szenario Offshore mit 36,3 GW im
Simulationsjahr 2030 und 44,3 GW im Simulationsjahr 2040 deutlich {iber dem der Szenarien Standard (2030: 20,3
GW, 2040: 21,5 GW) und Dezentral (2030: 16,5 GW, 2040: 17,8 GW )

Werden die in der Optimierung dieser Studie ermittelten Bedarfe an zusatzlichen Ubertragungskapazitaten mit
den Forderungen des Netzentwicklungsplans (NEP) verglichen, so ergibt sich in dieser Studie ein deutlich gerin-
gerer Bedarf bis 2020 (NEP: 12 GW Neubau Ubertragungsleistung HGU in N-S Richtung in 4 Korridoren (Kernaus-
sage) bis 20237%; Szenarien dieser Studie: 8 - 9 GW im Simulationsjahr 2020). Dariiber hinaus konnte bei keinem
der Szenarien der Bedarf einer durchgehend verstarkten Nord-Siid-Verbindung festgestellt werden. Im Wesentli-
chen wird dies der Tatsache zugeschoben, dass im Rahmen der Berechnung des NEP auch bei hohen Einspeisera-
ten aus den fluktuierenden Erneuerbaren Energien von einem gleichbleibenden Betrieb der fossilen Kraftwerke
ausgegangen wurde.
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Abbildung 34: Auslastung der Ubertragungsleitungen und Zubau von Ubertragungskapazitdten
fiir das Simulationsjahr 2020 Vergleich der drei Szenarien
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Abbildung 35: Auslastung der Ubertragungsleitungen und Zubau von Ubertragungskapazititen
fiir das Simulationsjahr 2030 Vergleich der drei Szenarien
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Abbildung 36: Auslastung der Ubertragungsleitungen und Zubau von Ubertragungskapazitditen
fiir das Simulationsjahr 2040 Vergleich der drei Szenarien

6.2.3. Thermische Residualkapazitaten

Abbildung 37a zeigt die gesamtinstallierten Leistungen aller thermischen Kraftwerke fiir die verschiedenen Si-
mulationsjahre im Szenario Dezentral. Die entsprechenden Darstellungen fir die Szenarien Zentral und Offsho-
re befinden sich der Vollstandigkeit halber im Anhang. Die installierten Leistungen unterscheiden sich jedoch
marginal von denen des Dezentral-Szenarios.

Auffallig ist, dass die Steinkohlekapazitaten im Verlauf der Simulationsjahre sinken, die Kapazitaten fiir Braun-
kohle jedoch bis 2035 fast konstant bleiben und erst im Jahr 2040 teilweise zuriickgebaut werden. Das hangt
damit zusammen, dass in den Jahren 2020 und 2025 wegfallende Braunkohlekraftwerke durch neue ersetzt
(2020: 8,7 GW, 2025: 2,4 GW) und daraufhin aufgrund ihrer Lebensdauer von 40 Jahren in den folgenden Simula-
tionsjahren als Mindestausbaugrofie vorgegeben werden. Somit sinkt die installierte Leistung erst im Jahr 2040
merklich durch den Wegfall bereits bestehender Kraftwerke. Im Abschnitt 6.2.1 wurde bereits die Alternative

in Form des Zubaus von Gaskraftwerken an Stelle von neuen Kohlekraftwerken erlautert. Auch bezogen auf die
Uberkapazitaten fossiler Residualkraftwerke, die ab 2040 nicht mehr genutzt werden kénnen, kann sich ein
positiver Effekt aus der Tatsache ergeben, dass Gaskraftwerke gleichermafen mit erneuerbarem und fossilem
Brennstoff betrieben werden konnen.

Hinsichtlich der Unterscheidung der Gaskraftwerke zwischen Gasturbinen und GuD-Kraftwerken zeigt die Ab-
bildung 37a, dass Gasturbinen bis zum Jahr 2030 zugebaut, GuD-Kraftwerke hingegen durch den Ablauf ihrer
Lebensdauer zuriickgebaut werden. Ab dem Jahr 2030 bleibt die installierte Leistung der Gasturbinen nahezu
konstant. Die installierte Leistung sinkt leicht durch den Wegfall alter Anlagen. Neue Anlagen werden nicht
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hinzugebaut. Die installierte Leistung der GuD-Kraftwerke hingegen steigt leicht im Jahr 2035 und deutlich im
Jahr 2040. Der Zusammenhang zwischen geringeren Kosten der Gasturbinen und besserem Wirkungsgrad von
GuD-Kraftwerken mit der Moglichkeit, Gaskraftwerke auch zur Stromerzeugung aus erneuerbarem Methan ein-
zusetzen, wurde bereits in Abschnitt 6.2.1 bei der Kostenbetrachtung (vgl. Abbildungen 23, 24 und 29) deutlich.

Die Kapazitat der Biogasanlagen wird ab dem Jahr 2020 kontinuierlich erhoht. Die Kapazitat der Biomassekraft-
werke hingegen steigt im Jahr 2025 leicht, bleibt dann bis zum Jahr 2035 nahezu konstant und wird im Jahr 2040
erneut um wenige GW erhoht.

w
o

9000

2 G ° ‘ ‘ ‘ ‘ 2 Gw
Gasturbine Gasturbine
® @ Braunkohle 8000 @ Braunkohle
30+ @ Steinkohle ° @ Steinkohle
Biogas Biogas
@ Biomasse 7000+ @ Biomasse
251 1
Z 5 6000 ® 1
£ o 2
2200 ¢ ° L] ° 1 2
=1 » 5000 . a
2 2 o
3 g °
2 150 = 2 4000 [ ] ° J
2 ° 8 °
8 5 °
A = 3000 ' f
~10p [ 8
A i e A
A L4 ) 20001 ° .
5L A A o
° ° 1000F k ° f
° e ® i °
[ ] A [}
o s s : ‘ ‘ Y [
2015 2020 2025 2030 2035 2040 2015 2020 2025 2030 2035 2040
Simulationsjahre Simulationsjahre
(a) Gesamtinstallierte Leistungen (b) Vollbenutzungsstunden

Abbildung 37: Thermische Kraftwerke fiir die verschiedenen Simulationsjahre im Szenario Dezentral

Abbildung 37b zeigt die Vollbenutzungsstunden der thermischen Kraftwerke. Auch hier befinden sich die ent-
sprechenden Grafiken der beiden weiteren Szenarien im Anhang.

Auffallig ist, dass die Vollbenutzungsstunden der Gasturbinen minimal sind. Das Simulationsjahr 2030 hat dabei
mit 123 Stunden den hochsten Wert. Die Vollbenutzungsstunden der Braun- und Steinkohlekraftwerke sinken
bis zum Jahr 2040 nahezu linear. Die Vollbenutzungsstunden der GuD-Kraftwerke steigen erstmalig mit dem
Auftreten der PtG-Technologie als Speichervariante im Jahr 2030.

Die kontinuierlich sinkenden Vollbenutzungsstunden der Biogaskraftwerke bis 2040 erklaren sich durch die
steigende Leistung bei gleich bleibender zur Verfiigung stehender Brennstoffmenge. Auch die Biogasspeicher-
kapazitaten steigen kontinuierlich. Die Biogaskraftwerke werden demnach bei steigendem Anteil Erneuerbarer
Energien zunehmend zur flexiblen Spitzenlastdeckung eingesetzt, indem das Gas des konstanten Massenstroms
zwischengespeichert wird und bei entsprechendem Speicherstand zur Erzeugung grofRerer Leistungen abgerufen
werden kann.

Die Auslastung der Biomassekraftwerke ist zunachst sehr gering, was auf den anfangs niedrigen Anteil Erneuer-
barer Energien zuriickzufiihren ist. Offensichtlich wird die Vorgabe des EE-Anteils an der Stromversorgung ohne
die Nutzung der Biomasse bereits erfiillt. Ab dem Jahr 2025 steigen die Vollbenutzungstunden stark an. Diese
bleiben dann nahezu konstant und gehen im Jahr 2040 wieder etwas zurtck. Ab dem Jahr 2025 wird das jahrlich
zur Verfligung stehende Biomassepotenzial annahernd (ab dem Jahr 2030 dann vollstandig) ausgenutzt. Im Jahr
2040 wird der Ruckgang der Vollbenutzungsstunden mit dem leichten Anstieg der installierten Leistung ausge-
glichen, so dass es auch hier zu einer vollstandigen Verwendung des Potenzials kommt. Bereits in Abschnitt 6.2.1
und in den Abbildungen 23, 24 und 29 war zu erkennen, dass es ab 2025 zu einem Anstieg der jahrlichen Kosten
aus Biomasse kam.

