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Kurzfassung

Im Zuge der Umgestaltung der Struktur des Elektrizitatssystems hin zu einer hohen Durch-
dringung von erneuerbaren Energietragern steht der Sektor der Elektrizitdtswirtschaft vor
einer Vielzahl von Herausforderungen. In dieser Arbeit wird der zukiinftige Ausbau von Wind
und Photovoltaik anhand des Beispiels Deutschland auf ausgesuchte technische und wirt-
schaftliche Kriterien hin untersucht. Dazu werden Szenariosimulationen mit dem Modell
ATLANTIS vorgenommen, mit Hilfe derer ein getrennter sowie ein gemeinsamer Zubau von
Wind und PV mit einem Referenzfall ohne weiteren Zubau verglichen werden. Anhand
weiterer Simulationen werden die Wertigkeit und Funktionsweise des Energy Only-Marktes
und die Wertigkeit von Spitzenlastkraftwerken anhand von Opportunitdtskosten des Neu-
baus ermittelt.

In Bezug auf das derzeitige Marktsystem zeigt die Arbeit, dass die Einflihrung des Energy
Only-Marktes im besten Fall eine jahrliche Wohlfahrtssteigerung von vier bis sechs Mil-
liarden Euro bringt. Die Funktionsweise der Kraftwerkseinsatzoptimierung erfillt das Markt-
system daher bestens, die Deckung der Fixkosten gelingt allerdings nicht zuverlassig und ist
von einigen externen Faktoren wie z.B. Brennstoffpreisen abhangig.

Die Wertigkeit von Windkraft und Photovoltaik fiir das Gesamtsystem kann anhand des
Aufwands fur die Integration in das bestehende System und der entstehenden Gesamt-
systemkosten gemessen werden. Sowohl im Hinblick auf die zeitliche Integration (Saisonali-
tat), als auch im Hinblick auf die Gesamtsystemkostenentwicklung ist in Deutschland ein
Ausbau von Windkraft dem alleinigen oder forcierten Ausbau von Photovoltaik vorzuziehen.
Nur bei der Integration in das bestehende Stromnetz zeigt PV einen Vorteil gegenliber der
Windkraft, da die Technologie aufgrund des hdheren Potentials tendenziell im Siiden
zugebaut wird, und damit kein Nord-Sid-Transportbedarf wie bei Windkraft entsteht. Bei
gleichzeitigem Ausbau kann die Photovoltaik die Netzintegration der Windkraft sogar
geringfligig unterstitzen.

Der Wert von Spitzenlastkraftwerken kann aufgrund der Abschatzung der Opportunitats-
kosten unter Einhaltung bestimmter Voraussetzungen wie einer maximalen jahrlichen
Auslastung und der Art des Kraftwerkstyps am Beispiel von drei Kraftwerken in Deutschland
mit vier bis sieben Prozent der Wiedererrichtungskosten beziffert werden.

Aus den Ergebnissen der Arbeit kann allgemein abgeleitet werden, dass der Ausbau von
Windkraft fir Deutschland sinnvoller ist als der Ausbau von Photovoltaik in dhnlichem
Ausmald an installierter Leistung. Unter den getroffenen Annahmen zeigen die Simulationen
auch, dass sich die Kostenstruktur des Elektrizitatssystems in jedem Ausbauszenario hin zu
hoheren Fixkosten und geringeren variablen Kosten verandert. Daraus kann man schlieRRen,
dass die Beibehaltung des derzeitigen Marktsystems in Zukunft nicht mehr ausreichend sein
wird, um sowohl die erneuerbaren Energien ohne Forderungen wirtschaftlich zu betreiben,
als auch notwendige thermische Kapazitaten im System zu halten.






Abstract

The transition to a higher share of renewable energy sources in the electricity sector leads to
a multitude of challenges for the current electricity system. Within this thesis, the develop-
ment of wind power and photovoltaics generation capacities in Germany is analysed based
on the evaluation of technical and economic criteria. In order to derive those criteria,
different scenarios with a separated and combined increase of wind and photovoltaics
capacity are simulated using the model ATLANTIS. The results are compared to a reference
scenario without additional wind and PV capacities. Furthermore, the value and functionality
of the energy only market based on economic methods, as well as the value of peak load
power plants based on opportunity costs are determined.

The results of this thesis show, that the current market system is able to gain an additional
annual welfare of four to six billion Euro at the best. This result shows that the task of opti-
mising the power plant dispatch is well fulfilled by the current market design. However, the
market is not able to cover fixed costs with an adequate contribution margin due to external
effects, e.g. fuel costs, which may influence this margin.

The value of wind power and photovoltaics within the overall electricity system can be
derived from the effort which is necessary to integrate these generation technologies into
the existing system, and the changes in total costs of electricity generation. Based on the
evaluation of time dependencies (seasonality of energy yield from wind and PV) as well as
the development of total generation costs, the conclusion can be drawn that wind power is
the more suitable RES generation technology for Germany. However, when it comes to grid
integration measures, PV shows better results due to a higher generation potential in
Southern Germany, which leads to a higher degree of utilisation. Therefore, there is no need
to transport electricity from Northern to Southern Germany as it is the case with wind
power. A common expansion of wind power and photovoltaics even shows slight improve-
ments of wind power integration into the electricity grid.

In this thesis, the value of existing peak load power plants is determined by evaluating the
opportunity costs. Under certain circumstances, e.g. a maximum number of full load hours
and the type of power plant, the value results with about four to seven percent of the costs
of building a new power plant, evaluated by delaying the re-erection of three sample power
plants in Germany using the ATLANTIS simulations.

In general, the findings of this work lead to the conclusion that an extension of wind power
capacities should be preferred to an extension of photovoltaics to the same extent of in-
stalled capacity in Germany. Under the assumptions made in this thesis, the cost structure of
electricity generation changes in any simulated scenario — fixed costs show an increase and
variable costs will decrease in future. Due to this, it can be suggested that the current
market design is inadequate to fulfil future requirements, e.g. operation of renewable
energy technologies without subsidies or maintaining critical thermal generation capacities.
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Einleitung

1 Einleitung

Das Elektrizitatssystem und die Elektrizitatswirtschaft in Europa sehen sich mit einem Struk-
turbruch konfrontiert, der allgemein als ,Energiewende” bezeichnet wird. Bereits vor einigen
Jahren wurde eine wesentliche strukturelle Anderung des Systems durchgefiihrt, indem ein
freier Markt fiir Elektrizitat implementiert wurde. Zu dieser Zeit konnte jedoch noch nicht
abgesehen werden, welche enorme Entwicklung die erneuerbaren Energien bis zum heu-
tigen Zeitpunkt machen wiirden.

Die Energiewende steht fir eine Wandlung des Elektrizitatssystems — weg von Kernenergie
und fossilen Energietragern, hin zu erneuerbaren Energieformen wie Wind, Photovoltaik,
und der bereits seit Jahrzehnten zur Stromerzeugung eingesetzten Wasserkraft. Dabei
missen Entscheidungen getroffen werden, wie weit und in welche Richtung sich das Ge-
samtsystem entwickeln soll.

Die Aufgabe der Wissenschaft ist es, fiir diesen Entscheidungsprozess Kriterien aufzuzeigen,
nicht jedoch die Entscheidungen zu treffen. Daher ist es auch nicht das Ziel dieser Arbeit,
eine Entscheidung zu treffen, ob Wind oder PV in Zukunft ausgebaut werden soll oder nicht.
Sie soll aber einen Beitrag dazu leisten, in dem weitere, teilweise neue Gesichtspunkte und
Entscheidungskriterien dargestellt und am Beispiel Deutschland diskutiert werden. Unter
Verwendung des Simulationsmodells ATLANTIS kdénnen auch bestehende Kriterien unter
anderen Voraussetzungen mit dem detaillierteren Modellwerkzeug untersucht werden, wie
im Zuge der nachsten Abschnitte gezeigt wird.

Die zentrale Fragestellung dieser Arbeit ist die Ermittlung einer Wertigkeit fir Windkraft,
Photovoltaik und Spitzenlastkraftwerke mit dem Hintergrund einer gesamtsystemischen Be-
wertung. Am Beispiel Deutschland wird in der Arbeit gezeigt, wie ein Ausbau der Techno-
logien Windkraft und PV auf das System wirkt und welche Folgen ein solcher Ausbau hat. Der
Fokus liegt dabei auf einer wirtschaftlichen Untersuchung unter Bericksichtigung tech-
nischer Eigenschaften und Einschrankungen des Elektrizitatssystems. Flr diese kombinierte
technisch-wirtschaftliche Betrachtung wird das Simulationsmodell ATLANTIS an verschie-
denen Stellen der Arbeit eingesetzt, wie in Kapitel 2 detaillierter gezeigt wird.

Der Ausbau von Windkraft und Photovoltaik als fluktuierende Einspeiser mit niedrigen
Grenzkosten stellt das bisherige Elektrizitatssystem vor neue Herausforderungen. Aus
diesem Grund wird in der vorliegenden Arbeit auch die Funktionsweise des derzeitigen
Marktsystems analysiert und in weiterer Folge untersucht, welcher Wert der Stromboérse als
Tauschmoglichkeit von Kraftwerkskapazitdaten im Gesamtsystem zukommt. Der Einsatz von
flexiblen Spitzenlastkraftwerken wird in zukiinftigen Elektrizitatssystemen mit hoher
Durchdringung fluktuierender Einspeiser immer wichtiger. Aus diesem Grund wird die
Wertigkeit von alten, abgeschriebenen Spitzenlasteinheiten, die diese Flexibilitatskriterien
erflllen, anhand eines Opportunitdtskostenansatzes analysiert.




Der Wertbegriff

Da sich die vorliegende Arbeit mit der Wertigkeit verschiedener Komponenten des Elektrizi-
tatssystems auseinandersetzt, muss zunachst der Begriff ,Wert“, sowie verschiedene, von
diesem Begriff abgeleitete Unterbegriffe definiert werden.

1.1 Der Wertbegriff

Der Begriff ,,Wert” weist in der deutschen Sprache eine grofle Bandbreite an Bedeutungen
auf. Diese reichen von dem eher technischen Wertbegriff, also die Darstellung eines Ergeb-
nisses (beispielsweise einer Messung) als Zahlenwert, tber die Verwendung als Sammelbe-
griff fir wertvolle Dinge eines Besitzes hin zu dem wohl haufigsten Gebrauch des Begriffes:
»...einer Sache innewohnende Qualitdt, aufgrund deren sie in gewissem MafSe begehrenswert
ist [und sich verkaufen, vermarkten ldsst]“ (Duden, 2014).

1.1.1 Werte im Gesamtsystem der Elektrizitdtswirtschaft

Die vorliegende Arbeit befasst sich mit dieser letzten Bedeutung des Wertbegriffes, der sich
in viele weitere, spezielle Wertbegriffe unterteilen lasst. Dabei wird versucht, die Bewertung
der einzelnen betrachteten Aspekte im Kontext des Gesamtsystems zu sehen. Dies ist in der
Elektrizitatswirtschaft besonders wichtig, da aufgrund der engen physikalischen Bindung'
aller Akteure im System jedes Systemelement durch das Handeln jedes anderen Elementes
beeinflusst wird (Gesamtsystemgebundenheit). Dabei reiht sich zum allgemein gebraduch-
lichen monetéren Wert auch noch ein ideeller Wert ein, denn oft stecken in aus wirtschaft-
licher Sicht ,wertlosen” (abgeschriebenen oder nicht mehr handelbaren) Objekten noch
Qualitaten, die einen Wert fir das System besitzen. Ein gutes Beispiel dafiir sind die
systemrelevanten Kraftwerke in Deutschland, die fiir die Eigentiimer-Unternehmen keinen
Wert mehr besitzen und geschlossen werden sollten, aber aus gesamtsystemischer Sicht fir
den sicheren Betrieb des Elektrizitatssystems noch eine wichtige Rolle spielen und daher
einen so hohen Wert besitzen, dass diese Kraftwerke ,kiinstlich” per Gesetz am Netz
gehalten werden (Stilllegungsverbot gemals § 13a EnWG).

Im Sinne der Wirtschaftlichkeit einer Unternehmung ist es die Aufgabe oder das Ziel, mit den
eingesetzten Werten zu haushalten, diese zu erhalten und bestenfalls auch zu steigern.
Diese Unternehmung kann nun ein einzelnes Elektrizitdtsunternehmen sein, so dass die
Wertbetrachtung mit betriebswirtschaftlichen Methoden vorgenommen werden muss.
Andererseits kann die Unternehmung auch eine gesamte Volkswirtschaft darstellen, deren
Infrastruktur zur Versorgung mit elektrischer Energie — unabhangig vom betreibenden Unter-
nehmen — ebenfalls ein Wert zugeschrieben werden kann. Diese Bewertung soll sinngemaf
mit Methoden der Volkswirtschaftslehre erfolgen.

' Die erzeugte elektrische Leistung muss zu jedem Zeitpunkt gleich dem nachgefragten Verbrauch sein; der
Transport elektrischer Energie ist leitungsgebunden, und elektrische Energie ist in groRen Mengen nur einge-
schrankt und nicht kostenglinstig speicherbar.
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In langlebigen Branchen, zu denen auch die Elektrizitatswirtschaft zahlt, spielen der Zeit-
punkt der Wertbestimmung und vor allem auch der Wert des betrachteten Objektes im
Zeitverlauf eine groRe Rolle. In diesem Punkt gehen auch die volkswirtschaftliche und die
betriebswirtschaftliche Herangehensweise auseinander. In Osterreich sind beispielsweise
Anschaffungs- oder Herstellungskosten von Wirtschaftsgiitern, ,deren Verwendung oder
Nutzung durch den Steuerpflichtigen zur Erzielung von Einkiinften sich erfahrungsgemdfs auf
einen Zeitraum von mehr als einem Jahr erstreckt”, gemall §7 EStG Ulber die ,betriebs-
gewdhnliche Nutzungsdauer” gleichmaRig verteilt abzuschreiben. Dieser betriebswirt-
schaftliche Ansatz entspricht dem Anschaffungswertprinzip mit linearer Abschreibung. Im
Gegensatz dazu ist die volkswirtschaftliche Herangehensweise sowohl in Osterreich als auch
in Deutschland dahingehend anders, dass sie nicht die Anschaffungswerte in die Vermdégens-
bilanz einflieRen lasst, sondern die Wiederbeschaffungswerte, siehe dazu z.B. (statistik.at,
2009 S. 17) und (Schmalwasser, et al., 2012 S. 934).

1.1.2 Differenzierung des Wertbegriffs

Insbesondere bei der betriebswirtschaftlichen Betrachtung von Werten gibt es eine Vielzahl
unterschiedlicher Abstufungen des Wertbegriffs mit ebenso unterschiedlicher Bedeutung. In
diesem Unterabschnitt werden die fir diese Arbeit wichtigen Begriffe aufgelistet und
definiert.

Professor Rottinger unterschied in seiner Arbeit iber die Bewertung der Wasserkraft im
Vergleich zu anderen Antriebskraften bereits Anfang des 20. Jahrhunderts verschiedene
Realwertbegriffe in Kostenwerte, Ertragswerte, Buch- und Grundwerte. In die erste Kate-
gorie fallen die folgend beschriebenen historischen Anschaffungswerte, Wiederbeschaf-
fungs- und Zeitwerte. In die Kategorie der Ertragswerte im weiteren Sinne ordnet Réttinger
den Ertragswert i.e.S. sowie den Handelswert ein. Schliellich bleibt der Buchwert zu definie-
ren, der flir diese Arbeit ebenso Bedeutung hat. (Rottinger, 1908 S. 75)

Diese Unterteilung nach Rottinger dient der Differenzierung des Wertbegriffes, die in diesem
Abschnitt durchgefiihrt wird, als Grundlage.

1.1.2.1 Historischer Anschaffungswert und Wiederbeschaffungswert

Der historische Anschaffungswert einer Anlage umfasst die Kosten der Beschaffung (Er-
richtung) dieser Anlage, inklusive anfallender Grundstlickskosten, aber exklusive Finanzie-
rungskosten wie Zinsen oder andere Geldbeschaffungskosten (Lechner, et al., 2003 S. 631f),
(Rottinger, 1908 S. 76). Die Anschaffungskosten sind in den meisten Bilanztheorien die Basis
der Berechnung und laut UGB in Osterreich die Grundlage zur Bewertung des Anlagever-
mdégens, siehe auch (Lechner, et al., 2003 S. 612, 631).




Der Wertbegriff

Anschaffungskosten fallen oft nicht innerhalb eines Jahres an, sondern im Laufe der Errich-
tung von Anlagen, die sich in der Elektrizitatswirtschaft Gber einige Jahre ziehen kann?. Die
Bauzeit wird im Rahmen dieser Arbeit vernachlassigt. Anlagen werden zum Jahr ihrer Inbe-
triebnahme mit den vollstandigen Anschaffungskosten beriicksichtigt, da die tatsachliche
Bauzeit von vielen externen Einflissen abhangt und selbst bei Anlagen gleichen Typs
verschieden sein kann. Der Vorteil von historischen Anschaffungswerten ist, dass sie — ist die
Anschaffung erst getatigt — in weiterer Folge unverdanderbar sind, vgl. (Réttinger, 1908 S. 76),
und damit eine gute, einheitliche Grundlage zur Bewertung von Anlagen bietet. Im
Gegensatz dazu steht der Anschaffungswert zum heutigen Tag oder Wiederbeschaffungs-
wert. Dieser Wert steht flr jene Kosten, die entstehen, wenn die Anlage zum Tag der
Bewertung neu errichtet werden misste. Er unterliegt im Laufe der Zeit Schwankungen
aufgrund von Veranderungen der Rohstoffpreise oder Lohne und Gehalter (Rottinger, 1908
S. 76), kann sich aber auch durch Lernkurveneffekte verandern, wie derzeit bei Photovoltaik-
anlagen sehr gut beobachtbar ist (ISE, 2012 S. 41f).