Die Abbildung 38 zeigt zusatzlich zu der Aufteilung auf die einzelnen Technologien den Gesamteinsatz der ther-
mischen Kraftwerke, dargestellt als Jahresdauerlinien fir die einzelnen Simulationsjahre. Die Jahresdauerlinien
der einzelnen Technologien sind im Anhang zu finden, geben aber vor allem die Erkenntnisse wieder, die bereits
aus Abbildung 37 gewonnen wurden.
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Abbildung 38: Kraftwerkseinsatz thermischer Kraftwerke in den Simulationsjahren 2015 bis 2040 (Jahresdauerlinien)

6.2.4. EE-Anteile in den Regionen

Die Abbildungen 39 und 40 zeigen die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien und deren Zuordnung zu den
Erzeugern sowie den Anteil Erneuerbarer Energien (EE) am Endenergieverbrauch Strom (EEVS) in allen Regionen
fir die Simulationsjahre 2020 und 2040. Die Simulationsergebnisse der Szenarien fiir alle Jahre sind im Anhang
zu finden.

Die Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien wird als Zahlenwert fiir jede Region und als Summe fiir
Deutschland angegeben. Die Stromerzeugung ist dabei inklusive Uberschiisse zu verstehen, der Anteil der Er-
neuerbaren Energien damit als bilanzieller Wert. Hierdurch ist ein Vergleich mit den Zielen der Bundeslander
(vgl. Abbildungen 5 und 6), deren Stromerzeugungsziele aus bilanziellen Berechnungen stammen, moglich. Die
Deckung von Eigenverbrauch durch PV-Anlagen ist in dieser Grafik nicht abgebildet.

Die Zuordnung zu den einzelnen Erzeugern wird aus den Tortendiagrammen fiir die jeweiligen Regionen ersicht-
lich. Die Anteile Erneuerbarer Energien am Endenergieverbrauch Strom sind tiber die Farbskala von o0 bis grofier
als 200 % dargestellt. In den OffshoreRegionen wird nur ein Zahlenwert fir die Stromerzeugung aus Offsho-
re-Windenergieanlagen angegeben. Die Zahlen fliefen nicht in die Berechnung des Anteils Erneuerbarer Energi-
en in den Onshore-Regionen.

Die gesamte Stromproduktion aus EE ist in allen Szenarien in den jeweiligen Simulationsjahren nahezu iden-
tisch. Das Szenario Dezentral hat hinsichtlich des Anteils Erneuerbarer Energien im Simulationsjahr 2020 eine
etwas gleichmafligere Verteilung Uiber die Regionen. Im Simulationsjahr 2040 ist das aufgrund des notwendigen
starken Ausbaus in allen Regionen nicht mehr relevant. Der Energiemix in den Regionen ist im Szenario Zentral
deutlich polarisiert in Windenergie im Norden und PV im Suden gegenuber einem ausgeglicheneren Energiemix
im Szenario Dezentral. Dieser Unterschied ist auch im Simulationsjahr 2040 noch deutlich erkennbar.

Fiir das Simulationsjahr 2020 ist die gesamte Stromproduktion aus EE bezogen auf die in Kapitel 3 vorgestellten
Studien mit den Zielen der Bundesldnder vergleichbar (293,6 TWh im Szenario Dezentral und 331,0 TWh fiir die
Ziele der Bundeslander, vgl. Abbildung 4). Vergleicht man die Anteile der einzelnen erneuerbaren Energietrager
an der gesamten Stromerzeugung aus EE aus dem Szenario Dezentral von 2020 mit denen aus der Zusammen-
fassung der Studien der einzelnen Bundeslander, so ahneln sich die Ergebnisse sehr stark mit dem Unterschied
einer deutlichen Verschiebung von Strom aus Biomasse zu Strom aus PV. Das ist darauf zurlickzufiihren, dass fiir
die Simulation der Ausbau der Biomasse begrenzt und fiir den Ausbau der Photovoltaik die 52 GW Grenze forciert
wurde. Bezogen auf die Regionen ist diese Verschiebung deutlich in Hessen und Baden-Wirttemberg erkennbar.
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Deutliche Abweichungen der Ausbauziele der Bundeslander bis zum Jahr 2020 gegeniiber dem Szenario Dezentral
sind insbesondere in der Region Schleswig-Holstein/ Hamburg zu erkennen, in der ein mehr als doppelt so star-
ker Ausbau anvisiert wird. Auch in den Regionen Brandenburg-Berlin und Hessen liegen die Ausbauziele deutlich
Uber dem im Szenario Dezentral optimierten Ausbau. Demgegenuber sind die Ausbauziele der Regionen Meck-
lenburg-Vorpommern, Sachsen-Anhalt und Nordrhein-Westfalen mit einer iiber 30 % geringeren Stromerzeu-
gung aus Erneuerbaren Energien als im Szenario Dezentral deutlich verhaltener.
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Abbildung 39: Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE),
das Verhdltnis zum Endenergieverbrauch Strom (EEVS) in den Regionen und
die Anteile der einzelnen erneuerbaren Technologien
flir das Simulationsjahr 2020 Vergleich der Szenarien Zentral und Dezentral

Werte: \\\\ Zentral \\
Stromproduktion aus N ol
in TWh \I

Anteil EE i

I 382 |
- Windenergie Gesamt: -\:_’_._.—‘

D Photovoltaik
- Laufwasser
- Biomasse

Anteil EE / EEVS
Jka

[ bis 10 %
[J10-20%
[]20-30%
1 30-40%
[ 40 - 50 %
[ 50 - 60 %
[ 60 - 70 %
B 70 - 80 %
[ 80 - 90 %
I o0 - 100 %
I 100 - 150 %
Il 150 - 200 %
Il Gber 200 %

634,9 TWh

Abbildung 40: Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE),
das Verhdltnis zum Endenergieverbrauch Strom (EEVS) in den Regionen und
die Anteile der einzelnen erneuerbaren Technologien
fiir das Simulationsjahr 2040 Vergleich der Szenarien Zentral und Dezentral
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63 Kommunale Wertschopfung

Die geringen Unterschiede der Gesamtsystemkosten in den drei betrachteten Szenarien geben der kommunalen
Wertschopfung Gewicht als ein entscheidendes Kriterium bei der Bewertung der Szenarien.

Wie in Abschnitt 5.2.10 erlautert, wurde hier eine sehr konservative Abschatzung der kommunalen Wertschop-
fung fir das Jahr 2030 in den betrachteten Regionen in Anlehnung an die Studie zur kommunalen Wertschop-
fung des IOW7 durchgefiihrt. Bezogen auf den in Kapitel 6.2 erlauterten Ausbau ist in Frage zu stellen, ob sich in
den Szenarien Zentral und Offshore tiberhaupt eine kommunale Wertschopfung einstellen kann. Deren Stabilitat
ist von einer kontinuierlichen Auftragslage abhdngig. Der dort beobachtete sprunghaft zwischen den Regionen
wechselnde Ausbau verhindert die Entwicklung einer robusten lokalen Wirtschaft. Dennoch wurde die Abschat-
zung auch fiir das Szenario Zentral entsprechend der Annahmen vorgenommen. Fiir alle drei Szenarien wurde
die Anlagenproduktion explizit fiir alle Technologien ausgenommen, da sich kaum in jeder Region produzierende
Industrie fiir alle Technologien entwickeln wird und diese daher nicht zugeordnet werden kann. Offshoreanlagen
wurden, dquivalent zur Studie des IOW, nicht beriicksichtigt.

Die Ergebnisse, ohne Berlicksichtigung der oben genannten Bedenken, sind in der Abbildung 41 in Mio € je Regi-
on und fiir das Jahr 2030 und alle drei Szenarien dargestellt. Neben der PV und der Windenergie ist noch der Bei-
trag von Biogasanlagen deutlich zu sehen, da diese durch die regionale Substratbereitstellung mit einem hoheren
Beitrag je installierter Leistung zur kommunalen Wertschopfung beitragen. Die groften Unterschiede zwischen
den Regionen entsprechen den unterschiedlichen Ausbauzahlen der EE-Anlagen. Zwischen den Szenarien Zen-
tral und Offshore liegt der Unterschied nur in der Hohe der Wertschopfung, der in diesem Szenario onshore we-
niger gebauten Anlagen. Dies betrifft insbesondere die stidlichen Lander sowie den Ausbau in Thiiringen. Auch
in Niedersachsen ist ein Riickgang zu verzeichnen. Aus diesen Regionen verlagert sich im Szenario Offshore die
Wertschopfung auf See. Dabei muss noch einmal darauf hingewiesen werden, dass fiir Offshore-Anlagen keine
kommunale Wertschopfung berechnet wurde. Es ist jedoch davon auszugehen, dass Niedersachsen als Kiisten-
land zur Nordsee von der Wertschopfung durch Service, Wartung und Aufbau profitieren wird.

Wie bereits bei der Erlauterung der Simulationsergebnisse festgestellt wurde, ist bei hoheren Anteilen Erneuer-
barer Energien die Differenz des Ausbaus in den Regionen zwischen den Szenarien Zentral und Dezentral nicht
mehr wesentlich. Nur in einzelnen Regionen sind grofRe Unterschiede zu verzeichnen. So ist auch in den Dia-
grammen zur kommunalen Wertschopfung vor allem der Unterschied im Detail zu finden. In diesem Fall wiirde
die Region Hessen bei fehlender Zielsetzung zum Anteil Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung, wie es
im Szenario Zentral ist, eine sehr geringe Teilhabe an der kommunalen Wertschopfung haben. Tatsachlich sind
die Ausbauziele in Hessen, wie schon in Abschnitt 6.2.4 ausgefiihrt noch deutlich hoher als im Szenario Dezen-
tral ermittelt wurde, was darauf hindeutet, dass ein Bewusstsein fiir die Wichtigkeit des Ausbaus Erneuerbarer
Energien fir die regionale Entwicklung vorhanden ist.
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Abbildung 41: Regionale Wertschopfung im Simulationsjahr 2030 alle Szenarien

73 Institut fir 6kologische Wirtschaftsforschung und Zentrum fiir Erneuerbare Energien (2010)
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Besser ist die Auswirkung auf die Regionen liber eine Berechnung der jahrlichen kommunalen Wertschopfung
in Bezug zur Bevolkerungszahl zu erkennen. Beispielhaft ist das in Abbildung 42 fiir das Szenario Dezentral zu
sehen.
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Abbildung 42: Regionale Wertschopfung pro Einwohner im Simulationsjahr 2030 Szenario Dezentral

Bei Umrechnung auf € je Einwohner (EW) und Jahr (a) ergibt sich im Szenario Dezentral eine Schwankungsbreite
von jdhrlich 140 € je Einwohner [von 66 €/(EW*a) bis 172 €/(EW*a)] zwischen den Regionen wahrend im Szenario
Zentral eine Schwankungsbreite von jahrlich 195 € je Einwohner [30 €/(EW*a) bis 214 €/(EW*a)] zu verzeichnen
ist. Die durchschnittliche jahrliche kommunale Wertschopfung iiber alle Regionen liegt in den Szenarien Stan-
dard und Dezentral 15 % hoher als im Szenario Offshore. Die Wertschopfung aus den Komponenten, also der
Produktion der Anlagen, wurde bei der Betrachtung der kommunalen Wertschépfung nicht bertiicksichtigt. Sie
wurde als Summe fiir die EE-Anlagen aller Regionen (exkl. Offshore Windenergie) nach der in Abschnitt 5.2.10
erlauterten Methode erganzend ermittelt und belduft sich auf nochmal knapp 35 % der kommunalen Wertschop-
fung aus den beriicksichtigten Wertschopfungsstufen. Da seit 2009 gerade im Solarbereich eine nicht unerhebli-
che Anzahl von Produktionsstatten in Deutschland geschlossen wurde, wird davon ausgegangen, dass ein grofier
Teil dieser Wertschopfung nicht mehr in Deutschland stattfindet.

6.4 Diskussion der Ergebnisse

Zum Abschluss der Studie werden die in Kapitel 6 erlduterten Ergebnisse bezuiglich der eingangs gestellten Fra-
gen diskutiert. Zudem wird ein Blick auf Moglichkeiten geworfen, wie verschiedene Fragestellungen weiterge-
hend untersucht werden konnen.

1) Wie hoch sind die volkswirtschaftlichen Gesamtsystemkosten der betrachteten Szenarien?

Die Ergebnisse der Simulationen der verschiedenen Szenarien zeigen, dass fiir den Fall der , freien” Optimierung
mit wachsenden Anteilen Erneuerbarer Energien vorerst Windenergieanlagen auf guten Onshore-Standorten
und in zweiter Linie PV-Anlagen ebenfalls auf dafiir glinstigen Standorten ausgebaut werden.

Eine Optimierung mit einem fiir die einzelnen Regionen vorgegebenen Anteil der Stromerzeugung aus Erneuer-

baren Energien fithrt erwartungsgeman zu einer grofteren geografischen Verteilung der Anlagen. Die jahrlichen
Gesamtsystemkosten fir die betrachteten Anlagen liegen dabei nur geringfiigig tiber den Kosten der , frei” opti-
mierten Simulation. Es zeigt sich daher, dass verschiedene Wege zu einer CO,-freien Stromversorgung ahnliche

Kosten verursachen und eine starke regionale Steuerung des Zubaus erneuerbarer Kapazitaten mit Fokus auf die

Standorte mit den geringsten Stromgestehungskosten (Szenario Zentral) keine nennenswerten volkswirtschaft-
lichen Vorteile gegeniiber einem dezentralen Ausbau bringt.

PV-Anlagen sind im Rahmen der Eigenverbrauchsanlagen, unabhangig vom vorgegebenen Anteil Erneuerbarer
Energien, ab 2015 wirtschaftlich fiir den Privathaushalt und werden sinnvollerweise in allen Regionen zugebaut,
ab 2020 in Verbindung mit Batteriespeichern.

Unter den getroffenen Annahmen, die im Wesentlichen die Kraftwerksebene mit dem Transportnetz spiegeln,
ist die Steigerung des Anteils Erneuerbarer Energien an der Stromversorgung von 35 % (2015) auf nahezu 100 %
(2040) mit einer Steigerung der jahrlichen Gesamtsystemkosten um insgesamt (2015 bis 2040) gut 4 Mrd. €, was 8
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% der Gesamtsystemkosten entspricht, zu bewerkstelligen. Der starke Riickgang des Anteils fossiler Brennstoffe
an den Gesamtsystemkosten mindert aufterdem das Risiko stark steigender Brennstoffkosten in der Zukunft
und tragt zusatzlich zur Vermeidung externer CO,-bedingter Kosten bei.

Die Erfahrung, dass es in der unmittelbaren Nahe des Optimums sehr unterschiedliche Losungsmoglichkeiten
gibt, deckt sich mit den Ergebnissen der Studie des Fraunhofer Instituts fiir Solare Energiesysteme? (ISE), in der
neben dem optimalen Szenario mehrere davon stark abweichende Szenarien mit sehr ahnlichen Kosten erstellt
werden konnten. Auch die in der vorliegenden Studie errechneten Gesamtsystemkosten werden als durchaus
vergleichbar mit den Ergebnissen der Studie des ISE angesehen. Das ISE errechnet fiir eine 100 %-ige Versorgung
Deutschlands mit Strom und Warme aus Erneuerbaren Energien 119 Mrd. €. Die dafiir benotigte Kraftwerkskapa-
zitat ist knapp doppelt so hoch wie die, die hier nur fir die Stromversorgung berechnet wurde. Die Methanisie-
rungsleistung ist nochmal groRer (vierfach). Zusatzlich werden in der Studie des ISE noch reine Warmeerzeuger
benotigt.

2) Welche Auswirkungen haben unterschiedliche raumliche Verteilungskonstellationen der EE-Anlagen auf die
Verteilung der Wertschopfungseffekte?

Bei Berticksichtigung der kommunalen Wertschopfung zeigt sich ein deutlicher Vorteil des dezentralen Ausbaus
durch eine gleichmafigere Verteilung der Wertschopfung uiber die Regionen. Die durchgefiihrte Berechnung war
dabei zudem noch sehr konservativ, die Ergebnisse fiir das Szenario Zentral wurden eher tiberschatzt. Der Anla-
genbau wurde aus der Betrachtung ausgenommen, was zu einer Unterbewertung der kommunalen Wertschop-
fung in den Regionen mit produzierendem Gewerbe fiihrt. Die Integration von Wartung und Instandhaltung in
die Skalierung der Wertschopfung anhand der sinkenden Investitionskosten fiihrt zu einer Unterbewertung in
allen Regionen gleichermafen. Gegenuiber dem sehr geringen Kostenvorteil eines zentralen Ausbaus von EE-Er-
zeugungsanlagen werden die Vorteile einer dezentralen Verteilung im Sinne der kommunalen Wertschopfung als
entscheidend eingestuft.