Der aktuelle Tageswert wird beispielsweise beim Umlaufvermégen zur Bewertung herange-
zogen, sollte dieser niedriger liegen als der historische Anschaffungswert (Lechner, et al.,
2003 S. 632), aber auch zur Bewertung des Substanzwertes eines Unternehmens, der als Teil-
reproduktionswert (Summe der Wiederbeschaffungswerte aller Aktiva abzliglich der Passiva)
angesetzt werden kann (Lechner, et al., 2003 S. 331). Der Wiederbeschaffungswert spielt
auch bei der Bewertung des Kapitalstocks eine Rolle.

Der Zeitwert ist der Wert einer Anlage zum Tage der Bewertung unter Berlicksichtigung des
»Wertverlustes durch Alter und Gebrauch” (Rottinger, 1908 S. 78). Dieser Wertverlust soll fir
Sachanlagen ,,... nach irgendeiner der gebrduchlichen Methoden rechnerisch ...“ (Rottinger,
1908 S. 78) ermittelt werden, wobei Rottinger nicht tiefer auf diese damals gebraduchlichen
Methoden eingeht. Es geht allerdings hervor, dass Rottinger auf den tatsédchlichen Wertver-
lust Bezug nahm, und nicht auf die Annahme einer (z.B. konstanten) Abschreibung in der
Bilanz (vgl. Buchwert in Kapitel 1.1.2.3). Uber den Einbezug des technischen Fortschrittes sind
die Literaturstellen uneinig; Rottinger empfand die Einrechnung als ,nicht gerechtfertigt”
(Rottinger, 1908 S. 78), wahrend die Definition aus dem ,Gabler Wirtschaftslexikon“ im
gegebenen Falle dafiir spricht (Gabler, 2014).

1.1.2.2 Ertragswerte

Ertragswerte basieren im Gegensatz zu den Kostenwerten nicht auf den Kosten der Anschaf-
fung einer Anlage, sondern auf den Ertragen, die die Anlage erwirtschaften kann (Rottinger,
1908 S. 79). Der Ertragswert im engeren Sinn ergibt sich aus einem monetdr bewerteten
Reinertrag der Anlage, vgl. (Rottinger, 1908 S. 80). Der Handelswert leitet sich aus dem
Ertragswert und dem Zeitwert ab, indem ein Kaufer und ein Verkaufer bei der VerdauBerung
einer Anlage zu einer Preisiibereinkunft kommen. Der Kaufer wird im reguldren Fall nicht

* Ein extremes Beispiel daflir sind die beiden EPR-Reaktoren in Flamanville (Baubeginn 2007, 2014 noch nicht
fertiggestellt) und Olkuiloto (Baubeginn 2005, 2014 noch nicht fertiggestellt).
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bereit sein, mehr als den Zeitwert fiir die (gebrauchte) Anlage zu bieten, und der Verkaufer
wird zumindest den verbleibenden Ertragswert als Gegenleistung fiir die Anlage fordern. Der
Punkt, an dem sich Kdufer und Verkaufer treffen, bildet den Handelswert. (Rottinger, 1908 S.
80)

1.1.2.3 Der Buchwert

Rottinger unterschied den Zeitwert als Kostenwert vom gemeinen Buchwert einer Anlage,
also jenen ,Zeitwert“, der in der Buchhaltung aufscheint. Insbesondere trennt er dabei die
Abschreibung von der tatsachlichen Entwertung und bezeichnet diese als ,Sparprozess”.
(Rottinger, 1908 S. 82) Dies kann insofern verstanden werden, als dass die Abschreibung des
Anlagevermogens einen kalkulatorischen und keinen pagatorischen Kostenpunkt darstellt.
Wiirde der Betrag der kalkulatorischen Abschreibung als reale Geldmenge pro Jahr gespart,
so stiinde am Ende der Abschreibedauer Kapital in der Hohe der (nominellen) historischen
Anschaffungskosten — sofern diese der Abschreibung zugrunde liegen — fiir eine Reinvesti-
tion zur Verfligung.

Eine weitere Unterscheidung trifft Rottinger zwischen der , buchmdfligen Bestanddauer”,
also der wirtschaftlichen Nutzungsdauer bzw. Abschreibedauer und der tatsdchlichen Le-
bensdauer der Anlage, wobei er die Abschreibedauer als ,,...wesentlich kleiner als die wahr-
scheinliche oder absolute Bestanddauer” einschatzt. Umgelegt auf Kraftwerke in der lang-
lebigen Elektrizitatswirtschaft bedeuten diese Feststellungen von Rottinger, dass (a) der
Buchwert eines Kraftwerkes nicht mit dem tatsachlichen Zeitwert Gbereinstimmt, und (b) ein
Kraftwerk nach einer ,kurzen” Abschreibedauer mit niedrigen Fixkosten betrieben werden
kann — ein altes, abgeschriebenes und nach Buchwert ,wertloses” Kraftwerk kann dann
unter bestimmten Voraussetzungen noch hohe Ertrage erwirtschaften.

1.1.3 Volkswirtschaftliche und betriebswirtschaftliche Bewertung

Nach betriebswirtschaftlichen Kriterien findet eine Bewertung gemald der vorangehenden
Darstellungen entweder auf Basis von realen Kosten oder Ertrdagen statt. Die Bewertung der
Aktiva in der Bilanz beruht auf historischen Anschaffungswerten, die durch Abschreibungen
regelmaRig auf einen theoretischen, aktuellen Wert korrigiert werden. Im Gegenzug dazu
steht das volkswirtschaftliche Wertprinzip gemal (Samuelson, et al.,, 2007 S. 201ff). Hier
wird das Prinzip der Opportunititskosten, also jener Betrag, der ,,... als MafS fiir das, was
aufgegeben wird, wenn wir eine Entscheidung treffen” (Samuelson, et al., 2007 S. 205)
angesetzt werden kann, in der Kostenrechnung miteinbezogen.

Konkret bedeutet dies:

,Die volkswirtschaftlichen Kosten bertlicksichtigen zusétzlich zu den tatsdchlichen Geld-
ausgaben alle Opportunitiitskosten, die entstehen, weil Ressourcen auch anderweitig
eingesetzt werden kénnten.” (Samuelson, et al., 2007 S. 205)




Forschungsfragen und Aufbau der Arbeit

Das Prinzip der Opportunitatskosten wird in dieser Arbeit bei verschiedenen Elementen des
Elektrizitatssystems eingesetzt, um im Vergleich zu einem oder mehreren Alternativen die
»Wertigkeit” oder den ,,systemischen Wert” dieses Elementes festzustellen, und bildet einen
zentralen methodischen Ansatz bei der Erstellung dieser Arbeit.

1.2 Forschungsfragen und Aufbau der Arbeit

Die vorliegende Arbeit beschaftigt sich mit der Anwendung betriebs- und volkswirtschaft-
licher Ansatze auf Fragestellungen zur zukiinftigen Gestaltung des Elektrizitatssystems, die
im Zuge der ,,Energiewende” mit starken systemischen Umbriichen konfrontiert ist. Die Un-
tersuchungen erfolgen sowohl unter wirtschaftlichen als auch unter technischen Aspekten,
wobei durch die Anwendung des elektrizitatswirtschaftlichen Modells ATLANTIS die tech-
nischen Rahmenbedingungen fiir ein zuverlassiges Elektrizitatssystem auch bei wirtschaft-
lichen Fragestellungen immer berticksichtigt werden kdnnen. Als Ziel der Untersuchungen im
Rahmen der vorliegenden Arbeit wurde Deutschland ausgewdahlt, da es das europdische
Land mit der bislang umfangreichsten Umsetzung der Energiewende darstellt. Deutschland
nimmt eine Vorreiterrolle bei der Diskussion um den weiteren Ausbau der erneuerbaren
Energien, den notwendigen Netzausbau, von Anderungsvorschldgen zum Marktdesign und
die EinfGhrung neuer Speichertechnologien ein und ist damit fiir die Wissenschaft als
,Versuchsumfeld” von besonderem Interesse.

Die Arbeit gliedert sich grob in zwei Teile, welche im Rahmen von vier Kapiteln beschrieben
werden. Der erste Teil in Kapitel 3 behandelt die Bewertung der Funktionsweise des , Energy
Only“-Marktes, also des derzeit in Kontinentaleuropa vorherrschenden Marktdesigns. Die
Arbeit zeigt den Wert dieses Marktsystems anhand der Wohlfahrtsgewinne auf, die durch
den Borsenhandel im Vergleich zum Kraftwerkseinsatz der historischen, vertikal integrierten
Elektrizitatsversorgungsunternehmen entstehen. Die konkreten Fragestellungen in diesem
Kapitel leiten sich aus dem zentralen Thema der Wertigkeit von Windkraft und PV ab. Eine
hohe Durchdringung des Gesamtsystems mit diesen Technologien fihrt aufgrund der
geringen Grenzkosten zu einer Preissenkung am GrofShandelsmarkt, die die Wirtschaftlich-
keit der konventionellen Erzeugungstechnologien gefdhrdet. Die Forschungsfragen zu der
Thematik lauten daher:

1. Wie grold ist der Wert der Stromborse, gemessen an deren Fahigkeit zur Steigerung
der Wohlfahrt im Elektrizitatssystem im Vergleich zum historischen System der
vertikal integrierten Elektrizitatsunternehmen?

2. Wie stark beeinflussen technische Netzrestriktionen aufgrund des Einsatzes von
Redispatch als EngpassmanagementmaBnahme diese Wertigkeit?

3. Wie verhilt sich der entstehende Deckungsbeitrag an der Borse zu den anfallenden
Fixkosten und ist die Weiterfihrung des derzeitigen Marktdesigns im Hinblick auf
einen weiteren Ausbau von erneuerbaren Energien ausreichend?
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Der zweite Teil der Arbeit beschaftigt sich mit dem zentralen Thema der Arbeit, der
Wertigkeit der ,,neuen” erneuerbaren Energietechnologien Windkraft und Photovoltaik, und
wendet die zuvor beschriebene Methodik der Opportunitdtskostenermittlung anhand von
Szenariorechnungen an. Kapitel 4 diskutiert technische und wirtschaftliche Aspekte dieser
Technologien und Auswertungen der mit dem Modell ATLANTIS durchgefiihrten Szenario-
analyse. Aus den gefundenen Erkenntnissen wird die Wertigkeit beider Technologien fiir das
Gesamtsystem Elektrizitatsversorgung in Deutschland abgeleitet. In Kapitel 5 werden
Ansdtze gezeigt, die volkswirtschaftlichen Theorien rund um den Kapitalstock auf den
einzelnen Sektor Elektrizitatswirtschaft herunterzubrechen. Der so ermittelte Kapitalstock
der Elektrizitatswirtschaft wird in weiterer Folge zur Bewertung der verschiedenen Varianten
aus der Szenarioanalyse verwendet. Die zentralen Forschungsfragen dazu lauten:

1. Welche technischen und wirtschaftlichen Riickwirkungen ergeben sich durch den
Ausbau von Windkraft und Photovoltaik fiir das Gesamtsystem?

2. Wie verhalten sich die Gesamtsystemkosten bei getrenntem und gleichzeitigem Zubau
von Windkraft und Photovoltaik am Beispiel Deutschland insbesondere im Vergleich
zu einem Referenzfall unter Beibehaltung der derzeitigen® Systemstuktur?

3. Wie kann der volkswirtschaftliche Ansatz einer Kapitalstockbetrachtung auf die
Elektrizitatswirtschaft umgelegt werden und welche Schlussfolgerungen lassen sich
fiir den Ausbau von Wind und PV aus der Kapitalstockentwicklung ableiten?

4. Welche anhand der untersuchten Kriterien qualitativ ableitbare Wertigkeit kommt
den Erzeugungstechnologien Windkraft und PV schlieflich zu?

In Kapitel 6 wird der Versuch unternommen, die Methode der Opportunitatskosten mittels
Szenariorechnung zur Bewertung von alten, abgeschriebenen Spitzenlastkraftwerken anzu-
wenden. Dadurch soll eine Mdglichkeit geschaffen werden, einen Wert dieser Kraftwerke zu
ermitteln, da der betriebswirtschaftliche Buchwert nur mehr aus dem Erinnerungseuro
besteht. Die konkreten Fragestellungen dazu lauten.

1. Unter welchen Bedingungen ist ein Weiterbetrieb eines alten, abgeschriebenen
Spitzenlastkraftwerkes wirtschaftlicher als die Wiedererrichtung dieser Einheit?

2. Wie groR ist der Wert eines solchen Weiterbetriebs um ein Jahr basierend auf den
zusatzlichen Kosten, die der Neubau der Anlage verursachen wiirde?

Das Simulationsmodell ATLANTIS stellt ein wichtiges Werkzeug fiir die Durchfiihrung dieser
Arbeit dar. Kapitel 2 widmet sich aus diesem Grund der allgemeinen Beschreibung des
Modells und behandelt Elemente mit besonderer Bedeutung fir diese Arbeit im Detail.
Dabei wird auch auf Weiterentwicklungen des Autors im Zuge der Erstellung dieser Arbeit
eingegangen. Kapitel 7 fasst die gefundenen Erkenntnisse der Arbeit zusammen.

® Fir den Referenzfall wird der Kraftwerkspark von 2011 festgehalten und fortgeschrieben, siehe dazu Kap. 2.7.1
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1.3 Erginzende Anmerkungen zum Inhalt

Inhalte und vorldufige Ergebnisse, die im Rahmen dieser Arbeit erstellt wurden, sind bereits
in Teilen als Beitrage bei wissenschaftlichen Veranstaltungen veréffentlicht worden. Im kon-
kreten Fall sind dies ein Beitrag zu Kapitel 5 bei der 8. Internationalen Energiewirtschafts-
tagung an der Technischen Universitat Wien im Februar 2013, siehe dazu (Schippel, et al.,
2013 S. 16ff), sowie je ein Beitrag zu Kapitel 3 und Kapitel 4 im Rahmen des 13. Symposium
Energieinnovation an der Technischen Universitdt Graz, siehe (Schippel, et al., 2014a) und
(Schippel, et al., 2014b).

Die Kartendarstellungen in dieser Arbeit basieren auf kostenlos zur Verfliigung gestelltem
Material der Global Administrative Areas (GADM, http://www.gadm.org, Version 1.0, Marz
2009) fir Bundeslandergrenzen und NUTS2-Regionen sowie dem Datensatz VG250
(© GeoBasis-DE / BKG 2014, http://www.bkg.bund.de) mit Stand vom 31.12.2012 fir
Gemeindegrenzen, sofern keine andere Quelle genannt ist.
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Das Modell ATLANTIS

2 Das Modell ATLANTIS

Das Modell der europaischen Elektrizitatswirtschaft ,,ATLANTIS” wird seit Jahren am Institut
far Elektrizitatswirtschaft und Energieinnovation in vollstandiger Eigenleistung entwickelt. Es
stellt das zentrale Werkzeug der Forschungstatigkeit am Institut dar und ist aufgrund der
kombinierten technisch-wirtschaftlichen Simulation fir die Untersuchung der meisten elek-
trizitatswirtschaftlichen Fragestellungen bestens geeignet. Dies gilt auch flr die Forschungs-
fragen, die im Rahmen der vorliegenden Arbeit untersucht wurden, daher kommt das
Modell ATLANTIS im Zuge dieser Arbeit an verschiedenen Stellen zum Einsatz.

Zur besseren Nachvollziehbarkeit der angewendeten Methoden und Modellteile enthalten
die folgenden Unterabschnitte einen Kurziberblick Gber das gesamte Modell sowie ausge-
wahlte Themen, die fir die Untersuchungen im Rahmen dieser Arbeit besondere Bedeutung
haben und aus diesem Grund detaillierter behandelt werden. Fiir die Dissertation wurden
einige Modellteile optimiert oder neu entwickelt. Diese Modellteile, insbesondere die
Uberarbeitung des Bilanzmodells (Kapitel 2.6), sind explizit beschrieben.

2.1 Einsatz des Modells im Rahmen dieser Arbeit

Der folgende kurze Abschnitt bietet einen Uberblick, wann und wofiir das Modell verwendet
wurde. Ganz allgemein formuliert bietet das Modell einen , Versuchsaufbau”, anhand dessen
verschiedene Fragestellungen untersucht werden kénnen. Unter den getroffenen und im
Modell hinterlegten Annahmen werden in einem Simulationslauf die Versorgungssicherheit
geprift und kostenoptimale Kraftwerkseinsatze im Zeitverlauf und unter den modellierten
technischen und wirtschaftlichen Bedingungen ermittelt. Dabei werden verschiedene
Varianten von Marktmodellen mit und ohne Berticksichtigung von Netzrestriktionen parallel
gerechnet, so dass Vergleichsmaoglichkeiten entstehen.

In Kapitel 3 kommt eines dieser Marktmodelle, das Gesamtmarktmodell (Kapitel 2.4.1), zum
Einsatz. Mit Hilfe dieses Modellteils wird der Kraftwerkseinsatz vor (vertikal integriertes EVU)
und nach dem Bérsenhandel sowie mit und ohne Beriicksichtigung des Ubertragungsnetzes
ermittelt und anschlieRend mit eigens entwickelten Auswertungswerkzeugen* verglichen.

Im Zuge der Kapitel 4 und 5 werden verschiedene Szenariorechnungen fiir den Referenzfall,
flir Windzubau, PV-Zubau und den gleichzeitigen Zubau von Windkraft und PV mit ATLANTIS
durchgefiihrt. Ein eigens Uberarbeiteter Modellteil (Kapitel 2.6) kommt dabei zum Einsatz,
um die Kostenstrukturen in der jeweiligen Szenariovariante zu ermitteln und darzustellen.
Technische Parameter wie CO,-Emissionen und der Umfang der notwendigen Engpass-
managementmalnahmen werden direkt aus dem Modell ATLANTIS abgeleitet und gegen-
Ubergestellt. Fiir die Auswertung werden die Ergebnisse des Zonenpreismodells (Kapitel
2.4.2) unter Beriicksichtigung von NTC’s und thermischer Limits der Ubertragungsleitungen

¢ Aufgrund des technischen Modellaufbaus handelt es sich hierbei um Skriptdateien in der Datenabfragesprache
SQL und weiterfihrende Auswertungen und Darstellungen in Microsoft Excel oder ESRI ArcGlIS.