3) Welche Residualkapazitaten (thermische Kraftwerke und Speicher) zum Ausgleich der fluktuierenden Erneu-
erbaren Energien werden benotigt?

Fir die Versorgung werden in den Szenarien noch durchgehend fiir die verschiedenen Simulations-jahre 50

bis 60 GW an thermischer Kraftwerksleistung benotigt. Darin sind auch die thermischen Biomassekraftwerke
enthalten. Durch die Begrenzung der Biomasse auf das zur Zeit genutzte Potenzial, das gegenuiber den seitens
der Bundeslander angegebenen Zielpotenzialen gering ist, werden die Biomassekraftwerke eher unterbewer-
tet. Speicher werden, abgesehen von den Eigenverbrauchsanlagen, erst ab 70 bis 80 % Erneuerbarer Energien in
den Szenarien eingesetzt. Vorher ist es giinstiger, Uberschussenergie ungenutzt zu lassen. Die dann eingesetzte
Speichertechnologie sind Gasspeicher fiir erneuerbares Methan zusammen mit Elektrolyseund Methanisie-
rungstechnologie.

Da in der Simulation nicht die Verteilnetzebene abgebildet wurde, sind hier auch nicht die Speicher abgebildet,
die der Last- bzw. Einspeiseverstetigung auf dieser Ebene dienen. Eine Studie zu den dafiir notwendigen Spei-
chertechnologien und deren Groflenordnungen sowie zu bevorzugenden Standorten wurde mit Beteiligung des
RLI und weiteren Partnern gerade begonnen.

4) Wie hoch ist die zwischen den Regionen iibertragene Leistung, d. h. welche Austauschkapazitaten zwischen
den Regionen sind notwendig?

Der Zubau von Ubertragungskapazitaten im Transportnetz im Szenario Offshore liegt mit 36,3 GW im Simula-
tionsjahr 2030 und 44,3 GW im Simulationsjahr 2040 deutlich iiber dem der Szenarien Standard (2030: 20,3 GW,
2040: 21,5 GW) und Dezentral (2030: 16,5 GW, 2040: 17,8 GW). Bei keinem der Szenarien konnte der Bedarf einer
durchgehend verstarkten Nord-Stid-Verbindung mit Kapazitaten festgestellt werden, wie sie entsprechend des
Netzentwicklungsplans (NEP) vorgesehen ist. Im Wesentlichen wird dies der Tatsache zugeschoben, dass im
Rahmen der Berechnung des NEP auch bei hohen Einspeiseraten aus den fluktuierenden Erneuerbaren Energien
von einem gleich bleibenden Betrieb der fossilen Kraftwerke ausgegangen wurde. Die untersuchten Netzkos-
ten, die sich in dieser Studie lediglich auf die Transportkapazitaten im Hochstspannungsnetz beziehen, spielen
fir die Entscheidungen, auf Grund ihres geringen Anteiles an den Gesamtsystemkosten, kaum eine Rolle fiir
die Wahl der Kraftwerksstandorte. Deshalb ist die benétigte zusatzliche Ubertragungsleistung eher unter dem
Gesichtspunkt zu diskutieren, ob sie nachhaltig zu realisieren ist oder besser durch lokal ausgeglichene Erzeu-
gungs—/Verbrauchsverhaltnisse und zusatzliche lokale Speicher vermieden werden sollte.

74 Henning und Palzer (2012)
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Die Simulationen dieser Studie wie auch die weiterer Studien, wie der oben zitierten
Arbeiten des Fraunhofer Instituts fiir Solare Energiesysteme und der Agora Energie-
wende, zeigen, dass eine Stromversorgung mit hohen Anteilen Erneuerbarer Energi-
en keine hohen Mehrkosten gegentiber einem System auf Basis fossiler Energietra-
ger impliziert, sondern im Gegenteil eine Unabhangigkeit von den Preisen fossiler
Brennstoffkosten bedeutet. Ebenso spielt die geografische Verteilung der Anlagen-
standorte eine untergeordnete Rolle fiir die Gesamtsystemkosten, so dass hier die
Freiheit besteht, andere als technisch-okonomische Gesichtspunkte fiir die Ent-
scheidungen heranzuziehen. In dieser Studie wird deshalb auch auf die gesellschaft-
lichen Aspekte, wie z. B. eine regional ausgewogene Beteiligung an den Wertschop-
fungseffekten durch den Ausbau der Erneuerbaren Energien hingewiesen. Werden
diese starker in den Fokus der Kriterien fur die Gestaltung des Energiesystems
geriickt, lautet die Antwort auf die zentrale Frage dieser Studie, dass der Ausbau der
Erneuerbaren Energien gleichmafRiger uiber alle Regionen verteilt werden sollte.

Aus diesem Ergebnis, ergeben sich wesentliche Konsequenzen und Empfehlungen
fiir die Ausgestaltung des Marktdesigns bei der Fortfiihrung der Energiewende:

= Ein dezentraler und verbrauchsnaher Ausbau von PV und Windenergie Onshore
sollte im Energiemarkt starker angereizt werden, damit im Sinne der regionalen
Kohdsion alle Landesteile Deutschlands von den Wertschopfungseffekten der
Energiewende profitieren konnen.

= Ein zlugiger Ausbau der Erneuerbaren Energien sollte klar kommuniziert werden,
um fiir den Zubau neuer fossiler Kraftwerke die Rentabilitat Giber die gesamte
Laufzeit ermitteln zu konnen.
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7. Ausblick

Eine Kopplung der Optimierung des Stromsystems mit der Optimierung der Warmeversorgung war im Rahmen
dieser Studie leider nicht moglich. Die grofte Anzahl von Komponenten verbunden mit der Differenzierung von
14 Regionen fiihrte zu sehr hohen Rechenzeiten, so dass die Anzahl der Simulationen und mogliche Erweiterun-
gen fiir diese Studie begrenzt werden mussten.

Aus Sicht der Regionen ist die Differenzierung Deutschlands in 14 Regionen jedoch sehr grob. Wie bei der Dar-
stellung der Ergebnisse insbesondere des Szenarios Zentral erldutert, fiihrt die Aggregation der Daten auf jeweils
eine Einspeisezeitreihe fiir Windenergie, Photovoltaik und Wasserkraft je Region auch bei geringen Unterschie-
den zwischen den Regionen zu starken Unterschieden bei der Optimierung der zu installierenden Leistungen.
Um dem entgegen zu wirken, ist eine feinere Differenzierung notwendig. Dieses Ziel wird mit den regionalen
Modellen des RLI verfolgt, die begrenzte Regionen herausgreifen und anhand von differenzierten Analysen der
offentlich zuganglichen Regionaldaten sehr viel genauere Aussagen zu den einzelnen Regionen erlauben. Auf
dieser Ebene werden auch die Komponenten der Warmeversorgung mit den Strombetrachtungen gekoppelt. .

In der vorliegenden Studie wurde das Transportnetz in die Betrachtungen einbezogen, das jedoch an den gesam-
ten Netzkosten nur einen geringen Anteil hat. Informationen iber alle Leitungsebenen unterhalb des Transport-
netzes sind sehr schwer zu bekommen. Dennoch konnen gerade durch ihre Integration noch interessante neue
Ergebnisse erzeugt werden. Deshalb sollten Losungen gefunden werden, die Verteilnetze adaquat zu berticksich-
tigen. Auch hier kann der , bottom up-Ansatz”, d. h. die Betrachtung des Energiesystems ausgehend von be-
grenzten Regionen, eine Losung sein. Dieser ist auch im Hinblick darauf, fiir die Regionen verwertbare Ansatze
zu ermitteln, eine weiter zu verfolgende Methodik. Fiir die Betrachtung der tibergeordneten Ebenen werden die
regionalen Informationen dann wieder aggregiert, stehen aber im Bedarfsfall zur Verfiigung. Unter dem genann-
ten Gesichtspunkt, dass die Bundeslander viel ambitioniertere Ausbauplane haben als das Leitszenario der Bun—
desregierung, erscheint ebenfalls der Ansatz auf regionaler Ebene mit konkreten Szenarien zu rechnen sinnvoll.

Fur die Moglichkeit eines weiterhin sehr zogerlichen Ausbaus des Transportnetzes ist es sinnvoll noch zu ermit-
teln, welche Anteile EE mit dem vorhandenen Transportnetz erreicht werden konnen und welche Auswirkungen
das auf installierte Leistungen bzw. Kapazitaten und Gesamtsystemkosten hat.

Die Betrachtung und Optimierung des Kraftwerksparks in Jahresschritten fiihrt in den Jahren geringerer Anteile
Erneuerbarer Energien noch zu einem , Repowering” von vergleichsweise glinstigen Braunkohlekraftwerken. In
dieser Studie wurde im Rahmen des Kostenvergleichs der Ersatz aller neu zu bauenden Kohlekraftwerke durch
Gaskraftwerke betrachtet. Eine Optimierung sehr unterschiedlicher Szenarien auf kumulierte Kosten (z. B.
2015 bis 2050 oder dariiber hinaus) steht jedoch noch aus.

Beziglich der notwendigen thermischen Residualkapazitaten ist auch der Bioenergie noch einmal
Aufmerksamkeit zu widmen. In der vorliegenden Studie wurde das Biomassepotenzial auf dem ge-
genwartig genutzten Level festgeschrieben. Moglich ist, dass durch detaillierte Untersuchungen
der Regionen hohere nachhaltig nutzbare Biomassepotenziale ermittelt werden konnen. Ob sich
dadurch bei einer Neuberechnung regional noch deutliche Verschiebungen in den installierten
Leistungen der Technologien ergeben, kann auch ohne eine detaillierte Potenzialbestim-
mung in Form einer Sensitivitatsanalyse des Einsatzes von Biomasse ermittelt werden.

.....
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A.Anhang

A1 Energiestudien/-konzepte der Bundeslander

Tabelle 8: Zusammenstellung der Energiestudien/-konzepte der Bundesldnder mit Quellenangaben

2010 2020
Region EEV EE EE/ EEV EEV EE EE/ EEV
Strom in Strom in Strom Strom in Strom in Strom
GWh GWh GWh GWh
BAW 81.1007 10.415 13% 68.6117 24.65477 36 %
BAY 8231678 21.978 28% 81.9447° 44,.000%° 54 %
RLS 36.148% 4380 12% 30.184%> 18.230% 60 %
HES 37.265% 2.352 6% 34.000% 21.000% 62 %
THU 12.484%7 2.707 22% 13.17488 5.936% 45 %
SAC 19.355%° 3.055 16% 21.800% 7.3209> 34 %
NRW 120.370% 8348 7% 113.000% 37.880% 34 %
NIE 56.76196 15.513 27% 50.75197 £40.8269%8 80 %
SAA 14.69099 6.970 47% 14.1501°° 11.370%! 80 %
BBB 26.89512 8.678 32% 25.846'3 35.0101°4 135 %
MEC 6.484% 4.017 62% 8.6741°° 4. 41517 51 %
SCH 2452118 6.934 29% 25.891199 43.6171° 168 %
Nordsee = - - - 30.000™ -
Ostsee - - - - 6.85612 -
Deutschland 517.347 95.347 18% 488.025 331.014 68 %
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79
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(Summe)

Landerarbeitskreis Energiebilanzen (2013)

Agentur fiir Erneuerbare Energien (2013)

Karlsruher Institut fiir Technologie (2012)

Zentrum fiir Sonnenenergieund Wasserstoff-Forschung Baden-Wiirttemberg (ZSW) (2011, S. 77)
Zentrum fiir Sonnenenergieund Wasserstoff-Forschung Baden-Wiirttemberg (ZSW) (2011, S. 25)
Bayerisches Landesamt fiir Statistik und Datenverarbeitung (2012)

Bayerisches Staatsministerium fiir Wirtschaft Infrastruktur Verkehr und Technologie (2010, S. 13)
Bayerische Staatsregierung (2011, S. 76)

Bund fiir Umwelt und Naturschutz Deutschland (2010, S. 8), Ministerium fiir Umwelt Energie und Verkehr, S.96
Bund fiir Umwelt und Naturschutz Deutschland (2010, S. 8), Ministerium fiir Umwelt Energie und Verkehr, S.120
Hessisches Statistisches Landesamt (2013, S. X)

Koschel, H. et al. (2006, S. 403)

Nachhaltigkeitsstrategie Hessen (2010, S. 7)

Thiiringer Landesamt fiir Statistik (2012)

Fachhochschule Nordhausen und EKP Energie-Klima-Plan GmbH (2011, S. 57)

Fachhochschule Nordhausen und EKP Energie-Klima-Plan GmbH (2011, S. 88)

Statistisches Landesamt Sachsen (2013)

Sachsisches Staatsministerium fiir Umwelt und Landwirtschaft (2011, S. 36)

Sachsisches Staatsministerium fiir Umwelt und Landwirtschaft (2011, S. 36)

GmbH (2008)

GmbH (2008, S. 78)
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GmbH (2008, S. 40ff.)

Landesbetrieb fiir Statistik und Kommunikationstechnologie Niedersachsen (2013, S. 26), Land Bremen (2013)
Niedersachsisches Ministerium fiir Umwelt Energie und Klimaschutz (2012, S. 39)

BET Biiro fiir Energiewirtschaft und technische Planung GmbH et al. (2010, S. 18ff.)

Statistisches Landesamt Sachsen-Anhalt (2013, S. 24ff.)

EuPD Research und Deutsches CleanTech Institut (2012, S. 7)

Landesregierung Sachsen-Anhalt (2011, S. 24ff)

Amt fiir Statistik Berlin-Brandenburg (2013, S. 7)

Ministerium fiir Wirtschaft des Landes Brandenburg (2008, S. 23), Berliner Energieagentur und Institut fiir 6kologische
Wirtschaftsforschung (2011, S. 11)

Ministerium fiir Wirtschaft des Landes Brandenburg (2008, S. 36), Berliner Energieagentur und Institut fiir 6kologische
Wirtschaftsforschung (2011, S. 69)

Statistisches Amt Mecklenburg-Vorpommern (2013, S. 5)

Ministerium fiir Wirtschaft Arbeit und Tourismus (2009, S. 45)

Ministerium fiir Wirtschaft Arbeit und Tourismus (2009, S. 29)

Statistisches Amt fiir Hamburg und Schleswig-Holstein und Ministerium fiir Landwirtschaft, Umwelt und landliche
Raume des Landes Schleswig-Holstein (2011, S. 25), StatistischesAmtfurHamburgundSchleswig-Holstein2012
Statistisches Amt fiir Hamburg und Schleswig-Holstein und Ministerium fiir Landwirtschaft, Umwelt und landliche
Raume des Landes Schleswig-Holstein (2011, S. 26), Behdrde fiir Stadtentwicklung und Umwelt (2012)

Statistisches Amt fiir Hamburg und Schleswig-Holstein und Ministerium fiir Landwirtschaft, Umwelt und landliche
Raume des Landes Schleswig-Holstein (2011), Behorde fiir Stadtentwicklung und Umwelt (2012, S. 26)
Niedersachsisches Ministerium fiir Umwelt Energie und Klimaschutz (2012, S. 20)

Ministerium fiir Wirtschaft Arbeit und Tourismus (2009, S. 29)



A.2 Kostenentwicklung und Lebensdauer verschiedener Technologien

Tabelle 9: Angenommene Kostenentwicklung der verschiedenen Technologien fiir alle Simulationsjahre in €/kW

Technologie 2015 2020 2025 2030 2035 2040
PV Freiflache 963 811 721 655 610 578
PV Dach 1313 1106 083 893 832 788
fz‘; lgﬂli)s;:cl;lplr;e;sFF) 1196 1008 895 814 758 718
Wind Onshore 1092 1041 1017 1001 1001 1001
Wind Binnenland 1245 1187 1159 1141 1141 1141
Wind Onshore Kiiste 1038 089 966 951 951 951
Wind Offshore 3019 2800 2626 2494 2408 2352
Batterie in €/kWh 219 219 159 126 111 102
Methanisierung 4294 1923 1237 028 806 745
Elektrolyse 1175 527 337 253 219 202

Tabelle 10: Lebensdauer verschiedener Technologien

Technologie Lebensdauer in Jahren
PV Freiflache 25
PV Dach 25
PV Mischpreis (2/ 3 Dach 1/ 3 FF) 25
Wind Onshore 20
Wind Binnenland 20
Wind Onshore Kiiste 20
Wind Offshore 20
Batterie 10
Methanisierung 30

Elektrolyse 30



A3 Berechnung der Brennstoffkosten

Der Olpreis der OECD Staaten fiir das Jahr 2011 von 18,56 USD/ mBtu und der Gaspreis, der in Deutschland im
selben Jahr bei 10,61 USD/ mBtu lag, wurde der BP-Studie ,,Statistical Review of World Energy, June 2012”7 ent-
nommen. Hieraus ergibt sich ein Verhdltnis von Gas- zu Olpreis in Héhe von 0,57. In der gleichen Studie sind die
Kosten fir Steinkohle in Nordwesteuropa fiir dasselbe Jahr mit 121,54 USD/ t7® angegeben. Der Energiegehalt fir
1 kg Steinkohle betragt nach Dehoust et al. 29,809 kJ77. Damit ergibt sich ein Kohlepreis von 14,68 USD/ MWh,, .
Ausgehend von dem oben erwahnten Olpreis und der Einheitenumrechnung von kWh in Btu (1 kWh = 3412 Btu)7®
kann ein Olpreis von 63,33 USD/ MWh,, und ein Verhaltnis von Kohle zu Ol von 0,23 berechnet werden.