Allgemeine Kurzbeschreibung

verwendet, welche die aktuelle, tatsachliche Situation in Europa am besten abbilden
konnen. Die Auswertung der Ergebnisse und die graphische Darstellung erfolgt wiederum
mit selbst erstellten Werkzeugen.

Die Ermittlung der Rahmenbedingungen und die Auswahl der in Frage kommenden Spit-
zenlastkraftwerke flir die Untersuchungen in Kapitel 6 erfolgen mit selbst erstellten
Modellen. Nachdem die entsprechenden Kraftwerke identifiziert wurden, werden zwei Simu-
lationen mit ATLANTIS durchgefiihrt, um nicht nur den Kostenvergleich der betreffenden
Kraftwerke, sondern auch die wegen dem veranderten Kraftwerkseinsatz abweichenden
Gesamtsystemkosten vergleichen zu kdénnen. Hierzu werden wieder die Ergebnisse des
Zonenpreismodells verwendet, die Auswertung und graphische Darstellung erfolgt mit eige-
nen Werkzeugen.

2.2 Allgemeine Kurzbeschreibung

Das Modell ATLANTIS ist ein techno-6konomisches Modell des Elektrizitatssystems in Konti-
nentaleuropa (ehemaliges UCTE>-Gebiet bzw. heute ENTSO-E®). Es beinhaltet derzeit knapp
12.000 Kraftwerksbldcke, etwa 6.000 Leitungen des Ubertragungsnetzes in den Spannungs-
ebenen 400 kV und 220 kV, HGU-Seekabelverbindungen und signifikante 110-kV-Leitungen
sowie etwa 4.000 Netzknoten mit Inbetriebnahme vor 2012. Hinzu kommen je nach Beo-
bachtungszeitraum und Vorgaben des Forschungsvorhabens noch etwa 10.000 zusatzliche
Szenariokraftwerke und diverse Leitungsprojekte.

© Lauf- und Schwellkraftwerke Legende

@ (Pump-)Speicherkraftwerke — 400 kV

@ Andere Emeuerbare — 230 kv

A Kernkraftwerke —— 110-150 kV oder DC

B Thermische Kraftwerke : 2 ZZZZE Projekte

Abbildung 1: Ubersicht iiber die beriicksichtigten Kraftwerke (links)
und Leitungen (rechts) in ATLANTIS

Das Modell vereint eine technische Modellierung des Elektrizitatssystems mit wirtschaft-
lichen Modellen in sich. Auf der technischen Seite bietet ATLANTIS die Mdglichkeit einer
detaillierten Abbildung von derzeit 30 verschiedenen Kraftwerkstypen, wobei jedes einzelne
Kraftwerk mit Parametern wie z.B. Brutto- und Nettoleistung, Einspeiseknoten, geographi-

> Union form the Co-ordination of Transmission of Electricity
6 European Network of Transmission System Operators for Electricity
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sche Position (Koordinaten), Wirkungsgrad und dessen Veranderung Uber die Zeit, tech-
nische Verfugbarkeiten oder das RAV’ und die monatliche Erzeugungscharakteristik bei dar-
gebotsabhingigen Energietragern modelliert werden kann. Die Leitungen (Abbildung 1
rechts) sind ebenfalls mit physikalischen Parametern (Leitungsimpedanzen, Lange, ther-
mische Grenzleistung etc.) im Modell hinterlegt. Die Kombination aus Kraftwerken, Lei-
tungen und einem knotengenau modellierten Verbrauch (,vertikale Last“, Datenquelle
ENTSO-E) erméglichen eine integrierte Lastflussrechnung, die mit einem DC-OPF-Algorith-
mus® realisiert wurde.

Die wirtschaftliche Seite beinhaltet Marktmodelle in unterschiedlicher Detailstufe sowie
Unternehmensmodelle, denen jeweils ein Endkundenverbrauch und die entsprechenden
Kraftwerke zugeordnet werden. Zusammen mit den technischen Modellteilen stellen diese
Untermodelle eine wertvolle Kombination dar. Im Gegensatz dazu beinhalten beispielsweise
rein wirtschaftliche Modelle bzw. reine Marktmodelle oft keine Zeitlinie (technische bzw.
wirtschaftliche Lebensdauer der Kraftwerke, Leitungen etc.) oder sie nehmen das Beobach-
tungsgebiet als ,Kupferplatte” an, das bedeutet, dass die physikalischen Einschrankungen
des Netzes nicht berlicksichtigt werden.

2.3 Simulationsablauf im Modell

Zur Ubersicht ist in Abbildung 2 der Modellablauf in ATLANTIS dargestellt. Am Beginn jedes
simulierten Jahres wird eine Leistungsdeckungsrechnung ausgefiihrt, bei der geprift wird,
ob der hinterlegte Kraftwerkspark die Jahreshéchstlast® decken kann.

Danach wird die Energiedeckung berechnet, indem zunachst ein Monat in eine frei konfi-
gurierbare Anzahl an Peak- und Offpeak-Subperioden® unterteilt wird. Fir jede dieser Sub-
perioden wird in den unterschiedlichen Modellschritten ein kostenoptimaler Kraftwerks-
einsatz ermittelt. Wirtschaftlich relevante Ergebnisse wie der dazu notwendige Brennstoff-
einsatz, die erzielten Erl6se am Strommarkt, Abschreibungen, Zinsen, Personalkosten etc.
werden abschlieBend im Unternehmensmodell aus den technischen Ergebnissen abgeleitet.

Fiir spezielle Untersuchungen — beispielsweise Starkwindfalle oder Zeiten besonders schwa-
chen Verbrauchs — wurde das ,Extremfallwerkzeug” entwickelt, mit dessen Hilfe bestimmte
Zeitpunkte (Perioden) unter entsprechend veranderten Parametern im Anschluss an die
eigentliche Basissimulation erneut gerechnet werden kénnen.

/ Regelarbeitsvermogen; in ATLANTIS wird der Begriff generell als der Langzeitmittelwert der jahrlichen
Erzeugung eines Kraftwerks mit dargebotsabhdngigem Primarenergietrdger verwendet.

®bC Optimised Power Flow

? Sowohl die absolute Jahreshéchstlast (Winter) als auch eine Sommerhochstlast werden geprift, da diese in
stdlicheren Landern (Italien, Griechenland) ebenfalls eine kritische Situation darstellt.

% peak- und Offpeakzeiten werden gemaR marktiblicher Definition von Montag bis Freitag, 8:00 bis 20:00
(Peak) und Montag bis Freitag, 20:00 bis 8:00 sowie Samstag und Sonntag 0:00 bis 24:00 (Offpeak) gewahlt.
Diese Peak- bzw. Offpeakzeitspanne kann dann jeweils in bis zu 100 weitere Subperioden unterteilt werden.
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Datenbank, Modelle und Szenariodefinition
Allgemeine Parameter, Netz und Knoten, Kraftwerke und Kraftwerksparameter,
Unternehmensdaten, Hydro-Datenbank, Bedarfsentwicklung, Brennstoff- und CO=-
\_ Preisentwicklung, Kraftwerksparkentwicklung, Netzentwicklung... Yy,

~~

Leistungsdeckungsrechnung
Lastflussrechnung fir die Jahreshéchstlast und Sommerhdchstlast unter ‘—
Beriicksichtigung der gesichterten Leistung.
\_ falls nétig: automatischer Kraftwerkszubau an optimierten Standorten Y,

~

Folgende Modelle werden fiir jede Periode in jedem Monat berechnet:

Energiedeckung: Gesamtmarktmodell
monatliche Dauerlinie pro Land unterteilt in PEAK/OFFPEAK
(frei diskretisierbare Anzahl an Perioden)
Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerkseinsatz mit Beriicksichtigung des Verbundnetzes

Jahr + 1

Marktmodell: Market Coupling mit NTC
Optimierung: Market Coupling in ENTSO-E CE basierend auf
Net Transfer Capacities (NTC) an den Landergrenzen (Cross-Border)
Ergebnis: Kraftwerkseinsatz und Landerbilanzen (Reglerwerte)

DIEE/TU Graz.

Energiedeckung: Lastfluss nach Marktimodell
Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerksredispatch mit Lastfluss unter Einhaltung der
Landerbilanzen aus dem Market Coupling (Minimierung von internationalem Redispatch)

L /

Extremfall-Tool Unternehmensmodell
Berechnen von Extremféllen innerhalb Bilanz und Gewinn- und Verlustrechnung fir
des Szenarios die modellierten Erzeugungsunternehmen

Auswertung
Darstellung von Lastflissen, Kraftwerkseinsatz, Unternehmensbilanzen...

Abbildung 2: Simulationsablauf in ATLANTIS

2.4 Die integrierten Markt- und Lastflussmodelle

Die Leistungs- und Energiedeckungsrechnung sind die wesentlichsten Kernkomponenten des
Simulationsmodells ATLANTIS. Beide erfolgen auf Basis einer DC-Lastflussrechnung (DC-OPF),
im Falle der Energiedeckung werden zuvor jedoch auch Marktmodelle eingesetzt, die den
optimalen Kraftwerkseinsatz bestimmen. Dabei wird in ein einfaches Borsenmodell zur
Abbildung des vollstandig integrierten Elektrizitatsbinnenmarktes ohne jegliche Handelsein-
schrankungen und in ein Zonenpreismodell (europaweites Market Coupling) unter Beriick-
sichtigung von Net Transfer Capacities (NTC’s) an den Grenzen unterschieden. Beide Markt-
modelle vernachlissigen das Ubertragungsnetz und bestimmen den optimalen Kraftwerks-
einsatz gemald ,Kupferplatte”. Nachdem der Fahrplan laut Markt bestimmt ist, wird die phy-
sikalische Realisierung mit Hilfe der Lastflussmodelle gepriift und im kostenminimalen Rah-
men in den Fahrplan eingegriffen (Redispatch) und/oder modellierte Phasenschiebertrans-
formatoren eingesetzt, so dass die physikalischen Grenzen inklusive Sicherheitsmarge einge-
halten werden kdnnen. In der Praxis bieten sich dem Netzbetreiber noch weitere, giinstigere
und daher gegeniiber dem Redispatch bevorzugte Engpassmanagementmalnahmen, z.B.
Schalthandlungen, die aber im Lastflussmodell von ATLANTIS nicht abgebildet werden
kdnnen.
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2.4.1 Gesamtmarktmodell des integrierten Elektrizititsbinnenmarktes

Das Gesamtmarktmodell besteht aus einem Borsenmodell, welches in einem zweistufigen
Prozess den kostenoptimalen Kraftwerkseinsatz bestimmt, und einem DC-Lastflussmodell,
das auch die physikalischen Randbedingungen des Ubertragungsnetzes beriicksichtigt. Das
Borsenmodell kommt im Rahmen dieser Arbeit insbesondere in Kapitel 3 zum Einsatz, da der
folgend beschriebene zweistufige Ausbau die modellgestiitzte Schatzung des Wohlfahrts-
gewinnes durch die Stromborse ermdglicht.

1. Im ersten Schritt versucht jedes modellierte Unternehmen, den ihm zugeordneten
Endkundenbedarf mit dem eigenen Kraftwerkspark11 zu decken. Hat das Unter-
nehmen lberschiissige Kraftwerkskapazitaten, so bleiben diese vorerst ungenutzt. Hat
das Unternehmen zu wenig Kapazitat, so besteht ein Fehlbedarf, welcher nach dem
ersten Modellschritt noch ungedeckt bleibt.

2. Zur Simulation des Boérsenhandels werden nun die Uberschiissigen Kapazitdten der
Unternehmen als Angebotskurve an der simulierten Bérse angeboten. Der entstan-
dene Fehlbedarf sowie alle bisher eingesetzten Einheiten bilden die Nachfragekurve.
Im Schnittpunkt dieser beiden Kurven bildet sich der , Tauschpreis”, der dem Markt-
raumungspreis, welcher sich aus der Merit Order geschnitten mit dem Endkunden-
bedarf bildet, exakt entspricht.

Nach diesen beiden Modellschritten steht der Kraftwerkseinsatz gemafll Marktergebnis fest.
Daraufhin wird mit einem DC-OPF-Modell gepriift, ob dieser Fahrplan im physikalischen Netz
realisierbar ist und gegebenenfalls durch die bereits beschriebenen Schritte angepasst. Fiir
Details zur Realisierung dieses Modells und der zugrundeliegenden mathematischen Be-
schreibung siehe (Nacht, 2010), insbesondere die Seiten 47ff. Zur Ubersicht ist der Ablauf
des Gesamtmarktmodells in Abbildung 3 graphisch dargestellt.

2.4.2 Zonenpreismodell mit Market Coupling und Redispatch

Das zweite in ATLANTIS integrierte Marktmodell-Paket ist das Zonenpreismodell mit an-
schlieBendem Lastflussmodell zur Berechnung der physikalischen Umsetzbarkeit des resul-
tierenden Kraftwerkseinsatzes. Der Unterschied des Zonenpreismodells im Vergleich zum
Borsenmodell aus 2.4.1 liegt in der Berlicksichtigung von Net Transfer Capacities (NTCs)
zwischen den einzelnen Staaten anstelle der Kupferplatte. Bei nicht ausreichenden Transfer-
kapazitaten kommt es zur Bildung von separaten Preisen je Land, den sogenannten Zonen-
preisen (zonal pricing). Sind die Kapazitdten ausreichend, so verbinden sich die Markte
(market coupling) und es entsteht ein Gebiet mit einheitlichem Marktpreis.

! Jedem modellierten Kraftwerksblock in ATLANTIS ist ein Eigentimer-Unternehmen zugeordnet. Ist der Eigen-
timer kein eigens modelliertes Unternehmen, so wird das Kraftwerk einem aggregierten ,Restunternehmen” zu-
geordnet, welches alle nicht explizit modellierten Unternehmen eines Landes zusammenfasst.
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E Unternehmen versuchen, den Bedarf der eigenen
—_— < Endkunden mit dem eigenen Kraftwerkspark zu decken.
()] o  Uberschusskapazitaten bleiben ungenutzt, fehlende
o > ~  Kapazitaten bleiben zunéchst ungedeckt.
o I
& £
- =
Y © - . -
rm = £  Freie Kapazitaten werden angeboten, fehlender Bedarf und 0
© 5 zum Einsatz vorgesehene Kraftwerke werden nachgefragt. / \
E o  Teurere Kraftwerke werden getauscht durch glnstigere und g
= o esergibt sich der optimale Kraftwerksfahrplan (Kupferplatte). %—"
o ]
7))
8

DC-OPF-Lastflussmodell zur Beriicksichtigung der physikalischen
Restriktionen des Netzes. Der Fahrplan aus dem Marktmodell wird
gepriift und bei Notwendigkeit mittels Redispatchmal3nahmen angepasst.

Lastfluss

Abbildung 3: Schematische Darstellung des Gesamtmarktmodells in ATLANTIS

Das Optimierungsmodell versucht, den kostenglinstigsten Kraftwerks-
einsatz einer Regelzone zur Deckung deren Nachfrage inklusive
Importen und Exporten aus anderen Regelzonen unter Ein-
haltung von Handelseinschrankungen (NTCs) zu ermitteln.

Das Modell entspricht einem europaweiten Market Coupling mit einem
Engpassmanagement basierend auf dem NTC-Konzept. Der resultie-
rende Kraftwerkseinsatz wird mittels definierter Schnittstelle an den
nachgeschalteten DC-OPF-Algorithmus tbergeben.

Marktmodell

DC-OPF-Lastflussmodell zur Berticksichtigung der physikalischen
Restriktionen des Netzes. Der Fahrplan aus dem Marktmodell wird
gepruft und bei Notwendigkeit mittels RedispatchmalRnahmen angepasst.

Zonenpreismodell
ﬂ‘

Zusatzlich wird in diesem Modell versucht, den Redispatch innerhalb der
Regelzonen zu halten ("zoneninterner Redispatch”). Ist dies nicht méglich,
wird ein Redispatch Uber Regelzonengrenzen hinaus in beschranktem
Rahmen durchgefihrt.

Lastfluss

Abbildung 4: Schematische Darstellung des Zonenpreismodells in ATLANTIS, nach (Nischler, 2014)
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Anders ausgedriickt entspricht das Modell einer Implementierung eines europaweiten
Market Coupling, wie dies durch die Einfiihrung der Marktkopplung in Zentralwesteuropa
(CWE) bereits mit Frankreich, Deutschland und den Benelux-Staaten im Jahr 2010 realisiert
wurde (EPEX Spot, 2014a). Im Februar 2014 wurde der nachste Schritt in diese Richtung
unternommen, indem die Kopplung der CWE auf die nordischen und baltischen Staaten
sowie GroRbritannien zur Preiskopplung in Nordwesteuropa (NWE) erweitert wurde (EPEX
Spot, 2014a)

In Abbildung 4 ist der Ablauf des Zonenpreismodells grafisch dargestellt. Die Berechnung er-
folgt parallel zum Gesamtmarktmodell und baut nicht auf dessen Ergebnisse auf. Dies
ermoglicht die gezielte Auswahl der Ergebnisse des jeweiligen Marktmodells, angepasst an
die jeweilige Fragestellung, die mit ATLANTIS untersucht werden soll.