Fur die Berechnung der Kosten wird ein mittelbis langfristiger Olpreis von 150 USD/ barrel” angenommen. Wird
beriicksichtigt, dass 6,12 GJ/ barrel Ol gleich 5,8 MMBtu/ barrelQOl sind und 1 kWh 3412 Btu entsprechen® ergibt
sich folgendes Bild: Der Olpreis wird mit 88,25 USD/ MWh,, oder 63,03 EUR/ MWh,, angenommen. Die Preise fir

Ol und Steinkohle beziehen sich auf den oben fixierten Olpreis und werden aus Korrelationsfaktoren aus diesen

ermittelt. Das bedeutet, dass der Gaspreis mit 0,57*Olpreis=36 EUR/ MWh,, und der Steinkohlepreis mit 0,23*0Ol-
preis=14,5 EUR/ MWh,, festgesetzt wurde.

Flr Braunkohle wird der Wert aus dem Netzentwicklungsplan der Ubertragungsnetzbetreiber verwendet. Dieser
betragt 1,5 EUR/ MWh,, ®2. Hinzu kommen jeweils die Kosten fiir CO,-Zertifikate. Daflir wird ein Zukunftspreis
von 30 EUR/ t CO, angesetzt. Mit dem jeweiligen energiebezogenen CO,-Ausstof laut Netzentwicklungsplan (Gas:
0,0556 t/ GJth, Steinkohle: 0,0917 t/ GJth, Braunkohle: 0,111 t/ GJth)® ergeben sich fiir die CO,-Kosten von Gas

6 EUR/ MWh,,, fiir die von Steinkohle 9,9 EUR/ MWh,, und fir die von Braunkohle 12 EUR/ MWh,, . Zusammen
mit den oben angegeben reinen Brennstoffkosten ergeben sich Gesamtbrennstoffkosten fir alle fossilen Kraft-
werkstechnologien in Hohe von:

= 42,0 EUR/ MWh, fiir Gas,
* 24,4 EUR/ MWh,, fiir Steinkohle,
= 13,5 EUR/ MWh, fur Braunkohle.

75 BP (2012), S. 27

76 BP (2012), S. 30

77 Oko-Institut eV. und ifeu Institut fiir Energieund Umweltforschung (2010), S. 16
78 BP (2012), S. 44

79 vgl, Greenpeace International et al. (2012), S. 55

80 Greenpeace International et al. (2012), S. 276

81 BP (2012), S. 44

82 50Hertz Transmission GmbH et al. (2013¢), S. 33

83 50Hertz Transmission GmbH et al. (2012), S. 27
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A.4 Wirkungsgrade und Kapazitaten verschiedener Technologien

Tabelle 11: Wirkungsgrade und Kapazitdten verschiedener Technologien

fossile Kraftwerke
Braunkohle
Steinkohle

Gas

Gas und Dampf
Erneuerbare

Biogas BHKW
Biomasse Kraftwerk
Speicherkomponenten
Methanisierung
Gasspeicher
Biogasspeicher
Batterie

Pumpspeicher

Wirkungsgrad

39 %
43 %
38 %
58 %

38 %
43 %

50 %
100 %
100 %
85 %
78 %

Verhiltnis
Energie/Leistung

1h
1h
6h
8h
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B. Weitere Ergebnisgrafiken und -tabellen

Gesamt: Gesamt:
37.7 aw 84,6 aw
Lo I I
SN 2030 ‘- 2035 % 2040
Gesamt: Gesamt: Gesamt:
109,6 cW 132,6 GW 157,6 GwW

Warte:
Installierte Leistung
in GW

Abbildung 43: Installierte Leistung, Zubau und Potenzialgrenzen von Windenergieanlagen
flir die verschiedenen Simulationsjahre Szenario Zentral
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Tabelle 12: Installierte Leistungen aller Technologien im Simulationsjahr 2020, aufgeteilt auf die Regionen
(Batterien und Pumpspeicher sind in MWh angegeben).

Offshore-Windenergie wird nicht iiber Mindestvorgaben hinaus ausgebaut. Siehe dazu auch Tabelle 5.

Region

Pumpspeicher
Elektrolyse
Batterie Eigenv.
Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
PV Eigenv.

PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

Pumpspeicher
Elektrolyse
Batterie Eigenv.
Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
PV Eigenv.

PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

Pumpspeicher
Elektrolyse
Batterie Eigenv.
Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
PV Eigenv.

PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

BAW BAY RLS

28000
0
3268
0
965
959
3032
24449
275
386
0
5088
3978
285

28000
0
3268
0
965
933
3032
24449
273
386
0
5088
1240
285

28000
0
3268
0
965
1890
3032
11963
281
386
0
5088
3529
285

installierte Leistungen in MW (Szenario Zentral)

8398 7200 11384 12076 8680
0 0 0 0 0
3486 1504 1593 526 873
0 0 0 0 0
2116 271 81 32 89
715 1969 695 899 2582
3353 1572 1556 510 807
9287 1747 1562 856 1290
681 71 96 108 101
526 109 101 97 118
0 0 34 60 4328
801 1124 753 0 0
3083 412 524 416 448
1451 1020 362 231 363

installierte Leistungen in MW (Szenario Offshore)
8398 7200 11384 12076 8680
0 0 0 0 0
3486 1504 1593 526 873
0 0 0 0 0
2116 271 81 32 89
715 1969 695 899 2474
3353 1572 1556 510 807
0287 1747 1562 856 1290
676 71 96 108 101
526 109 101 97 118
0 0 34 60 4328
801 1124 753 0 0
1236 994 1007 966 961
1451 1020 362 231 363
installierte Leistungen in MW (Szenario Dezentral)
8398 7200 11384 12076 8680
0 0 0 0 0
3486 1504 1593 526 873
0 0 0 0 0
2116 271 81 32 89
2013 3114 3030 1382 1613
3353 1572 1556 510 807
11299 2504 4193 1276 1929
695 71 96 111 104
526 109 101 97 118
0 0 34 60 4328
801 1124 753 0 0
2792 544 571 555 561
1451 1020 362 231 363

HES

THU

SAC NRW NIE

10704
0
5927
0
175
15269
6319
3506
350
326
10985
8442
798
2807

10704
0
5927
0
175
14916
6319
3506
349
326
10985
8442
1111
2807

10704
o}
5927
0
175
13845
6319
5665
351
326
10985
8442
798
2807

1760
0
2203
0
104
7404
2318
3029
953
259
352
1622
610
660

1760
0
2203
0
104
7404
2318
3029
952
259
352
1622
1020
660

1760
0
2203
0
104
8902
2318
4416
932
259
352
1622
623
660

SAA

638
0
653
0
25
3800
632
1405
141
195
1068
0
480
459

638
0
653
0
25
3800
632
1405
141
195
1068
0
956
459

638
0
653
0
25
4389
632
1891
143
195
1068
0
559
459

BBB MEC
0 0
0 0

1146 252
0 0
5 3

4710 1643

1127 253

2558 1015
153 149

248 162

4573 0

653 508

491 518

520 177
0 0
0 0

1146 252
0 0
5 3

4710 1641

1127 253

2558 1015
152 149

248 162

4573 0

653 508

952 062

520 177
0 0
0 0

1146 252
0 0
5 3

5689 2252

1127 253

3490 1451
154 151

248 162

4573 0
653 508
561 568

520 177

SCH

953

936

9300
989
1298
342
61

1998
585
116

953

936

9300
989
1298
341
61

1998
975
116

953

936

3812
989
1923
333
61

1998
574
116
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Region

Pumpspeicher

Elektrolyse

Batterie Eigenv.

Batterie
Laufwasser

Wind Onshore

PV Eigenv.
PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

Pumpspeicher

Elektrolyse

Batterie Eigenv.