Das Zonenpreismodell wurde im Zuge der Diplomarbeiten von Nischler und Nacht ent-
wickelt. Eine detaillierte Beschreibung des Marktmodells ist in (Nischler, 2009) und jene des
DC-OPF-Modells in (Nacht, 2010) nachschlagbar. Fiir die Beschreibung der Verbindung der
beiden Modelle, die im Rahmen der Dissertation von Nischler entwickelt wurde, sowie den
genauen Modellablauf und weitere Details zur Modellierung sei auf (Nischler, 2014) ver-
wiesen.

2.4.3 Zur Beriicksichtigung der Netz- bzw. Systemsicherheit im Modell

Die Berlicksichtigung der Systemsicherheit in den Lastflussmodellen erfolgt durch die
Einhaltung einer Transmission Reliability Margin (TRM) von 30 %, das bedeutet, dass im re-
sultierenden Lastfluss keine Leitung mehr als 70 % ausgelastet ist. Dies entspricht in guter
Ndherung der Einhaltung des (n-1)-Kriteriums, vgl. (NEP, 2012 S. 102).

In jenen Fallen, in denen der Lastfluss im Modell nicht I6sbar ist, kann das Modell die TRM
automatisch um 5 % verringern. Dieser Schritt kann einmal wiederholt werden, ist eine
Losung bei 80 % maximaler Leitungsauslastung auch nicht moglich, missen die Modellan-
nahmen (iberarbeitet und die Simulation wiederholt werden. Im Rahmen dieser Arbeit
wurde eine Leitungsbelastung tGber 70 % in seltenen Fdllen toleriert, da die Netzbetreiber in
solchen Situationen weitere Malnahmen ergreifen kdnnen, um die (n-1)-Sicherheit aufrecht
zu erhalten, die im Modell nicht abgebildet sind (z.B. Sonderschaltzustdande).
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2.5 Beriicksichtigung dargebotsabhéangiger Erzeugung

Das Modell ATLANTIS ist so gestaltet, dass die Modelleingangsdaten prinzipiell auf monat-
licher Basis definiert werden kdénnen. Ein Monat kann jedoch noch in Perioden weiter
unterteilt werden, deren Anzahl und Breite in Ein-Prozent-Schritten der Peak- und Offpeak-
zeit*? frei konfigurierbar sind.

Auf Monatsbasis erfolgt prinzipiell auch die Abbildung der Charakteristika der sogenannten
dargebotsabhdngigen Erzeugung, die Wasserkraft, Windkraft und Photovoltaik umfasst.
Diese werden durch die Verfliigbarkeit des jeweiligen Primarenergietragers liber die Zeit
bestimmt. Die Modellierung dieser Charakteristik in ATLANTIS erfolgt durch die folgend
dargestellten KenngrofR3en.

2.5.1 Die Angabe des Regelarbeitsvermogens einer Kraftwerkseinheit

Das Regelarbeitsvermogen (RAV) entspricht jener Energiemenge (Arbeitsvermogen), die im
langjahrigen Mittel von einer Erzeugungseinheit produziert werden kann. Der Begriff stammt
urspringlich aus der Wasserkraft, wo das RAV blicherweise aus dem Leistungsplan
ermittelt werden kann (Giesecke, et al., 2009 S. 33 u. 57). Die Definition des Begriffes, also
das Arbeitsvermoégen im Regel- oder Normaljahr (Giesecke, et al., 2009 S. 39), lasst sich
ebenso auf Windkraft und Photovoltaik umlegen.

Die Schwankungen der Erzeugung sind insbesondere fir zukiinftige Jahre nur sehr schwer
modellierbar und konsistent” annehmbar. Die Wiederholung eines Simulationslaufs mit
ATLANTIS soll und muss unter gleichen Annahmen zu identischen Ergebnissen fiihren. Da-
durch scheidet die Verwendung von zufallig generierten Werten fiir die Einspeisung auf Basis
der historischen Erzeugung aus; denn wenn diese so verwendet werden, dass in jedem Lauf
identische Zufallswerte generiert werden, so wird immer nur der selbe mégliche Fall be-
trachtet. Dies flihrt die Verwendung von Zufallswerten ad absurdum. Da nur ein bestimmter
Erzeugungsfall modelliert werden kann, ist der Einsatz der Erwartungswerte der Erzeugung
der geeignetere Ansatz. Mit zusatzlichen Werkzeugen — dem sogenannten ,Extremfall-Tool",
siehe Abbildung 2 auf Seite 12 — kann in ATLANTIS die verfiigbare Erzeugung der dargebots-
abhangigen Kraftwerke fiir bestimmte Zeitpunkte der Simulation nachtraglich variiert und
erneut simuliert werden.

Das RAV kann — sofern flir Bestandsanlagen nicht aus einschldgigen Quellen bekannt — aus
meteorologischen Daten mit Hilfe von Modellen abgeleitet werden. Als Basis dazu dienen

" Diese sind gemald gangiger Marktdefinition wie folgt festgelegt: Peak-Periode von Montag bis Freitag, 8:00 bis
20:00; Offpeak-Periode Montag bis Freitag, 20:00 bis 8:00 sowie Samstag und Sonntag 0:00 bis 24:00.

B im Forschungsprojekt EL.ADAPT (Bachner, et al., 2013) wurden beispielsweise die Ergebnisse aus Klima-
modellen genutzt, um die Entwicklung der Erzeugungscharakteristik erneuerbarer Energien in die Zukunft fort-
schreiben zu kdnnen. Dabei ist wichtig, dass alle notwendigen KlimagroRen (Temperatur, Niederschlag, Wind,
Sonneneinstrahlung) aus demselben Modell entstammen, weil unterschiedliche Modelle zu unterschiedlichen
Zukunftspfaden fuhren kénnen.
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z.B. Daten von nationalen meteorologischen Instituten wie der Zentralanstalt fir Meteo-
rologie und Geodynamik (ZAMG) in Osterreich und dem Deutschen Wetterdienst (DWD) in
Deutschland. Sind keine besser aufgelosten Daten von nationalen Instituten verfigbar, wird
auf Satellitenmessdaten der NASA™ (Monatsmittelwerte) zuriickgegriffen (NASA, 1983-
2005).

2.5.2 Die monatliche Charakteristik der erneuerbaren Energien

Es ist bekannt, dass sich das Regelarbeitsvermogen nicht gleichmaRig Gber das Jahr verteilt,
sondern jede dargebotsabhangige Erzeugungsform seine eigene innerjéhrliche Charakteristik
aufweist. Diese ist von Energietrager zu Energietrager, aber auch von Land zu Land verschie-
den, je nach geographischer Lage.

Der monatliche Anteil des Regelarbeitsvermogens wird im Modell ATLANTIS mit Erzeugungs-
koeffizienten modelliert, welche gemaR Gleichung (2.1) definiert sind:

¢ = Wi W
TIEW,RAV 2
mit: fi oo, Erzeugungskoeffizient im Monat i

Wi, Wi Erzeugte elektrische Energie im Monat i bzw. j

RAV .....cvvvvvvvennaen. Regelarbeitsvermdgen

Diese Erzeugungskoeffizienten werden statistisch aus historischen Daten von Wasserabfluss,
mittleren Windgeschwindigkeiten und Sonneneinstrahlungsdaten gewonnen. Fir eine ge-
nauere Beschreibung verwendeter Modelle zur Berechnung des RAV und der Erzeugungs-
koeffizienten fur ATLANTIS siehe (Pattis, 2012) fur Photovoltaik und (Schippel, 2010) fir
Wind- und Wasserkraft bzw. deren Weiterentwicklungen in (Bachner, et al., 2013 S. 32-34)
und (Nacht, et al., 2013 S. 3-5).

Je nach Land sind diese Daten in unterschiedlicher zeitlicher und raumlicher Auflésung
gegeben. Fiir Osterreich sind u.a. Abflussdaten aus dem eHyd (eHyd, 2014) des Lebens-
ministeriums (BMLFUW) und mittlere Windgeschwindigkeiten der ZAMG hinterlegt. Der
DWD bietet auf der Plattform WebWerdis (DWD, 2014) ebenfalls Produkte, die eine gute
Datengrundlage zur Modellierung bilden. Analog zu der Annahme des RAV werden auch bei
den Erzeugungskoeffizienten die Daten der NASA herangezogen, sofern keine nationale
Quelle verfligbar ist.

2.5.3 RES-Periodenfaktoren

Ein Monat wird in ATLANTIS noch weiter in Peak- und Offpeakperioden unterteilt. Eine Auf-
teilung des RAV kann aufgrund der bisher gezeigten Modelleingangsdaten nur gleichmaRig

" National Aeronautics and Space Administration
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Uber diese Perioden erfolgen. Da dies nicht der Realitat entspricht, sondern insbesondere
bei Photovoltaik eine Erzeugung eher zu den Starklastzeiten® erfolgt, wurden Perioden-
faktoren in das Modell eingefligt, welche die Erzeugung von Wind und Photovoltaik gemaR
einer statistischen Analyse stiindlicher Einspeisedaten von Deutschland, Osterreich, Frank-
reich und Italien gewichtet auf diese Perioden aufteilt.

2.6 Neuentwicklung des betriebswirtschaftlichen Modellteils

Die wichtigste Eigenschaft des Modells ATLANTIS ist die Kopplung von wirtschaftlichen und
technischen Modellen. Damit nicht nur gesamtsektorale Untersuchungen mit Hilfe von
Marktmodellen moglich sind, sondern auch Effekte auf einzelne Elektrizitatsunternehmen
untersucht werden kdnnen, wurde in ATLANTIS die Moglichkeit der Modellierung auf Unter-
nehmensbasis implementiert.

Diese Unternehmensmodellierung baut im Wesentlichen auf zwei Zuordnungen auf:

e Die Zuordnung aller in ATLANTIS modellierter Kraftwerksblécke zu einem Eigen-
timerunternehmen, welches sowohl die Kosten des Kraftwerks tragt als auch die
Ertrage durch dessen Betrieb erwirtschaftet.

e Die Aufteilung des Endkundenverbrauchs je Land auf die modellierten Unternehmen
unter Zuhilfenahme eines Verteilungsschlissels, im Idealfall der tatsachliche End-
kundenabsatz oder Marktanteil, oder mit HilfsgréBen wie der Anzahl der Endkunden.
Durch die Annahme des eigenen Endkundenbedarfs wird die Berechnung des Strom-
handels an der Borse aus der Simulation heraus moglich.

Da die Gesamtzahl der Elektrizitatsunternehmen inklusive aller regionalen Versorger (z.B.
Stadtwerke) flir eine Modellierung einen erheblichen Aufwand darstellt, konnen je Land nur
die groBRten Unternehmen einzeln erfasst werden. Alle anderen Unternehmen eines Landes
werden zu je einem aggregierten Restunternehmen zusammengefasst. Die Zuteilung von
Kraftwerken und Endverbrauch wird in Kapitel 3.5.1.1 auf Seite 56 fiir die konkrete Anwen-
dung am Beispiel Deutschland genauer erldutert.

Erst aufgrund der Unternehmenszuordnung ist es moglich, eine betriebswirtschaftliche
Gegenliberstellung von Kosten und Ertrdagen zu erstellen. Dies geschieht in ATLANTIS im
Zuge eines simulierten Jahresabschlusses, der fiir jedes modellierte Unternehmen erstellt
wird. Die Simulation des Jahresabschlusses der modellierten Unternehmen hat fiir die vorlie-
gende Arbeit eine zentrale Bedeutung und wurde daher Uberarbeitet und um einige neue
Funktionen erweitert. Die Unterschiede vor und nach der Uberarbeitung sowie der er-
weiterte Funktionsumfang und die damit moéglichen Untersuchungen sind in den folgenden
Unterabschnitten dokumentiert.

> GemaR Marktdefinition 8:00 bis 20:00; PV produziert zum Vergleich in der Zeitspanne von etwa 5:00 bis 20:00.
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2.6.1 Ziele der Uberarbeitung und neue Funktionen

Aus dem Simulationsmodell ATLANTIS ergeben sich endogen weit weniger Informationen,
als es fiir die Erstellung einer Unternehmensbilanz z.B. nach § 224 UGB in Osterreich oder
einer entsprechenden Gewinn- und Verlustrechnung (GuV) notwendig wéare. Aus diesem
Grund wurden bereits im bestehenden Bilanzmodul des Modells Vereinfachungen und An-
nahmen getroffen. Aus diesen Annahmen heraus entstehen zusatzliche Modellunsicher-
heiten, die die endogenen Ergebnisse aus den Simulationsrechnungen verfalschen kénnen.

Ein Ziel der Uberarbeitung ist es, diese Annahmen so weit wie mdglich zu reduzieren und das
Modul dabei bewusst so zu vereinfachen, dass die wesentlichen Aufwands- und Ertrags-
komponenten und damit die qualitative Aussagekraft des Modellteils bestehen bleiben.
Zusatzlich wurden im Rahmen der Vereinfachung zusatzliche Berechnungsschritte hinzu-
geflgt, die notwendige neue Funktionalitdten fir die Untersuchungen der vorliegenden
Arbeit ermoglichen. Diese sind:

e Ermittlung der variablen und fixen Kostenkomponenten der Erzeugung pro Unter-
nehmen und Jahr

e Ermittlung von Brutto- und Nettokapitalstock gemafl Kapitel 5.1 (Seite 133) pro
Unternehmen und Jahr

e Aufschlisselung des Anlagevermogens, des Bruttokapitalstocks, der Abschreibung
und Zinsen pro Unternehmen, Kraftwerkstyp, Kraftwerksalter und Jahr

e Eine Moglichkeit zur Modellierung von Unternehmen, die erst nach dem Basisjahr
2006 gegriindet werden

Um einen Vergleich zwischen dem bestehenden und dem gednderten Modul zu ermog-
lichen, wird die Uberarbeitung nicht im bestehenden Modul durchgefiihrt. Die Anderungen
werden stattdessen parallel dazu in einer neuen Prozedur implementiert, welche unab-
hangig vom Bestand am Ende der Simulation ausgefiihrt werden kann.

2.6.2 Grundlagen zu Bilanz und Gewinn- und Verlustrechnung

Das Erstellen der Bilanz und der Gewinn- und Verlustrechnung (GuV) ist Teil des Jahresab-
schlusses nach Unternehmensrecht, den Unternehmen durchfiihren kénnen bzw. ab einem
gewissen Jahresumsatz erstellen miissen. Der Jahresabschluss dient dazu, sowohl betriebs-
intern als auch fiir externe Personen Informationen bereit zu stellen, wie es um Ertragslage,
Finanzlage und Vermogenslage des Unternehmens bestellt ist. (Heno, 2011 S. 10) (Lechner,
et al., 2003 S. 618ff)
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2.6.2.1 Gliederung und Aufbau der Bilanz

In der Bilanz werden Vermdégenswerte und Kapitalwerte einander gegenibergestellt. Die
Gliederung der Bilanz ist in Osterreich im Unternehmensgesetzbuch (UGB) geregelth. Da es
sich beim Uberwiegenden Anteil der Elektrizitditsunternehmen um Kapitalgesellschaften
handelt, wird in dieser Arbeit die Gliederung nach § 224 UGB kurz dargestellt (siehe
Abbildung 5).

Aktiva BILANZ Passiva
Anlagevermogen Eigenkapital
immaterielle Vermdgensgegensténde Nennkapital (Grund-, Stammkapital)
Konzessionen, Schutzrechte... Kapitalriicklagen
Geschaftswert, Firmenwert gebundene
geleistete Anzahlungen nicht gebundene
Sachanlagen Gewinnriicklagen
Grundstlicke, Bauten... gesetzliche Ricklagen
technische Anlagen und Maschinen satzungsmaBige Ricklagen
andere Anlagen, Ausstattung andere (freie) Riicklagen
geleistete Anzahlungen, Anl. in Bau Bilanzgewinn (oder -verlust)
Finanzanlagen unversteuerte Ricklagen
Anteile an verbund. Unternehmen R'L]ckstellungen

Ausleihungen

o Rickstellungen flir Abfertigungen
Beteiligungen

Rickstellungen flir Pensionen

Wertpapiere des Anlagevermdgens Steuerriickstellungen

Umlaufvermégen sonstige Riickstellungen
vorrate Verbindlichkeiten
Roh-, Hilfs-, Betriebsstoffe Anleihen
unfertige Erzeugnisse Verbindlichkeiten gg. Kreditinstituten
fertige Erzeugnisse und Waren Erhaltene Anzahlungen
noch nicht abrechenbare Lstg. Lieferverbindlichkeiten
geleistete Anzahlungen Verbindlichkeiten aus Wechsel
Forderungen Verbindlichkeiten gegeniber
Wertpapiere und Anteile verbundenen Unternehmen

Kassenbestand. Schecks Unt. mit Beteiligungsverhaltnis
Guthaben bei Kreditinstituten sonstige Verbindlichkeiten

Rechnungsabgrenzungsposten Rechnungsabgrenzungsposten

Abbildung 5: Ubersicht iiber die Bilanz von ésterreichischen Kapitalgesellschaften
eigene Darstellung, angelehnt an § 224 UGB

Auf der Seite der Aktiva befinden sich die Vermogenswerte, gegliedert in Anlagevermogen
und Umlaufvermdgen, sowie die aktiven Rechnungsabgrenzungsposten. Dem Anlage-
vermogen werden dabei gemaR § 198 Abs. 2 UGB jene Gegenstdnde zugeordnet, welche
J[...] bestimmt sind, dauernd dem Geschdftsbetrieb zu dienen.”. Es lasst sich weiter in
immaterielle Vermogensgegenstande, Sachanlagen und Finanzanlagen untergliedern. Im
Umlaufvermogen werden nicht dauerhaft dem Geschéaftsbetrieb dienende Gegenstinde
ausgewiesen. Dazu zdhlen nach § 224 UGB Vorrate, offene Forderungen, Wertpapiere und
Anteile sowie Kassenbestand, Schecks und Guthaben bei Kreditinstituten.

Auf der Passivseite werden Eigenkapital, unversteuerte Riicklagen, Riickstellungen und of-
fene Verbindlichkeiten sowie die passiven Rechnungsabgrenzungsposten aufgefiihrt. Im
Eigenkapital sind das Nennkapital, gebundene und nicht gebundene Kapitalriicklagen,

' Siehe dazu § 198 UGB sowie § 224 UGB erganzend flur Kapitalgesellschaften, vgl. (Lechner et al., S.644ff)
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Gewinnriicklagen und der Bilanzgewinn bzw. -verlust enthalten. Rickstellungen, welche u. A.
fir Abfertigungen und Pensionen verwendet werden, sowie die offenen Verbindlichkeiten
bilden gemeinsam das Fremdkapital (Lechner, et al., 2003 S. 699ff).

2.6.2.2 Gliederung der Gewinn- und Verlustrechnung

Fiir die Gewinn- und Verlustrechnung gilt § 231 UGB als Vorschrift zur Gliederung in auszu-
weisende Posten. Die GuV wird in Staffelform ausgewiesen, d.h. Ertrags- und Aufwandsgrup-
pen werden Ubereinander gestellt und durch Bildung von bestimmten Zwischensummen
werden zusatzliche Kennzahlen bereitgestellt. Bei der Aufstellung der GuV wird zwischen
dem Gesamtkosten- und das Umsatzkostenverfahren unterschieden. (Lechner, et al., 2003 S.
715)

In Abbildung 6 ist eine Ubersicht iiber die Gewinn- und Verlustrechnung nach dem Gesamt-
kostenverfahren dargestellt. Die Positionen wurden auf Basis von §231 Abs. 2 UGB gelistet
und die Bildung der Zwischensummen gemaR (Lechner, et al., 2003 S. 717) vermerkt.

10) Ertrage aus Beteiligungen

11) Ertrage aus anderen Wertpapieren und Ausleihungen
12) sonstige Zinsen und &hnliche Ertrage

1) Umsatzerlose 13) Ertréage aus Abgang und Zuschreibung von Finanzanlagen u. WP.
2) Veranderung des Bestandes an: 14) Aufwendungen aus Finanzanlagen und Wertpapieren des UV
fertigen und unfertigen Erzeugnissen Abschreibungen
nicht abrechenbaren Leistungen Aufwendungen aus verbundenen Unternehmen
3) andere aktivierte Eigenleistungen 15) Zinsen und ahnliche Aufwendungen

4) sonstige betriebliche Ertrage

16) Zwischensumme 10 bis 15: Finanzerfolg
aus Abgang und Zuschreibung von AV (ohne Finanzanlagen)

aus der Aufiosung von Rickstellungen 17) Ergebnis der gewohnlichen Geschiftstitigkeit (9+16)
Ubrige
5) Aufwendungen fiir Material u. sonst. bez. Herstellungsleistungen 18) aulerordentliche Ertrage
Materialaufwand 19) aulerordentliche Aufwendungen
Aufwendungen fiir bezogenen Leistungen
6) Personalaufwand 20) Zwischensumme 18+19: auBerordentliches Ergebnis

Lohne und Gehalter

Aufwendungen fiir Abfertigungen und Leistungen an betr. Mitarbeitervorsorgekassen 2 1) Steuern vom Einkommen und vom Edrag

Aufwendungen fiir Altersversorgung 22) Jahresiiberschuss/-fehlbetrag (17+20-21)
Aufwendungen fiir gesetzlich vorg. Sozialabgaben [...] und Pflichtbeitrage
sonstige Sozialaufwendungen 23) Auflbsung unversteuerter Ricklagen

7) Abschreibungen 24) Auflésung von Kapitalriicklagen

von immateriellen AV und Sachanlagen 25) Auflﬁsung von Gewinnrucklagen

26) Zuweisung zu unversteuerten Ricklagen
27) Zuweisung zu Gewinnriicklagen

von Umlaufvermdgen
8) sonstige betriebliche Aufwendungen

Steuern (ausgenommen Einkommen und Ertrag)
dbrige 28) Gewinn-/Verlustvortrag aus dem Vorjahr

9) Zwischensumme 1 bis 8: Betriebserfolg 29) Bilanzgewinn/-verlust (Summe von 22 bis 28)

Abbildung 6: Ubersicht iiber die Gewinn- und Verlustrechnung 6sterreichischer Kapitalgesellschaften,
angelehnt an § 231 Abs. 2 UGB und (Lechner, et al., 2003 S. 715ff)

2.6.3 Bestandsaufnahme der bisherigen Realisierung in ATLANTIS

Das bestehende Modul zur Berechnung der Bilanzen und der Gewinn- und Verlustrechnung
der modellierten Elektrizitatsunternehmen entspricht der Vorgehensweise fiir den Jahres-
abschluss gemaR oOsterreichischem Recht. Zur Erstellung insbesondere der GuV ist eine
detaillierte Aufschliisselung der Aufwands- und Ertragsseite notwendig, die jedoch nur zum
Teil endogen aus dem Simulationsmodell ATLANTIS ableitbar ist. Die restlichen Positionen
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mussen auf Basis der tatsachlichen Bilanzen / GuV aus dem Jahr 2006 unter gewissen An-
nahmen fortgeschrieben werden. Die Bilanz wurde auf die vier Posten Anlagevermdgen (AV)
und Umlaufvermogen (UV) auf der Aktiva-Seite und Eigenkapital (EK) sowie Fremdkapital
(FK) auf der Passiva-Seite reduziert. Das Anlagevermogen wird im Modell nur aus den
Sachanlagen gebildet, da alle anderen Positionen nicht aus dem Modell ableitbar sind und
fir Annahmen zukinftiger Entwicklungen nur wenig Information vorhanden ist. Aus der
Kraftwerksdatenbank ergibt sich fir jedes simulierte Jahr anhand der geschatzten histo-
rischen Anschaffungskosten sowie der berechneten linearen Abschreibung seit der Inbe-
triebnahme des Kraftwerkes das Modell-Anlagevermdgen gemaR Formel (2.2).

N N
AVy = Z RBW, 1 = Z(Awhist_i _ (T—IBN,) - AfA) (2.2)
i=1 i=1
mit: AV i, Anlagevermdgen im Jahr T (€)
RBW; T oo Restbuchwert des Kraftwerks i im Jahr T (€)
N o, Anzahl der Kraftwerke des Unternehmens
AWpist i covevenenrennne Historischer Anschaffungswert des Kraftwerks i (€)
IBNj oo, Inbetriebnahmejahr des Kraftwerks i
AfAj e, jahrliche Absetzung fir Abnutzung des KW i (€/a)

Das Umlaufvermogen lasst sich aus den Simulationsdaten nicht direkt ableiten, stellt aber
bei Elektrizitatsunternehmen einen relevanten Posten dar, da unter anderem die gelagerten
Brennstoffe bei thermischen Anlagen einen entsprechenden Wert darstellen. Aus diesem
Grund wurde das Umlaufvermogen (UV) des Jahres 2006 — neben anderen wirtschaftlichen
Modelleingangsdaten — von verschiedenen Unternehmen in diversen Arbeiten recherchiert,
siehe z.B. (Pojer, 2010) fiir Osterreich und (Langmann, 2010) fiir Deutschland. Anhand einer
einfachen Funktion zur Schatzung der Entwicklung des UV wird dieses liber die simulierten
Jahre fortgeschrieben. Dabei wird ein Index erstellt, in den der Erlés des Vorjahres, der
Brennstoffverbrauch des aktuellen Jahres und die Verdanderung des Brennstoffpreises ein-
flieBen.

Aus dem Anlage- und Umlaufvermogen wird die Summe der Aktiva gebildet. Das Fremd-
kapital (Verbindlichkeiten) ist aus den Geschaftsberichten des Jahres 2006 recherchiert und
wird von der Summe der Aktiva abgezogen, siehe (2.3). So ergibt sich die Passivaseite fiir das
Basisjahr 2006.

2006 ist das Basisjahr der Simulationen mit ATLANTIS. Alle fortgeschriebenen bzw. indizierten Parameter
beziehen sich auf Startwerte, die aus Geschéftsberichten in diesem Jahr abgeleitet wurden.
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EK3006 = AV2006 + UV2006 — FK2006 (2.3)
mit: EK2006 . cevreneerernnneeennnn. Eigenkapital im Basisjahr

AV 2006 vveerrreeerreennnnns Anlagevermogen im Basisjahr (aus Modell)

UV2006 .cceeemrrreerereeennns Umlaufvermoégen 2006 (recherchiert)

FK2006-ccceeerrrremnreeennnn Fremdkapital 2006 (recherchiert)

Fiir die weiteren Jahre bildet sich das Eigenkapital aus der Modellrechnung, indem zum

jeweiligen EK des Vorjahres der Bilanzgewinn hinzugerechnet bzw. der Bilanzverlust abge-

zogen wird. Das aus den Kraftwerksdaten ermittelte AV und das fortgeschriebene UV bilden

wieder die Aktivaseite und das neue Fremdkapital wird mit Formel (2.4) berechnet. Mit

diesem Schritt ist die Bestimmung der Bilanz aus den Modellergebnissen vollstandig.

mit: FKT e Fremdkapital im Jahr T (> 2006)
AVT oo, Anlagevermogen im Jahr T (aus Modell)
UVT e, Umlaufvermogen im Jahr T (fortgeschrieben)
EKT oo, Eigenkapital im Jahr T (aus Modell)

Die einzelnen Punkte der Gewinn- und Verlustrechnung, welche aus dem Modell gewonnen

werden, sind in folgenden Punkten analog zu Abbildung 6 zusammengefasst.

1. Umsatzerlose: Aus dem Modell ergeben sich die Erl6se durch den Stromverkauf an der

Bérse, also im Wesentlichen an andere Elektrizitdtsunternehmen. Der Erlds aus dem

Endkundenabsatz ist ebenfalls Teil der GuV, ergibt sich aber im Modell unter der

Annahme eines vorgegebenen Gewinns, wie folgend noch weiter beschrieben wird.

Werden die CO,-Emissionszertifikate berlcksichtigt, so fallen Ertrage aus dem Emis-

sionshandel ebenso unter diesen Punkt. Die Vorhaltung und der Abruf von Sekundar-

regelreserve (Systemdienstleistung) werden stark vereinfacht beriicksichtigt und mit

angenommenen Preisen bzw. dem durchschnittlichen Marktpreis bewertet, siehe

Formel (2.5).
ESysDL = Z (Pyor " Kyor - Tper + Wsek - D) (2.5)
Perioden
mit: EgyspL weeserererenenenens Ertrage aus Systemdienstleistung (€)
Proreeeeeeenieeeniieenne Vorgehaltene Leistung (je Periode) (MW)
Kopor cveeeeenenneneenneannns spezifischer Erlos fir Vorhaltung (€/MW/h)
Tper oo, Periodenldnge (h)
Week cvveeniveemneeennannnn abgerufene Regelenergie (MWh)
D oo mittlerer jahrlicher Marktpreis (€/MWh)
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2. Veranderungen des Bestandes: nicht erfasst
3. Andere aktivierte Eigenleistungen: nicht erfasst

4. Sonstige betriebliche Ertrage: Hierzu kénnen die Ertrage aus dem Engpassmanage-
ment hinzugezahlt werden, also Ausgleichszahlungen, die vom Netzbetreiber bei posi-
tivem Redispatch geleistet werden und sich aus dem Modell ergeben.

5. Aufwendungen flr Material: aus dem Kraftwerkseinsatz wird Gber den Wirkungsgrad
der Kraftwerke (statisch, ohne Teillast) der notwendige Brennstoffbedarf berechnet
und mit dem im Modell hinterlegten angenommenen Verlauf der Brennstoffpreise
bewertet. Daraus ergibt sich der in der GuV eingehende Brennstoffaufwand. Viele
Osterreichische Unternehmen haben im Geschaftsbericht 2006 auch den Stromzukauf
von anderen Unternehmen und den Zukauf von Emissionszertifikaten unter diesem
Punkt zusammengefasst. Beide GroRen ergeben sich als Menge endogen aus dem
Modell und werden mit dem aus dem Marktmodell resultierenden Marktpreis und der
Annahme des CO,-Zertifikatepreises bewertet.

6. Personalaufwand: basierend auf dem recherchierten Personalaufwand des Basisjahres
2006 aus Geschaftsberichten wird der Personalaufwand unter Berlicksichtigung der
Veranderung der Erzeugungskapazitdten (installierte Leistung) und eines Personal-
kostenindex (im Wesentlichen die Inflationsabgeltung) fortgeschrieben.

7. Abschreibungen: berechnen sich als lineare Abschreibung (iber die wirtschaftliche
Nutzungsdauer vom historischen Anschaffungswert jedes einzelnen modellierten
Kraftwerks, das dem Unternehmen zugeordnet ist.

8. Sonstige betriebliche Aufwendungen: Auller Einkommenssteuern werden im Modell
keine Steuern beriicksichtigt. Die Ausgleichszahlungen an den Netzbetreiber bei nega-
tivem Redispatch kdnnen hier zugeordnet werden. Diese ergeben sich endogen aus
dem Modell.

Dem Finanzerfolg (10-15) kdnnen aus dem Modell einzig die Fremdkapitalzinsen zugeordnet
werden, die sich aus dem in der Bilanz ermittelten FK und einem angenommenen jahrlichen
Zinssatz zusammensetzen.

Der resultierende Gewinn wird Uber die Verzinsung des Eigenkapitals mit einem ange-
nommenen Zinssatz ermittelt. Durch Bildung der Differenz aller Ertrage und aller Aufwen-
dungen inklusive des so kalkulierten Gewinns ergibt sich ein Fehlbedarf, der durch den End-
kundenvertrieb gedeckt werden muss. Bezieht man diesen Ertrag aus Stromverkauf an
Endkunden auf die gesamte gelieferte Energie an Endkunden, so erhalt man den Eigenwirt-
schaftlichkeitspreis des Unternehmens. Dies ist jener Energiepreis in ct/kWh, den das
Elektrizitatsunternehmen mindestens von den Endkunden einheben muss, um die
festgesetzten Gewinne erwirtschaften zu kdnnen (entspricht in etwa einer ,,second best”-
Regulierung, bei der der kalkulierte Gewinn als Kosten verbucht wird).
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2.6.4 Vereinfachungen und Verdnderungen anhand einer Beispielrechnung

Die neue Berechnungsvariante fir den Jahresabschluss wird in diesem Unterabschnitt
anhand eines einfachen, fiktiven Elektrizitdtssystems erklart, welches nur aus wenigen Kraft-
werken besteht und so angelegt ist, dass die vier modellierten Unternehmen alle Funktionen
des neuen Modells umfassen. Das fiktive System beinhaltet ein einziges Land, welches diese
vier unterschiedlichen Elektrizitatsunternehmen beinhaltet. Das Netz ist mit zwei Knoten
und einer ausreichend starken Leitung modelliert, so dass es in keiner Situation zu einem
Netzengpass kommt. Diese Annahme unterstiitzt die Nachvollziehbarkeit der Simulations-
ergebnisse.

Das neue Modell beinhaltet einige grundlegende Vereinfachungen, die folgend aufgelistet
sind. Durch diese Vereinfachungen kann nicht mehr von einem Jahresabschluss im Sinne des
UGB gesprochen werden, da die Bilanz als solche nicht mehr aufgestellt wird und somit
keinen Aufschluss mehr (iber die wirtschaftliche Situation des Unternehmens bietet. Bei der
neuen Modellierung handelt es sich eher um eine Kostenrechnung als um einen Jahresab-
schluss, auch wenn im folgenden Abschnitt die Begriffe Bilanz und Gewinn- und Verlust-
rechnung weiter verwendet werden.

e Vernachldssigung des Umlaufvermogens: im alten Modell wurde das Umlaufver-

mogen des Jahres 2006 aus Konzern-Geschaftsberichten recherchiert und mit einer
Naherungsformel in die Zukunft fortgeschrieben. Dabei kann aus keinem Modell-
ergebnis abgeleitet werden, wie sich das UV tatsiachlich verandern wiirde. Aus
diesem Grund wird das UV nicht in der Berechnung berlicksichtigt.

e Keine Unterscheidung in Eigen- und Fremdkapital: Nachdem das UV vernachlassigt

wird, bildet das Anlagevermoégen auf der Aktivaseite den einzigen Posten. Dement-
sprechend wird die Passivaseite als , Kapital“ bezeichnet, und es gilt Kapital =
Anlagevermogen. Dabei wird angenommen, dass EK und FK mit demselben Zinssatz
verzinst werden. Eine Akkumulation des Eigenkapitals (Einbehaltung des Bilanz-
gewinnes) und dessen Weiterverzinsung ist nicht vorgesehen, da es fiir das operative
Ergebnis des Unternehmens nicht relevant ist. Aufgrund dieser beiden Vereinfach-
ungen ist auch die Unterscheidung in Fremd- und Eigenkapital hinfallig. Damit geht
zwar eine Moglichkeit zur Untersuchung der wirtschaftlichen Situation verloren,
diese basiert aber im Originalmodell ohnehin auf vielen Annahmen und birgt daher
einige Unsicherheiten.

e Unterscheidung von Fremd- und Eigenkapitalzinsen: Nachdem in der ,,Bilanz” nicht

mehr nach EK und FK unterschieden wird, gibt es auch in der GuV nur mehr einen
Posten ,Zinsen“. Diese entsprechen der Verzinsung des Anlagevermaégens, also volks-
wirtschaftlich gesehen des eingesetzten Kapitals. Geht man davon aus, dass das
Anlagevermogen seit Eroffnung des Unternehmens mit FK finanziert ist, so handelt es
sich bei den Zinsen um reine FK-Zinsen. Ein Gewinn in diesem Sinn wird nicht mehr
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durch eine angenommene Eigenkapitalverzinsung bestimmt, sondern hangt nun von
mehreren Faktoren ab.

e Eigenwirtschaftlichkeitspreis (EWP): Das Konzept des Eigenwirtschaftlichkeitspreises

wurde schon im alten Modell verfolgt. Dabei handelt es sich um jenen Endkunden-
preis, den das Unternehmen mindestens verlangen muss, damit es die zu liefernde
Energiemenge kostendeckend bereitstellen kann. Dieser Preis ergibt sich aus der
fehlenden Differenz zwischen Kosten und Ertragen, dividiert durch die an Endkunden
abgesetzte Jahresenergie. Wahrend bei der alten Modellversion ein Gewinn (EK-
Verzinsung) in den EWP einkalkuliert wurde, ist beim neuen Modell der EWP (unter
der Annahme, dass das Kapital aus 100 % FK besteht) tatsachlich die Grenze fiir die
Wirtschaftlichkeit des Unternehmens. Aus dem Verlauf des EWP im Zuge der Simu-
lation kann die wirtschaftliche Situation des Unternehmens abgeleitet werden.

e Unternehmen ohne Endkunden: Zur Modellierung der regionalen Windunternehmen

ist es erforderlich, dass Unternehmen ohne Endkundenanteile erfasst werden
konnen (diese Unternehmen verkaufen 100 % der erzeugten Energie an andere
Unternehmen). Da keine Energie an Endkunden abgesetzt wird, kann auch kein EWP
berechnet werden. Aus diesem Grund wird die Differenz aus Kosten und Erlésen fir
solche Unternehmen als Gewinn oder Verlust ausgewiesen.

e Personalkosten fur Windunternehmen: Die Personalkosten der Unternehmen

werden vom Basisjahr 2006 so fortgeschrieben, wie es bereits im alten Modell imple-
mentiert wurde. Im Rahmen dieser Arbeit werden fiktive Windunternehmen ange-
nommen (Kapitel 4.4.2 auf Seite 91), die erst ab 2012 Kraftwerke besitzen. Diesen
Unternehmen koénnen keine realen Personalkosten 2006 zugewiesen werden. Aus
diesem Grund wurden aus verschiedenen Quellen, z.B. (Jeske, et al., 2005), (Svoboda,
2013) oder (tauernwind, 2014), spezifische Personalkosten fiir Windkraftanlagen
ermittelt. Diese liegen im Bereich von 3.250 €/ MW (Annahme) bis 5.200 €/ MW
(realer Windpark), so dass ein runder Wert von 5.000 €/ MW fir diese fiktiven
Unternehmen angenommen wurde.