Batterie
Laufwasser

Wind Onshore

PV Eigenv.
PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

Pumpspeicher

Elektrolyse

Batterie Eigenv.

Batterie
Laufwasser

Wind Onshore

PV Eigenv.
PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

74

Tabelle 13: Installierte Leistungen aller Technologien im Simulationsjahr 2030,

BAW

28480

34
3268

965
959
3032
30830
547
386

2830
4037
32

28480

3268

965
933
3032
24457
489
386

2830
3762
32

28480
27
3268

965
5265
3032

25269

520

888

2830
3510
32

aufgeteilt auf die Regionen
(Batterien und Pumpspeicher sind in MWh angegeben)

BAY RLS HES THU SAC NRW NIE SAA

installierte Leistungen in MW (Szenario Zentral)

8398 7200 11384 15276 8680 10704 1760 638

1263 768 354 0 0 3069 1710 174
3486 1504 1593 526 873 5927 2203 653
0 0 0 0 0 0 0 0

2116 271 81 32 89 175 104 25
715 13261 695 4979 10000 20000 26200 7400
3353 1572 1556 510 807 6319 2318 632
22957 1747 2190 860 3116 3510 3029 1406
1359 132 179 188 175 652 1607 238
545 109 90 97 118 319 259 195

0 0 0 60 4180 10985 352 1068
333 13 510 0 0 3100 023 0
3086 1651 1681 1267 1224 1648 1635 1197

1440 485 215 0 0 2193 501 58

installierte Leistungen in MW (Szenario Offshore)

8398 7200 11384 15276 8680 10704 1760 638

35 374 167 0 0 2059 1054 77
3486 1504 1593 526 873 5927 2203 653
0 0 0 0 0 0 0 0

2116 271 81 32 89 175 104 25
715 12593 695 1291 10000 20000 17356 7400
3353 1572 1556 510 807 6319 2318 632
0287 1747 1562 855 12900 3506 3029 1405
1227 120 163 175 167 596 1621 227
543 109 90 97 118 319 259 195

0 0 0 60 4180 10985 352 1068
333 13 510 0 0 3100 923 0

4175 1487 1493 1140 1047 1426 1289 948
1440 485 215 0 0 2193 501 58

installierte Leistungen in MW (Szenario Dezentral)

8398 7200 11384 15276 8680 10704 1760 638

1060 621 283 0 0 2501 14006 162
3486 1504 1593 526 873 5927 2203 653
0 0 0 0 0 0 0 0

2116 271 81 32 89 175 104 25
8501 5260 5000 2612 10000 20158 17527 7400
3353 1572 1556 510 807 6319 2318 632
13539 3346 5125 1748 2642 8070 5960 = 2432
1270 124 168 189 185 613 1579 255
522 109 236 97 118 711 259 195

0 0 0 60 4180 10985 352 1068
333 13 510 0 0 3100 923 0

2876 1518 1579 1403 1377 1461 1495 1335
1440 485 215 0 0 2193 591 58

BBB

MEC

SCH

953
305
936

9300
989
1299

553
61

1901
1309
116

953
238
936

9300
989
1298
565
61

1901
1374
116

953
306

936

9300
989
2618
570
61

1901

1489
116



Region

Pumpspeicher
Elektrolyse

Batterie Eigenv.

Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
PV Eigenv.
PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

Pumpspeicher
Elektrolyse

Batterie Eigenv.

Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
PV Eigenv.
PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

Pumpspeicher
Elektrolyse

Batterie Eigenv.

Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
PV Eigenv.
PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle
Gas Turbine
Gas GuD

Tabelle 14: Installierte Leistungen aller Technologien im Simulationsjahr 2040,
aufgeteilt auf die Regionen

BAW

28480
2614
3268
2507
965
5408
3032
34320
659
365

2078

3970
1162

28480
118
3268

965
1005
3032
30089
651
1103

2078
3695

28480
3138
3268

965
10249
3032
31482
650
866

2078
3443
1929

(Batterien und Pumpspeicher sind in MWh angegeben)

BAY

installierte Leistungen in MW (Szenario Zentral)

8398 7200 11384 15276 8680 10704 1760
2069 768 4780 1235 4860 4394 8680
3486 1504 1593 526 873 5927 2203
0 0 0 0 0 0 0
2116 271 81 32 89 175 104
0284 14400 14000 7500 10000 20000 26200
3353 1572 1556 510 807 6319 2318
24861 3205 19683 868 21097 3510 3029
1594 157 210 230 213 783 1897
475 366 186 96 116 1723 221
0 0 0 60 1573 10824 352
0 0 0 0 0 3100 800
2753 1625 1615 1247 1154 1212 1605
706 464 2271 423 1313 2791 2589
installierte Leistungen in MW (Szenario Offshore)
8398 7200 11384 15276 8680 10704 1760
1412 425 1964 2073 3091 3666 11525
3486 1504 1593 526 873 5927 2203
0 0 0 0 0 0 0
2116 271 81 32 89 175 104
8079 14400 695 7500 10000 20000 26200
3353 1572 1556 510 807 6319 2318
22255 1746 20400 893 13398 3505 3029
1536 156 211 229 214 778 2031
1142 557 89 96 116 266 221
0 0 0 60 1573 10824 352
0 0 0 0 0 3100 800
3842 1460 1427 1120 977 989 1259
557 229 1071 881 1207 2488 3805
installierte Leistungen in MW (Szenario Dezentral)
8398 7200 11384 15276 8680 10704 1760
1811 1816 2001 2754 770 3763 9932
3486 1504 1593 526 873 5927 2203
0 0 0 0 0 0 0
2116 271 81 32 89 175 104
16613 14400 7907 7500 10000 20158 26200
3353 1572 1556 510 807 6319 2318
18634 4931 6875 2628 4569 21918 8863
1528 152 206 226 204 778 1869
452 99 236 96 116 1529 221
0 0 0 60 1573 10824 352
0 0 0 0 0 3100 800
2544 1492 1513 1383 1307 1025 1465
699 990 1095 1006 238 2073 2946