Diese wesentlichen Vereinfachungen und Anderungen am Modell werden in Folge an einer
einfachen Beispielrechnung gezeigt. Alle gezeigten Euro-Betrdge sind nominell aufgetragen.

2.6.4.1 Physikalische Annahmen und Ergebnisse der erklarenden Beispielrechnung

Wie bereits eingangs beschrieben, wird flir dieses einfache Beispiel ein Land mit vier
Unternehmen angenommen. Das erste Unternehmen besitzt die thermische Erzeugung, be-
stehend aus einem alten gasbefeuerten Dampfkraftwerk mit 250 MW Nettoleistung, einer
alten Spitzenlast-Gasturbine (GT) mit 100 MW Nettoleistung und einem neuen Pumpspei-
cherkraftwerk mit 200 MW Netto-Turbinen- und 100 MW Pumpleistung sowie einem kleinen
Anteil natlirlichen Zuflusses. Das zweite Unternehmen betreibt ein altes Laufwasserkraft-
werk mit 120 MW installierter Nettoleistung und einem RAV von 4.800 GWh. AuBerdem
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betreibt das Unternehmen einen neuen Pumpspeicher mit 100 MW Pump- und Turbinen-
nettoleistung (ohne natirlichen Zufluss). Alle Kraftwerke dieser beiden Unternehmen sind
im Basisjahr 2006 bereits in Betrieb.

Das dritte Unternehmen ist ein Windunternehmen und baut von 2006 bis 2012 Onshore-
Windkraftanlagen mit unterschiedlicher GroRe und unterschiedlichem RAV zu. Insgesamt
umfasst der Zubau 260 MW installierter Nettoleistung und ein RAV von 485 GWh. Das vierte
und letzte Unternehmen will 2010 neu in den Markt eintreten und nimmt eine neue GuD-
Anlage (,combined cycle”, CC) mit 200 MW Nettoleistung (ohne KWK) in Betrieb.

Der Endkundenverbrauch im Basisjahr 2006 betragt 2.500 GWh und wird jedes Jahr linear
um 50 GWh (entspricht 2 % im Jahr 2006) erhoht. Das thermische Unternehmen besitzt
einen Endkundenanteil von 80 %, der Rest wird vom Wasserkraftunternehmen beliefert. Die
Hochstlast ergibt sich im Basisjahr mit knapp Giber 400 MW und steigt ebenso linear mit an.
Die Verbrauchscharakteristik und die Erzeugungscharakteristik der dargebotsabhangigen
Kraftwerkstypen sind den 6sterreichischen Gegebenheiten nachempfunden.
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I Erdgas_CC I Pumpspeicherkraftwerk Wind
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Abbildung 7: Verlauf der installierten Leistung in der angenommenen Beispielrechnung

Abbildung 7 und Abbildung 8 zeigen den Verlauf der installierten Kraftwerkskapazitaten und
der Spitzenlast bzw. den aus der Simulation resultierenden Energiemix, dessen Summe der
gelieferten Endkundenenergie entspricht. Uber dem Energiemix ist der durchschnittliche,
periodengewichtete Marktpreis (MCP) aufgetragen.
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Abbildung 8: Energiemix und mittlerer Marktpreis als Ergebnis der Simulationsrechnung

2.6.4.2 Das thermische Elektrizitatsunternehmen

Dieses Unternehmen setzt aufgrund des groRen Endkundenanteiles die eigenen Kraftwerke
nur zur Deckung derselben ein und kauft noch einen geringen Teil am Markt zu. Abbildung 9
zeigt, dass die Kosten zur Ganze Uber den Verkauf an die Endkunden gedeckt werden
missen, es findet kein Verkauf von Energie an der Borse (Markt) statt.

Im Jahr 2010 wird das GuD-Kraftwerk der Konkurrenz gebaut, was deutliche Riickwirkungen
auf dieses Unternehmen zeigt, da das neue Kraftwerk effizienter produziert und giinstiger
anbieten kann. Die variablen Kosten der Erzeugung (Abbildung 9 dunkelgriin) gehen stark
zurlick, der Einkauf an der Borse steigt an. Auf den Eigenwirtschaftlichkeitspreis des ther-
mischen Unternehmens hat dies sogar einen positiven Einfluss, da die Kosten dadurch in den
ersten Jahren sogar sinken (Abbildung 10). Dieses Unternehmen ist ein Beispiel fiir ein
Unternehmen mit Endkunden, bei dem der EWP als Bewertungsmalistab herangezogen
werden kann, wo aber keine Gewinne explizit angenommen oder ausgewiesen werden.
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Abbildung 10: Kosten und Erlése des thermischen Unternehmens mit Verlauf des EWP

2.6.4.3 Das Wasserkraftunternehmen

Das Wasserkraftunternehmen deckt mit einem Teil der produzierten Energie den End-
kundenbedarf. Das Unternehmen muss aber aufgrund der Dargebotsabhangigkeit der Was-
serkraft Strom am Markt zukaufen, kann aber auch Uberschiisse verkaufen (Abbildung 11).
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Abbildung 11: Simulierte Kosten und Erlése des Wasserkraftunternehmens
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Auch bei diesem Unternehmen wird kein Gewinn ausgewiesen, jedoch zeigt der Verlauf des
EWP eine deutlich giinstigere Entwicklung als jene des thermischen Unternehmens, da ein
Teil der Uberwiegend fixen Kosten durch den Handel am Markt erwirtschaftet wird
(Abbildung 12).
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Abbildung 12: Kosten und Erlése des Wasserkraftunternehmens dargestellt mit dem EWP
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2.6.4.4 Das Windunternehmen

Das Unternehmen zeichnet sich im Vergleich zu den bisher dargestellten dadurch aus, dass
es keine Endkunden beliefert, sondern die gesamte produzierte Energie am Markt verkauft.
Dadurch wird kein EWP berechnet, sondern ein Gewinn bzw. Verlust ausgewiesen, wie in
Abbildung 13 gelb dargestellt ist.

Es zeigt sich, dass in den ersten Jahren, in denen die Windkraftkapazitdten aufgebaut wer-
den, die Fixkosten rasant steigen und das Unternehmen am Markt nicht wirtschaftlich
arbeiten kann. Erst ab 2015 sind die Fixkosten soweit gesunken und der Marktpreis ge-
stiegen, dass Gewinne erwirtschaftet werden kénnen. Ab diesem Zeitpunkt profitiert das
Unternehmen von den steigenden Primarenergiepreisen und den sinkenden Fixkosten, da
gemal Annahme keine Kapazitdten mehr zugebaut werden.

Ab 2026 ist gut zu beobachten, wie die jahrlich zugebauten Windparks sukzessive abge-
schrieben werden und sich die Fixkosten dementsprechend reduzieren. Ubrig bleiben
schlussendlich die fixen und variablen Wartungs- und Betriebskosten sowie die Personal-

kosten.
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Abbildung 13: Simulierte Kosten und Erlése des Windunternehmens
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2.6.4.5 Das Startup-Unternehmen mit einer GuD-Anlage: durchgerechnetes Beispiel

Dieses Unternehmen wurde so modelliert, dass es nur ein einziges Kraftwerk besitzt, und
daher die Aufschliisselung der Kosten und Ertrage sehr gut nachvollziehbar wird. Deswegen
werden die Simulationsergebnisse fiir dieses Unternehmen fiir das Jahr 2010 in Folge Schritt
far Schritt mit Zahlen dargestellt.

Im Jahr 2010 geht dieses Kraftwerk erstmals in Betrieb. Im Modell wird nur ein Inbetrieb-
nahmejahr hinterlegt, so dass fir ein Kraftwerk immer der 1.1. dieses Jahres als Stichtag der
Inbetriebnahme gilt. Die Anschaffungskosten fiir das Kraftwerk betragen in der Simulation
142.875.423 €, das entspricht bei 220 MW angenommener Bruttoleistung spezifischen
Investitionskosten von rund™® 650 €/kW. Die wirtschaftliche Nutzungsdauer wird mit
20 Jahren angenommen, so ergibt sich die jahrliche Abschreibung zu Formel (2.6).

K, _ 142.875423 €

AfA = = = 7.143.771 €/a 2.6
NDw 20 ae / (26)
mit: AfA . Absetzung fur Abnutzung (jahrliche Abschreibung) in €/a
K e Gesamte Investitionskosten in €
1\ D7 RN Wirtschaftliche Nutzungsdauer in Jahren
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Abbildung 14: Simulierte Kosten und Ertrdge des Startup-Unternehmens

" Durch die Berlcksichtigung der Lernkurveneffekte ergeben sich keine ,,runden” Zahlen im Modell.
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Die Zinsen werden als nomineller Satz von 6 % angenommen. Diese setzen sich zusammen
aus 3 % Realzinssatz, 2 %-Punkte Inflation und 1 %-Punkt Risikozuschlag. Als Grundlage fir
die Berechnung der Zinsen wird der Buchwert der Anlage herangezogen — es gilt also die
Annahme, dass im Falle einer Fremdkapitalfinanzierung Tilgungen in Hohe der AfA zurick-
gezahlt werden. Es ergeben sich flir 2010 Zinsen gemal} Formel (2.7).

Kz; = RBW;; 1= 142.875.423 €-0,06 = 8.572.525 € (2.7)
mit: KZi e Aufwendungen fur Zinsen im Jahr 2010 in €

RBW, 1 eeeeiieieie Restbuchwert am Anfang des Jahres in €

| nomineller Zinssatz, Annahme von 6 %

Die fixen Wartungskosten sind mit einem Satz von 9.700 €/MW,, fur diesen Kraftwerkstyp
hinterlegt. Damit ergeben sich bei 220 MW brutto 2.134.000 € pro Jahr. Die Personalkosten
wurden mit 30.000 € fir das Jahr 2006 willkirlich gewahlt™® und betragen fur das Jahr 2010
fortgeschriebene 33.765 €. Dabei ist ein jahrlicher Anstieg der Personalkosten von 3 % p.a.
berucksichtigt, was einen Indexwert von 1,125509 im Jahr 2010 ergibt (2006 = 1,00). Die
installierte Leistung kann bei diesem Unternehmen nicht bericksichtigt werden, da die
Kraftwerkskapazitdten 2006 null sind und damit der Term Pinst2010 / Pinst2006 vVOm Modell
nicht ausgewertet werden kann.

Die variablen Kosten werden bestimmt durch die im Jahr 2010 produzierte Energiemenge
von 1268,1 GWh. Bei einem Erdgaspreis von 23,264 €/MWhy, und einem angenommenen
Wirkungsgrad von 58,7 % ergeben sich Brennstoffkosten gemal Formel (2.8):

W, 1.268.100 MWhg, €
Kgs = T *Pps = 0.587 23,264 MWho, = 50.257.373 € (2.8)
mit: KBS+ eoevrreeenniieeeinine Brennstoffkosten 2010 in €
We v, Produzierte elektrische Energie in MWhg,
L [FP PR Wirkungsgrad der Anlage, einheitslos
PBS «eeeerreereersernenrieens Brennstoffpreis in €/MWhy,

Auch wenn im Rahmen dieser Arbeit keine Beriicksichtigung von CO,-Kosten vorgesehen ist,
wurde das Modell mit der Funktionalitdt ausgestattet, diese zu bericksichtigen. Die Beispiel-
rechnung wurde mit einem CO,-Preis von 17,12 €/tco, durchgefiihrt. Daraus ergeben sich die
CO,-Kosten gemal Formel (2.9).

' Da die absolute Hahe fur die Beispielrechnung irrelevant ist, wurde ein beliebiger Betrag gewahlt, der in
Realitdt fur ein gleichwertiges Unternehmen aber deutlich héher sein wird.
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1
Kcoz = Te *fcoz " Pcoz

1.268.100 MWhg, € (2.9)
= 0.587 0,202 t/MWhy, - 17,21E
= 7.510.133 €
mit Kcoz ceervveeniiieinnene CO,-Zertifikatekosten®® 2010 in €
£002 eereerrreenienieee CO,-Emissionsfaktor in kg/kWhy,
PCOZ worvreerreesnnnnrennens Zertifikatepreis in €/tcoz

Die sonstigen variablen Wartungs- und Betriebskosten werden mit 1,6 €/MWhg ange-
nommen und ergeben fir das Jahr 2010 insgesamt 2.028.960 €. Die bisherigen Ergebnisse
sind in Tabelle 1 zusammengefasst:

Tabelle 1: Ergebnisse aus der Beispielrechnung und resultierender Gewinn

Fixkosten in € | Variable Kosten in € | Gegeniiberstellung in €
Abschreibung 7.143.771 | Brennstoff 50.257.373 | Ertrage 79.211.631
Zinsen 8.572.525 | Emissionen 7.510.133 | Kosten -77.680.507
Wartung/Betrieb  2.134.000 | Wartung/Betrieb  2.028.960

Personal 33.765

Summe 17.884.061 | Summe 59.796.466 | Ergebnis +1.531.124

Der Ertrag ergibt sich aus dem Borsenhandel laut Marktmodell aus der Simulation mit
79.211.631 € fiir 2010. Nach Abzug aller Kosten bleibt dem Unternehmen in diesem Jahr ein
Gewinn von rund 1,5 Millionen Euro.

2.6.4.6 Weitere beispielhafte Auswertungen zum tiberarbeiteten Modell

Ziel der Uberarbeitung war nicht nur das Vereinfachen des Jahresabschlusses zu einer
Kostenrechnung, sondern auch das Erstellen neuer Funktionalitdten, die in Folge anhand der
Beispielrechnung kurz vorgestellt werden. Einerseits ist dies die Mdoglichkeit zur Darstellung
der Fixkosten nach Kraftwerkstyp und Alter, wobei die in ATLANTIS integrierten Typen zur
besseren Ubersicht in Aggregate zusammengefasst wurden (Abbildung 15).

In Abbildung 16 sind dieselben Fixkosten dargestellt, allerdings nach Inbetriebnahmejahr der
Kraftwerke. Hier stechen ebenso wie in Abbildung 15 besonders die teuren Pumpspeicher
heraus, welche 2006 in Betrieb gehen.

* Ohne Annahme jeglicher kostenlos zugeteilter Zertifikate
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Abbildung 15: Verlauf der simulierten Fixkosten nach Unternehmen / Kraftwerkstyp-Aggregat
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Abbildung 16: Verlauf der simulierten Fixkosten nach Inbetriebnahmejahr
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2.7 Grundannahmen zu den verwendeten Szenarien

In den folgenden Abschnitten werden fiir die Modellrechnungen mit ATLANTIS verschiedene
Szenarien hinterlegt. Die Grundannahmen dieser Szenarien sind Uber alle Kapitel dieselben,
wenngleich fir die unterschiedlichen Fragestellungen bestimmte Adaptierungen vorgenom-
men werden mussen.

Die meisten Forschungsfragen in dieser Arbeit werden mit Hilfe der Szenariorechnung beant-
wortet, wobei ein bestimmtes Ausbauszenario jeweils mit einem Referenzszenario ver-
glichen wird, und die Folgen der Entscheidung fiir die jeweilige Ausbaustrategie anhand der
Differenzen der beiden Szenarien (unter Beibehaltung aller anderen Annahmen des Refe-
renzszenarios — ceteris paribus) abgeleitet werden.

2.7.1 Das Referenzszenario

Als Basis fur das Referenzszenario wird eine fiktive Annahme gewahlt, in dem der Kraft-
werkspark von 2011 in Deutschland ,festgehalten” wird. Das bedeutet, dass nach 2011
auBer Betrieb gehende Kraftwerke durch neue Einheiten desselben Typs und derselben
Gréfie am selben Ort ersetzt werden®'. Zusatzliche Zubauten sind nicht vorgesehen. Die
einzigen Ausnahmen bilden Kernkraftwerke, welche entsprechend der derzeitigen politi-
schen Vorgaben bis 2022 auslaufen, und Olkraftwerke, welche am Ende ihrer Lebensdauer
durch Erdgaseinheiten ersetzt werden.

Das Verbrauchsverhalten wird in Deutschland dem Trend der letzten Jahre folgend als
konstant angenommen. Dadurch ldsst sich das bestehende System auch bis 2030 fort-
schreiben und ist gemaR Simulationsrechnung ausreichend fiir einen funktionierenden
Systembetrieb.

In allen umliegenden Landern wurden zukiinftige Kraftwerks- und Leitungsprojekte sowie
Verbrauchsentwicklungen recherchiert und in das Modell eingepflegt. Der Ten Year Network
Development Plan (TYNDP) 2010 wurde fir alle Lander implementiert und um wesentliche
Projekte22 des TYNDP 2012 erweitert. In Deutschland dient das ,Startnetz” des Szena-
riorahmens zum NEP 2012 (BNA, 2012) als Grundlage. Zusatzlich wurden zur Integration des
Wind- und Photovoltaikausbaus in den folgenden Ausbauszenarien HGU-Korridore geméaR
aktueller Ausbauvorhaben der UNB modelliert, welche 2022 in Betrieb gehen. Dies ist eine
konservative Annahme, da 2022 die letzten Kernkraftwerke vom Netz gegangen sind und
spdtestens zu diesem Zeitpunkt Netzverstarkungsmalinahmen notwendig werden.

Die modellierte Struktur des Netzes und die Annahme konstanten Verbrauchs in Deutsch-
land ist (iber alle Szenarien hinweg dieselbe und wird nicht verandert. Die Annahme der
Brennstoffpreisentwicklungen erfolgte ebenfalls auf Basis des Szenariorahmens NEP 2012
(BNA, 2012) fiir das Szenario B-2032 fiir Deutschland. Die Primarenergiepreise der anderen

! Unter Berucksichtigung von Wirkungsgradsteigerungen und Investitionskostenverdanderungen (Lernkurven)
*2 2.B. relevante grenziberschreitende Leitungsprojekte
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simulierten Lander wurden auf Basis des World Energy Outlook 2010 (New Policies Scenario)
mit einem 6konometrischen Brennstoffpreismodell modelliert, vgl. (EZG, 2012 S. 42ff).

Die Datengrundlage des Referenzszenarios insbesondere im Hinblick auf alle
beriicksichtigten Lénder aufSerhalb Deutschlands wurde in gemeinschaftlicher
Arbeit mit Hiitter (Hiitter, 2014) im Zuge beider Dissertationen erarbeitet.

Bei den ersten Simulationslaufen mit dem Referenzszenario konnte festgestellt werden, dass
der Zubau einiger der angenommenen Szenariokraftwerke aufgrund der Einsatzzeiten nicht
notwendig erscheint. Alle untersuchten Kraftwerke werden weder nach Markt noch nach
Redispatch mehr als 10 % ihrer theoretischen maximalen Auslastung®® gefahren, somit ist die
Anlage nicht marktfahig und auch nur begrenzt systemrelevant. Die endgiiltig angenom-
mene Entwicklung des Kraftwerksparks zeigt Abbildung 17. Insgesamt neun Einheiten
wurden nach folgenden Kriterien ausgewahlt und nachtraglich aus dem Szenario entfernt.

e Die Anlagen werden nach Markt im betrachteten Zeitraum nie eingesetzt

e Die Anlagen wurden in mindestens drei aufeinander folgenden Jahren auch nach
Redispatch nie eingesetzt, oder...

e .. die jahrlich erzeugte Energiemenge ist nie grofRer als 3 % der theoretisch verfiig-
baren Energie.
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Abbildung 17: Endgiiltige Entwicklung des Kraftwerksparks im Referenzszenario

> Unter Berucksichtigung von technischer Verflugbarkeit und Wartung sowie Regelleistungsvorhaltung
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2.7.2 Annahmen zum Ausbau von Wind in Deutschland

Als Szenario , Windausbau” werden die Annahmen fiir den Ausbau der Windkraft ent-
sprechend dem Szenariorahmen fiir den Netzentwicklungsplan 2012 (BNA, 2012), Szenario
B-2032 hinterlegt. Dies entspricht einem Zubau von 58 GW Windenergie (on- und offshore)
2012 bis 2030, der auf das Referenzszenario aufgebaut wird. Im Laufe der Erstellung dieser
Arbeit wurde das Windkraftszenario immer wieder variiert, hauptsachlich aufgrund von Ver-
anderungen bei politischen Vorgaben zum Ausbau insbesondere von Offshore-Windkraft. In
der letzten Version, deren Ergebnisse in dieser Arbeit dargestellt sind, wird die Offshore-
Windkraft auf 6,5 GW beschrankt, und die neuen Ausbaukorridore aus der geplanten EEG-
Novelle sowohl fiir Onshore- als auch fir Offshorewindkraft werden beriicksichtigt. Dies
ergibt eine reduzierte gesamt installierte Leistung an Windkraftanlagen von knapp 41 GW im
Jahr 2030 (Abbildung 18). Der Verlauf des Kraftwerksparks ist in Abbildung 19 dargestellt.

Die Annahmen zum Regelarbeitsvermogen (RAV) der Windkraftanlagen wurden nicht zur
Gadnze aus dem Szenariorahmen Gibernommen, da dieser eine konstante VLS-Zahl Gber ganz
Deutschland von 2.100 Stunden onshore und 3.250 Stunden offshore vorsieht (BNA, 2012 S.
46). Fur Offshoreanlagen wurde die Annahme lbernommen, wahrend fiir eine regionale
Untersuchung eine neue Modellierung des RAV der Onshoreanlagen vorgenommen werden
musste. Details zur Modellierung sind in Kapitel 4.5 ab Seite 94 beschrieben.
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Abbildung 18: Angenommene Entwicklung der zusdtzlich installierten Windkrafterzeugung
im Szenario , Windausbau*
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Abbildung 19: Endgiiltige Entwicklung des Kraftwerksparks im Szenario ,, Windausbau"

2.7.3 Annahmen zum Ausbau der Photovoltaik in Deutschland

Analog zur Windkraft werden auch bei der Photovoltaik die Annahmen zum Ausbau der PV
aus dem Netzentwicklungsplan, Szenario B-2032, entnommen (BNA, 2012). Dies bedeutet
einen modellierten Zubau von PV-Anlagen von knapp tber 44 GW zwischen 2012 und 2030.
Zusammen mit den bereits bestehenden Anlagen 2011 wird der Forderungsdeckel von
52 GW im Jahr 2022 lberschritten. Verschiedene Quellen, z.B. (Bode, 2013), sprechen sich
jedoch dafiir aus, dass auch nach dem Erreichen dieses Deckels der PV-Zubau in Deutschland
nicht abrupt aufhort, sondern weiter voranschreitet, wenn auch nicht so intensiv wie bisher.
Dies ist in den Annahmen entsprechend berlicksichtigt (Abbildung 20). Den gesamten
Szenariopfad fir das Szenario ,,Photovoltaikausbau” zeigt Abbildung 21.

Auch bei der Photovoltaik wurden die Annahmen aus dem Szenariorahmen beziiglich RAV
nicht Gbernommen. Hier sieht der Szenariorahmen 800 Stunden pro Jahr fiir das gesamte
deutsche Bundesgebiet vor (BNA, 2012 S. 46), was ebenso eine regionale Auswertung nicht
zuldsst. Die Neumodellierung der Volllaststunden und des RAV auf Basis meteorologischer
Daten aus dem Projekt PVGIS sind in Kapitel 4.6 ab Seite 102 beschrieben.
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Abbildung 20: Annahme zum PV-Ausbau 2012-2030 in Deutschland
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2.7.4 Gemeinsamer Ausbau von Wind und Photovoltaik

Im Szenario ,,Gemeinsamer Ausbau” werden die vorangehend beschriebenen Szenarien fir
Wind und PV miteinander kombiniert, um eventuelle Synergieeffekte feststellen zu kdnnen.
Die Zeitlinie des gemeinsamen Szenarios ist in Abbildung 22 dargestellt.
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Abbildung 22: Entwicklung des Kraftwerksparks im Szenario ,,gemeinsamer Ausbau"

Flr die gesamtsystemische Bewertung von Wind und PV (Kapitel 4) werden alle Szenarien
noch weiter variiert. Der Verlauf der Kraftwerksparkentwicklungen fiir die jeweiligen Sze-
nariovarianten befindet sich im Anhang 8.2.1.
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3 Der Wert der Energy-Only-Stromborse

Das seit der Liberalisierung des Strommarktes in Mitteleuropa vorherrschende Marktsystem
ist der ,Energy-Only“-Markt (EOM), also der Handel mit dem Gut elektrische Energie. Neben
dem OTC-Geschaft (,,Over The Counter”, bilateraler Handel) ist die Strombérse ein zentrales
Element dieses Marktsystems, an der nach dem Einheitspreisverfahren elektrische Energie
sowie finanzielle Derivate (Termingeschafte) gehandelt werden kénnen. GemaR der volks-
wirtschaftlichen Theorie treffen an dieser Borse Angebot und Nachfrage aufeinander, und an
der Stelle, wo sich diese treffen, bildet sich der Preis fir das gehandelte Gut. Durch die
Besonderheiten des Gutes elektrische Energie verhalten sich Angebot und Nachfrage in der
Elektrizitatswirtschaft aber anders als in der allgemeinen Theorie (Abbildung 23).

A

Preis

Preis

KR?
MCP

MCP .
PR pET TR

Menge Menge

Abbildung 23: Angebot und Nachfrage am Markt — links: allgemeine volkswirtschaftliche Theorie,
vgl. (Samuelson, et al., 2007 S. 92), (Frantzke, 1999 S. 253), (Mankiw, 2000 S. 9) u.a.
rechts: géingige Praxis in der Elektrizitdtswirtschaft, vgl. z.B. (Stigler, 1999), (Ockenfels, et al., 2008)

Die Angebotskurve in der Elektrizitatswirtschaft zeichnet sich durch eine ausgepragte Hete-
rogenitdt aus, bedingt durch die verschiedenen Moglichkeiten der Energieumwandlung, und
bildet sich aus den Grenzkosten der einzelnen Einheiten, vgl. (Ockenfels, et al., 2008 S. 65f).
Die Produzentenrente (PR) in Abbildung 23 stellt dabei einen Beitrag zur Deckung der im
Angebot nicht enthaltenen Fixkosten dar.

Angebot und Nachfrage verhalten sich in der Elektrizitdtswirtschaft anders als in
der Theorie. Die Nachfragekurve ist nicht durchgéngig definiert und die Ange-
botskurve zeichnet sich (a) durch eine ausgeprigte Heterogenitit der Erzeu-

gungsstruktur und (b) durch die Bildung aus Grenzkosten anstatt Vollkosten aus.

Die aktuellen Veranderungen im Elektrizitdtssystem — die vielzitierte , Energiewende”, also
insbesondere der forcierte Ausbau der erneuerbaren Energien — zeigen, dass dieser Beitrag
fiir einige Kraftwerke derzeit nicht mehr ausreicht, um eine Deckung zu gewahrleisten. Dies
ist besonders bei jenen konventionellen Kraftwerken der Fall, die relativ hohe Fixkosten
aufweisen und nur selten in Zeiten hoherer Nachfrage oder geringem Dargebot aus
erneuerbaren Energietragern eingesetzt werden. Dazu gehoren vor allem neuere Einheiten,
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was auch derzeitige SchlieBungsvorhaben bestimmter Kraftwerksbldcke in Deutschland vor
deren Lebensdauerende bestétigt, siehe z.B. Kraftwerksliste der BNetzA (BNetzA, laufend).
Neben den bestehenden Kraftwerken sind natirlich auch die Ausbaupldane von der derzei-
tigen Unsicherheit (iber die wirtschaftliche Zukunft des Kraftwerksbetriebs betroffen.

Aus diesem Grund wird intensiv Uiber die Einfilhrung eines Kapazitatsmechanismus disku-
tiert, der die Sicherstellung der notwendigen Kraftwerkskapazitaten zur Spitzenlastdeckung
ermoglichen soll. Dabei soll eine gezielte Vergiitung der fixen Kosten erfolgen, welche der-
zeit eher ,zufallig” bzw. nicht mehr vollstandig iber den Deckungsbeitrag am EOM erreicht
wird. Gemal (Samuelson, et al., 2007 S. 53) ist es eine der drei Aufgaben des freien Marktes
zu bestimmen, wie (mit welchem Produktionsmittel) ein gewisses Gut produziert wird. Im
Sinne der Gewinnmaximierung von einzelnen Unternehmen foérdert ein freier Markt also die
Effizienz der Produktionsmittel, indem eine Minimierung der Erzeugungskosten angestrebt
wird.

Legt man die volkswirtschaftliche Theorie auf den Energiemarkt am Stromsektor um, so
wirde dies bedeuten, dass der Einsatz der Kraftwerke wohlfahrtsékonomisch optimiert wird.
Die Inhomogenitat der Angebotskurve fiihrt dazu, dass in erster Linie jene Technologien mit
den geringsten Grenzkosten abgerufen (z.B. Erneuerbare Energien®* und Kernenergie), und
erst in zweiter Linie die effizienteren (meist neueren) Einheiten innerhalb einer Technologie
bevorzugt werden. Ineffiziente, dltere Anlagen werden dadurch nur noch zu Spitzenlast-
zeiten eingesetzt, kdnnen zu diesen Zeiten aber noch einen wertvollen Beitrag zur Sicher-
stellung des zuverldssigen Systembetriebs leisten (siehe Kapitel 5 dieser Arbeit).

Durch Netzengpadsse ist es oft nicht moglich, diesen theoretischen, optimalen Kraftwerks-
einsatz unter Einhaltung eines sicheren Netzbetriebes zu realisieren. Daher muss der
Netzbetreiber unter anderem mit Redispatchmafinahmen® in den Kraftwerksbetrieb ein-
greifen und fihrt somit den Fahrplan aus dem optimalen Punkt heraus. Dies fihrt zu einer
Verringerung des Wohlfahrtsdreiecks, welche in Euro ausgedriickt als eine moégliche Oppor-
tunitat des Netzausbaus verstanden werden kann.

Im Laufe dieses Abschnittes wird eine Methode beschrieben, wie der Beitrag der Borse zur
Optimierung des Kraftwerkseinsatzes und der Einfluss der Netzrestriktionen mit Hilfe des
Modells ATLANTIS in Euro bewertet werden kann. Dieser Betrag entspricht dem Wohlfahrts-
gewinn des freien Elektrizitdtsmarktes bzw. durch den Bérsenhandel gegeniiber der mono-
polistischen Versorgung der Endkunden durch ein einziges Elektrizitatsversorgungsunter-
nehmen. Als Fallstudie wird die Methode anschliefend auf Deutschland angewendet und die
Ergebnisse der Untersuchung dargestellt.

* Jene Technologien mit ,kostenlosem” Primarenergietrager Sonne, Wind oder Wasser. Diese stellen jedoch
meist wieder eine Ausnahme dar, da sie in den meisten Landern ohnehin einen ,Einspeisevorrang” genieRRen,
z.B. in Form einer Abnahmeverpflichtung.

> Diese MaRnahme wird in der Reihenfolge von Engpassmanagementmalnahmen aufgrund der Kosten-

intensitat als letzte MaRnahme vom Netzbetreiber ergriffen, siehe dazu auch Kapitel 2.4 auf Seite 12.
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3.1 Literaturiiberblick

Es gibt einige Literatur Giber den Strommarkt und das derzeitige Design, den ,Energy Only“-
Markt, wenngleich sich nur wenige mit der Wohlfahrt an sich und den Wohlfahrtsgewinnen
durch die Einflihrung der Stromborse beschaftigen. Aktuelle Literatur dreht sich hauptsach-
lich um das Thema Kapazitatsmarkte, Vor- und Nachteile verschiedener Ausgestaltungen
und warum Kapazitatsmechanismen notwendig sind oder nicht. Wie viele wirtschaftswissen-
schaftliche Arbeiten basieren die meisten Veroffentlichungen zum Thema Markt auf theo-
retischen Annahmen (z.B. linearen Angebots- oder Nachfragefunktionen) oder Gleichge-
wichtsmodellen. Im Gegensatz dazu wird in dieser Arbeit ein detailliertes Sektormodell der
Elektrizitatswirtschaft zur Bewertung der Wohlfahrt herangezogen.

Eine vielzitierte Literaturstelle ist das Gutachten von Ockenfels et al., welches den Preis-
bildungsmechanismus fiir Stundenkontrakte an der EEX fir die Sachsische Borsenaufsicht
darstellt und mit anderen Marktdesigns vergleicht (Ockenfels, et al., 2008). Das Gutachten
setzt sich mit zwei der bekanntesten Marktstrukturen fir Elektrizitatsmarkte auseinander —
das Borsenmodell und das Poolmodell — und zeigt verschiedene Designs fiir Stromauktionen.
Es vergleicht insbesondere das derzeit implementierte Einheitspreisverfahren mit der Pay-
as-bid Auktion.

Ockenfels et al. gehen aber nicht weiter auf die Wohlfahrt oder Konsumenten- bzw. Produ-
zentenrente ein. Betreffend das aktuelle Marktdesign zeigt die Studie u.a. die Anfalligkeit
des Einheitspreisverfahrens gegeniber Kapazitdtszurlickhaltungen auf (Ockenfels, et al.,
2008 S. 17f), halt aber dagegen, dass Pay-as-Bid-Auktionen mehr zu strategischem Bieten
verleitet, so dass alle Kraftwerke links der preissetzenden Einheit in der Merit Order schluss-
endlich annahernd gleich viel zu bieten versuchen wie das vermeintlich preissetzende
Kraftwerk. Strategisches Bieten wird im Rahmen dieser Arbeit allerdings nicht bericksichtigt,
die Berechnungen erfolgen immer auf Basis von Geboten in der HoOhe der Grenzkosten.