RLS

HES

THU

SAC NRW NIE

SAA

638
3372
653

25
7400
632
1406
286
193
67

1185
719

638
1233
0653

25
7400
632
1405
295
193
67
0
936
231

638
3993
653
0
25
7400
632
3448
285
193
67

1616
740

BBB

1836
1146

13336
1127
2556
306
227
2024

1199
269

1107
1146

7014
1127
2277
319
227
2024

088
203

4087
1146

11842
1127
6545
307
227
1950

1522
736

MEC

6281
252

11024
253
1024
201
148

1253
902

1130
252

1753
253
1015
305
148

1173
71

4984,
252

9185
253

2850
297

148

1435
074

SCH

953
4287
936

9300
989
1299
626
58

1680
1293
754

953
11146

936

9300
989
1298
692
58

1680
1825
2359

953
4005
936

9300
989
3924
636
58

1680

1473
858

75



Abbildung 44: Installierte Leistung, Zubau und Potenzialgrenzen von Windenergieanlagen fiir die verschiedenen Simulati-
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Gesamt:
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Abbildung 45: Installierte Leistung, Zubau und Potenzialgrenzen von Windenergieanlagen fiir die verschiedenen Simulati-
onsjahre Szenario Dezentral
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Werte:
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Abbildung 46: Installierte Leistung und Zubau von PV-Anlagen inkl. PV-Eigenverbrauchsanlagen fiir die verschiedenen Si-
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mulationsjahre Szenario Zentral (Der Zubau der PV-Eigenverbrauchsanlagen ist nicht farblich markiert)
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Abbildung 47: Installierte Leistung und Zubau von PV-Anlagen inkl. PV-Eigenverbrauchsanlagen fiir die verschiedenen Si-
mulationsjahre Szenario Offshore (Der Zubau der PV-Eigenverbrauchsanlagen ist nicht farblich markiert)
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Abbildung 48: Installierte Leistung und Zubau von PV-Anlagen inkl. PV-Eigenverbrauchsanlagen fiir die verschiedenen Si-
mulationsjahre Szenario Dezentral (Der Zubau der PV-Eigenverbrauchsanlagen ist nicht farblich markiert)
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Abbildung 49: Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE) und das Verhdltnis
zum Endenergieverbrauch Strom (EEVS) fiir alle Simulationsjahre Szenario Zentral
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Abbildung 50: Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE) und das Verhdltnis
zum Endenergieverbrauch Strom (EEVS) fiir alle Simulationsjahre Szenario Offshore
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Abbildung 51: Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien (EE) und das Verhdltnis
zum Endenergieverbrauch Strom (EEVS) fiir alle Simulationsjahre Szenario Dezentral
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Abbildung 52: Gesamtinstallierte Leistungen thermischer Kraftwerke fiir die verschiedenen Simulationsjahre
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Abbildung 53: Gesamtinstallierte Leistungen thermischer Kraftwerke fiir die verschiedenen Simulationsjahre
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Abbildung 54: Vollbenutzungsstunden thermischer Kraftwerke fiir die verschiedenen Simulationsjahre
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Abbildung 55: Vollbenutzungsstunden thermischer Kraftwerke fiir die verschiedenen Simulationsjahre
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35r 35
—2015 2015
— 2020 2020
—2025 2025
30 ——2030 30 2030
= 2035 2035
= 2040 2040
251 25
=z =z
& 20+ G 20 -
c c
£ £ ‘
s S
2 15L 215
g g
10 1 0‘
5F 5-
GO 1000 2000 3060 4000 5060 6600 7060 8(;00 00 1(;00 2060 3(;00 4060 5600 6060 7(;00 8060
Stunden Stunden
(a) GuD-Kraftwerk (b) Gasturbinenkraftwerk
Abbildung 57: Kraftwerkseinsatz in den Simulationsjahren 2015 bis 2040
351 35
——2015 —2015
—— 2020 —2020
— 2025 —2025
301 ~—2030 30 —2030
=== 2035 = 2035
= 2040 — 2040
25 25
= z
G 20+ G 20
) e
! 5
215 215
- -
10 10
5
\l ~
0 1060 2000 3000 4000 5000 6000 7060 8000 GO 10‘00 2060 3600 4000 5000 6000 7600 8060
Stunden Stunden

(a) Biogas-BHKW

(b) Biomassekraftwerk

Abbildung 58: Kraftwerkseinsatz in den Simulationsjahren 2015 bis 2040
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Ergebnisse der installierten Leistungen und Kosten

Tabelle 15: Annahmen und Ergebnisse der installierten Leistungen Szenario Zentral

Szenario Zentral in GW 2012 2015 2020 2025 2030 2035 2040
Pumpspeicher 6 6 11 12 12 12 12
Elektrolyse 0 0 0 0 8 22 45
Batterie Eigenv. (GWh) 0 0 22,4 22,4 22,4 22,4 22,4
Batterie (GWh) 0 0 0 0 0 0 3
Laufwasser 4 4 4 4 4 4 4
Wind Onshore 30 36 50 75 100 123 148
Wind Offshore 0 2 10 10 10 10 10
PV Eigenverbrauch 0 3,1 22,5 22,5 22,5 22,5 22,5
PV 32 40 52 52 75 94 117
Biogas 3 3 3 5 6 6 7
Biomasse 3 3 3 3 3 3 4
Braunkohle 21 21 21 21 20 20 15
Steinkohle 24 32 21 14 10 8 8
Gas Turbine 1 11 12 16 21 21 20
Gas GuD 9 9 8 8 5 6 14
Gasspeicher (GWh) 0 0 0 0 2330 6735 19786

Biogasspeicher (GWh) 0 38 254, 587 819 1110 1668



Tabelle 16: Annahmen und Ergebnisse der installierten Leistungen Szenario Offshore

Szenario Offshore in GW 2012 2015 2020 2025 2030 2035 2040

Pumpspeicher 6 6 11 12 12 12 12
Elektrolyse 0 0 0 0 4 19 39
Batterie Eigenv. (GWh) 0 0 22,4 22,/ 22,4 22,4 22,4
Batterie (GWh) 0 0 0 0 0 0 0
Laufwasser 4 4 4 4 4 4 4
Wind Onshore 30 36 49 63 87 101 113
Wind Offshore 0 2 10 17 24 27 30
PV Eigenverbrauch 0 3,1 225 225 22,5 22,5 22,5
PV 32 40 52 52 52 68 101
Biogas 3 3 3 5 6 7 7
Biomasse 3 3 3 3 3 3 4
Braunkohle 21 21 21 21 20 20 15
Steinkohle 24 32 21 14 10 8 8
Gas Turbine 11 11 12 17 20 20 20
Gas GuD 9 9 8 8 5 6 13
Gasspeicher (GWh) 0 0 0 0 1528 6515 18343

Biogasspeicher (GWh) 0 38 252 530 810 1337 2281



Tabelle 17: Annahmen und Ergebnisse der installierten Leistungen Szenario Dezentral

Szenario Dezentral in GW 2012

Pumpspeicher
Elektrolyse

Batterie Eigenv. (GWh)
Batterie (GWh)
Laufwasser

Wind Onshore

Wind Offshore

PV Eigenverbrauch
PV

Biogas

Biomasse

Braunkohle
Steinkohle

Gas Turbine

Gas GuD

Gasspeicher (GWh)
Biogasspeicher (GWh)

6

21

24

11

2015

6
@)

0

36

3,1
40

21

32

11

36

2020

11
(0]

22,4

50
10
22,5

52

21
21

12

253

2025

12

0

22,4

74

10

22,5

52

21

14
16

531

2030

12
6

22,4

99

10
22,5

80

20
10

20

1037
809

2035

12
22

22,4

122
10
22,5

96

20

20

6488

1043

2040
12

45

22,4

147
10
22,5

119

15

19

14

19183
1651

89



Mio €

Pumpspeicher
Elektrolyse
Methanisierung
Batterie Eigenv.
Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
Wind Offshore
PV Eigenv.

PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle

Gas Turbine
Gas GuD
Gasspeicher
Biogasspeicher
Leitungen

Summe

90

Tabelle 18: Ergebnisse: Kosten aller Technologien und Szenarien 2015 bis 2025

Zentral Offshore Dezent.

187
0
0
15
0

323

4990
842
406

10028

3300
369
9425

12817

457
088

0168

53320

2015

187
0
0
15
0

323

4990
842
406

10028

3300
369
9425

12817

457

088
0
4

0168

53320

187
0
0
15
0

323

5491
842
406
10028
3299
364
9419
12813
468
997

9174
53831

Zentral Offshore Dezent.

424
(0]
0

921

323
6697
3289
2549
11240
3379
417
8614
6548
557
915

24
9174
55071

2020

424
0
0

921

323
6631
3389
2549
11240
3378
417
8618
6543
558
915
0
24
9174
55103

424
0
0

921

323
7205
3289
2549
11240
3379
449
8595
6576
548
922
0
24
9170
55014

2025

Zentral Offshore Dezent.

446
0
0

018

323
9786
3289
2549
11203
3508
1082
7463
3380

819

837

55

9211

54869

446
0
0

018

323
8274
5453
2549

11201

3490
1012
7496
3319
848
849
0
50

9217

55445

446
0
0

018

323
10212
3289
2549
11202
3501
1390
7507
3318
793
819
0
50
9180
55496



Mio €

Pumpspeicher

Elektrolyse

Methanisierung

Batterie Eigenv.
Batterie
Laufwasser
Wind Onshore
Wind Offshore
PV Eigenv.

PV

Biogas
Biomasse
Braunkohle
Steinkohle

Gas Turbine
Gas GuD
Gasspeicher
Biogasspeicher
Leitungen

Summe

446
219
438
628
0
323
12748
3284
2549
12188
3635
1381
5673
1966
1101

387

77
9267
56318

2030

446
115
231
628
0
323
11124
7426
2549
10341
3607
1380
5612
2028
1056
436
6
76
0288
56671

Zentral Offshore Dezent.

446
183
366
628
0
323
13291
3284
2549
12414
3623
1515
5730
1882
1043
387

74
9226

56973

446
597
1217
625
0
323
15540
3111
2549
9539
3647
1457
4428
1304
838
427
25
105
9254
55434

2035

446
505
1037
625
0
323
12818
8001
2549
7404
3685
1463
Lob4
1287
805
432
24
126
9312
55376

Zentral Offshore Dezent.

446
510
1045
625
0
323
16242
3111
2549
9622
3646
1509
4426
1294
809
396
23
98
9234
55908

Tabelle 19: Ergebnisse: Kosten aller Technologien und Szenarien 2030 bis 2040

446
1137
2340
550
62
323
18664
2057
2401
9246
3740
1591
2315
1084
769
1084
74
157
9264
57905

2040

446
978
2029
550
0
323
14263
8433
2401
7888
3755
1596
2329
1062
753
989
69
215
9299
57380

Zentral Offshore Dezent.

446
1080
2232
550
0
323
19060
2057
2401
9252
3729
1600
2312
1075
773
1055
72
166
9243
58025
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