Bezliglich Preissignalen und Investitionsanreizen stand bei der Erstellung des Gutachtens
noch nicht ausreichend Erfahrung mit freien Strommarkten und Investitionssignalen zur Ver-
figung (Ockenfels, et al., 2008 S. 43). Trotzdem wiesen Ockenfels et al. bereits damals
darauf hin, dass ,auch volistindig kompetitiver Wettbewerb keine ,angemessene’ Erzeu-
gungskapazitit garantieren kann“ und ,[...] dass bei perfektem Wettbewerb Kapazititseng-
pdsse zwingend nétig sind, damit die notwendigen Investitionsanreize entstehen.” Folge-
richtig argumentieren die Autoren, dass bei Bereitstellung ausreichender Kapazitdten fir
eine angemessene Versorgungssicherheit — dies entspricht jedenfalls einer Uberkapazitdt —
keine ausreichenden Preissignale als Investitionsanreiz in eben diese Uberkapazitidten vor-
handen sind (Ockenfels, et al., 2008 S. 43f), womit vermutlich auch die Deckung der Kosten
fiir die Erhaltung selbiger Kapazitaten nicht gewahrleistet ist.

In Bezug auf Netzengpdsse, insbesondere auf grenziiberschreitenden Leitungen, werden oft
wohlfahrtsokonomische Auswirkungen als Argument fiir den Ausbau von Leitungskapazi-
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taten vorgebracht. So wurde im Jahr 2006 eine Studie fiir die Bundesnetzagentur zur 6ko-
nomischen Bewertung von Engpassmanagementmethoden von frontier economics,
consentec und des IAEW erstellt, die sich mit grenziiberschreitenden Ubertragungskapazi-
taten beschaftigt (frontier economics, 2006). Es werden Wohlfahrtseffekte im Sinne von
Kosteneinsparungen durch Einfihrung von Market Coupling auf Basis von NTCs und im
zweiten Schritt die Einflhrung von PTDF-Matrizen fiir das EPM im Vergleich zu einer Variante
des EPM vor Einfilhrung von NTCs (damaliger Status Quo) mit Hilfe von Simulationen er-
mittelt. Die Studie beschrankt sich dabei auf die Grenzen Deutschlands zu Frankreich und
den Niederlanden. Fiir diese Grenzen ergab die Studie einen Wohlfahrtsgewinn von acht bis
zwolf Millionen Euro p.a. durch die Einfihrung von OMC (Market Coupling) und weiteren 20-
25 Millionen Euro pro Jahr durch die zusatzliche Implementierung von PTDF-Matrizen
(frontier economics, 2006 S. 23 u. 25).

Aktuelle Forschung zum Thema Netzengpasse und Wohlfahrt dreht sich u.a. um antizipative
Netzausbauplanung, das bedeutet, dass zuerst das Ubertragungsnetz unter Annahme
optimaler Standorte ausgebaut wird, und anschlieRend erst die entsprechenden Erzeugungs-
einheiten gebaut werden. Diese vorausschauende Netzausbauplanung kann unter gewissen
Bedingungen die 6konomische Effizienz der Kraftwerkskapazitaten steigern. Pozo et al.
untersuchen beispielsweise auch Wohlfahrtseffekte, die durch proaktive Netzausbauplanung
am Strommarkt entstehen kénnen (Pozo, et al., 2012).

Zerrahn und Huppmann verfolgen in einem aktuellen Forschungsprojekt die Absicht, die Aus-
baukosten der Netzinfrastruktur mit dem Nutzen durch gesteigerte Wohlfahrt (aufgrund
reduzierter Marktmacht) gegeniiberzustellen. Dazu implementieren die Autoren ein drei-
stufiges Modell, welches ahnlich dem von Pozo et al. (wohlfahrtsmaximierender Netzplaner)
strukturiert ist. Zusatzlich integrieren die Autoren strategische Erzeugung auf dem model-
lierten Spotmarkt. Die Ergebnisse anhand eines einfachen Testsystems bestatigen die Ergeb-
nisse von Pozo et al., wobei insbesondere eine Erhéhung der Konsumentenrente beobacht-
bar ist. Ein weiteres Ziel ist die Anwendung dieses Modells auf eine realistische europaische
Netzstruktur. (Zerrahn, et al., 2014)

Das Projekt NaREM befasste sich mit der Ausgestaltung von nachhaltigen, regionalen
Energy Only-Markten zur Ausrdaumung von landesinternen Netzengpassen. Das Projektteam
kommt in Bezug auf Effizienzen verschiedener Marktdesigns zu dem Ergebnis, dass ein Nodal
Pricing-Ansatz nach US-amerikanischem Vorbild in Deutschland weniger effizient funk-
tionieren wiirde. Der Ansatz von regionalem Market Splitting mit Zonenpreisen wiirde zwar
die Versorgungssicherheit erhéhen, aber die Wohlfahrtseffekte des Marktes begrenzen.
(Trepper, et al., 2013 S. 7f)

Bei der Diskussion um Kapazitdtsmdrkte wird oft betont, dass die unzureichende Kosten-
deckung bestehender Einheiten auf die derzeit vorherrschenden Uberkapazititen zuriick-
zufiihren ist und das Stilllegen von Kraftwerken nur die logische Folge ist, bis diese Uber-
kapazitaten wieder abgebaut sind, vgl. u.a. (Neuhoff, et al., 2013 S. 7). Dabei stellt sich die
Frage, ob das endgiiltige Stilllegen von funktionstiichtigen Kraftwerken (die teilweise sogar
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vergleichsweise ,jung” sind) nicht eine unnétige Verschwendung bereits aufgebauten
Kapitalstocks darstellt (siehe Kapitel 5); ferner miissen bei einem Anstieg des Kapazitats-
bedarfs wieder neue Kraftwerke gebaut werden, obwohl die Lebensdauer der bestehenden,
aber bereits stillgelegten Einheiten noch nicht erreicht ware. Nicht zuletzt bleibt zu er-
wiahnen, dass nicht alle Uberkapazititen restlos abgebaut werden diirfen, bis das System an
der Kapazitatsgrenze angelangt ist, da ansonsten die Versorgungssicherheit beeintrachtigt
werden kann (siehe Anmerkungen zum Ockenfels-Gutachten).

Neuhoff et al. stellen schlieBlich bei der Diskussion moglicher Ausgestaltungsformen von
Kapazitatsmarkten die Frage, die in diesem Kapitel der Arbeit geklart werden soll (Neuhoff,
et al.,, 2013 S. 3): muss ein neues Marktdesign auf die bisherigen Marktmechanismen
verzichten, oder sollen diese auch weiterhin Teil des Systems bleiben bzw. sind diese sogar
ausreichend?

3.2 Begriffsdefinitionen

Die Begriffe Wohlfahrt, Produzentenrente und Konsumentenrente entstammen der mikro-
0konomischen Theorie fiir Produktmarkte und beschreiben die 6konomische Rente im Falle
eines effizienten Wettbewerbsmarktes (Samuelson, et al.,, 2007 S. 233). Die 6konomische
Rente wird Ublicherweise als Wohlfahrt bezeichnet und setzt sich aus der Konsumentenrente
und Produzentenrente zusammen (Feess, 2004 S. 263). Sie kann als Effizienzkriterium zur
Bewertung von Markten herangezogen werden, welches laut Feess auch in der Empirie eine
,herausragende Rolle” spielt (Feess, 2004 S. 261).

Die Konsumentenrente (KR) ist laut Samuelson und Neuhaus ,die Differenz zwischen dem
Betrag, den ein Konsument fiir ein Gut zu bezahlen bereit ist, und dem tatsdchlich
entrichteten Preis.” (Samuelson, et al., 2007 S. 1041). Sie entsteht dadurch, dass der Grenz-
nutzen des nachgefragten Produktes fiir alle konsumierten Einheiten des Gutes unterschied-
lich ist und (mit Ausnahme der letzten konsumierten Einheit) iiber dem bezahlten Marktpreis
liegt. Diese Differenz entspricht daher einer Wohlfahrt fiir die Konsumenten und wird als
Summe Uber alle Einheiten (integral) gebildet (Feess, 2004 S. 262).

Der grundlegende Unterschied zwischen dem theoretischen ,,Markt“ und der realen Strom-
borse liegt jedoch in der Struktur der Marktteilnehmer an der Borse. Aufgrund der Nach-
fragestruktur ist die Konsumentenrente nur fiir einige wenige, direkt am Markt agierende
GrolRkunden eine ,echte” Konsumentenrente. Beim (iberwiegenden Teil aller Marktteil-
nehmer, insbesondere im deutsch-oOsterreichischen Marktgebiet, handelt es sich aber um
Elektrizitatsunternehmen. Daher wird in diesem Abschnitt der Begriff Konsumentenrente fiir
den Zusatznutzen der Elektrizitdtsunternehmen verwendet, der durch die eingesparten Be-
triebskosten jener Kraftwerke erzielt wird, die nicht fiir die Belieferung der eigenen End-
kunden eingesetzt werden missen, da stattdessen die Energie von anderen Unternehmen zu
einem glnstigeren Preis am Markt bezogen wird.
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Die Produzentenrente (PR) ist nach Samuelson und Neuhaus jener Teil der Wohlfahrt, der die
,Renten und Gewinne von Firmen“ beinhaltet und sich aus der Differenz der Markterl6se und
den entstandenen Produktionskosten zusammensetzt (Samuelson, et al., 2007 S. 234). Dies
entspricht prinzipiell auch der Definition, wie der Begriff in dieser Arbeit verwendet wird,
wobei in die am Borsenpreis gemessene PR aus dem Einsatz der unternehmenseigenen
Kraftwerke und eine durch den Borsenhandel (Kraftwerkstausch) zusatzlich entstehende PR
unterschieden wird.

Weiters muss beachtet werden, ob Fixkosten in der Angebotskurve beriicksichtigt sind oder
nicht. Aufgrund des aktuellen Marktdesigns der Elektrizitdtswirtschaft in Kontinentaleuropa
wird prinzipiell mit Grenzkosten angeboten; die Flache unter der Angebotskurve entspricht
also den variablen Kosten der Produktion (Feess, 2004 S. 263). Die PR wird dadurch zum
Deckungsbeitrag (Feess, 2004 S. 263), der nicht nur den Gewinn, sondern zusatzlich auch die
anfallenden Fixkosten abdecken muss. Die Gewahrleistung dieser Funktion zur Fixkosten-
deckung wird ebenfalls in den folgenden Abschnitten betrachtet.

3.3 Methodischer Ansatz zur Berechnung

Aufbauend auf die technische Datenbasis des Modells ATLANTIS ist die Berechnung der
Produzentenrente (Flache PR in Abbildung 23 rechts) vergleichsweise einfach anzusetzen.
Die Merit Order der kurzfristigen Grenzkosten je Kraftwerk (Angebotskurve) kann auf Basis
der modellierten Kraftwerksblocke sehr gut nachgebildet werden, indem die Kosten fiir den
bendtigten Brennstoff und die variablen Erzeugungskosten fir das jeweilige Kraftwerk
berechnet werden. Zu den Grenzkosten werden Ublicherweise noch CO,-Zertifikatekosten
und eventuelle Anfahrkosten hinzugerechnet, welche in dieser Untersuchung jedoch
vernachladssigt werden (siehe Kapitel 3.4.3).

In Abbildung 24 ist der zweite Modellschritt des Borsenmodells (Gesamtmarkt) in ATLANTIS
grafisch dargestellt (siehe auch Kapitel 2.4.1 auf Seite 13). Die Flache A entspricht dem
Fehlbedarf der Unternehmen, das ist jener Endkundenbedarf, der nicht aus unternehmens-
eigenen Kraftwerken gedeckt werden kann.

Alle Kraftwerke in der Nachfragekurve, die teurer sind als der sich bildende Preis, werden
durch die ginstigeren Einheiten anderer Unternehmen in der Angebotskurve getauscht
(Pfeil). Damit reduzieren sich die Produktionskosten des geplanten Kraftwerkseinsatzes um
die Flache B, wahrend jene Unternehmen, deren liberschiissige Kapazitat nun genutzt wird,
von der Flache C profitieren kénnen.

Die simulierte gesamte PR setzt sich aus den beiden blauen Flachen C und D zusammen.
Dabei bildet C den Anteil, der durch Borsenhandel induziert wird. Die Flache B ist ebenfalls
aus dem Modell heraus bestimmbar, da die Nachfragekurve iber B mit den Grenzkosten der
teureren Kraftwerke gegeben ist. Sie ist zwar gemaR Theorie Teil der Konsumentenrente
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(KR), entspricht aber in dieser Untersuchung den wegfallenden Erzeugungskosten der
Elektrizitatsunternehmen, wie in Kapitel 3.2 definiert.

,Nachfrage”: zum Einsatz
vorgesehene Einheiten

..noch nicht gedeckter Endbedarf
..wegfallende Erzeugungskosten
..zusétzlicher Erzeugernutzen durch Borse
..Erzeugernutzen

ooy

\,,Angebot”: noch nicht eingesetzte,
Uiberzahlige Kraftwerkseinheiten

»lauschpreis”

gesamter Endkundenbedarf

I Ll
Menge

Abbildung 24: Ansatz zur Berechnung des Anteils zusdtzlicher PR und KR aus Bérsenhandel

Schwierig gestaltet sich die Abschatzung der Flache A alleine aus dem Marktmodell heraus.
Die Flache ist nach oben hin nicht determiniert, da der fehlende Endkundenbedarf als fixiert
betrachtet wird und daher keinerlei Elastizitat besitzt. Im Abschnitt 3.4.4 werden daher zwei
verschiedene Uberlegungen beschrieben, die als Abschitzung fiir die Fliche A herangezogen
werden kdnnen.

3.4 Umsetzung der Methodik im Modell ATLANTIS

Das im vorigen Abschnitt beschriebene Marktmodell ist bereits in ATLANTIS enthalten und
wurde fir diese Untersuchung unverdandert verwendet. Zur Berechnung der Flachen B und C
in Abbildung 24 sowie der gesamten PR ist lediglich ein kleiner Eingriff in das Modell not-
wendig. In diesem Abschnitt wird auf bestimmte Aspekte und Annahmen eingegangen, die
bei der Auswertung der Ergebnisse eine wichtige Rolle spielen.

3.4.1 Beriicksichtigung von geforderten Technologien und Speicherkraftwerken

Jene Technologien, die Forderregimes wie beispielsweise dem Erneuerbare-Energien-Gesetz
(EEG) in Deutschland oder dem Okostromgesetz in Osterreich unterliegen, werden in der
Auswertung des Wohlfahrtsgewinnes nicht mit einbezogen. Diese Technologien sind im
Detail Windkraft (sowohl onshore als auch offshore), Photovoltaik, Biomasse und Biogas. Die
Wasserkraft wird in Bezug auf Forderungen unterteilt in GroB- und Kleinwasserkraft (per
Definition z.B. <10 MW in Osterreich), wobei nur die Kleinwasserkraft einer Férderung
unterliegt. GroR- und Kleinwasserkraft ist aber im Modell ATLANTIS in dieser Form nicht
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direkt unterscheidbar, da Kleinwasserkraftwerke im Modell aufgrund der hohen Anzahl und
der relativ geringen Leistung pro Einheit als je ein aggregiertes Kraftwerk fiir ein bestimmtes
Gebiet (z.B. Bundesland, NUTS2-Ebene etc.) modelliert sind. Aus diesem Grund wird
Wasserkraft an sich mit einbezogen und die Kleinwasserkraft in der Auswertung fiir das
jeweilige Land speziell behandelt.

Da die Grenzkosten eines Pumpspeicherkraftwerkes schwer abschatzbar sind — so misste zu-
mindest der bezahlte Strompreis fiir das Hochpumpen des Wassers unter Beriicksichtigung
des Umwalzwirkungsgrades als Ersatz-, Brennstoffpreis“ angenommen werden — kann auch
die PR dieser Kraftwerksblocke schwer abgeschatzt werden. Daher sind Pumpspeicherkraft-
werke ebenfalls aus der Betrachtung ausgenommen. Reine Speicherkraftwerke, die nur na-
turlichen Zufluss abarbeiten, werden in der Auswertung mit bertcksichtigt.

3.4.2 Beriicksichtigung von ,,Must Run‘“-Kapazitdten und Regelreserven

Einige thermische Kraftwerkseinheiten sind so genannte ,Must Run“-Kraftwerke, das sind
Einheiten, welche unabhangig von der vorherrschenden Marktsituation am Strommarkt
Strom produzieren miissen. Im Modell ATLANTIS handelt es sich dabei vorwiegend um
Kraftwerke mit einer Kraft-Warme-Kopplung (KWK), die aufgrund der Nachfrage an Warme-
energie eingesetzt werden. Diese Einheiten werden oft auch als ,warmegefiihrte” Kraft-
werke bezeichnet, im Gegensatz zu den ,stromgefiihrten” Anlagen, deren Einsatz Ublicher-
weise durch den Strommarkt bestimmt wird.

Fir die vorliegende Untersuchung spielt dies insofern eine Rolle, da diese Kraftwerke auch
Grenzkosten aufweisen kénnen, welche hoher sind als der sich einstellende Marktpreis.
Insofern wiirde sich mit der vorgestellten Methode eine ,,negative” PR fiir diese Kraftwerke
ergeben. Tatsachlich reduzieren sich die variablen Kosten des Kraftwerks fir die Stromerzeu-
gung durch die Warmeauskopplung, da auch auf der Warmeseite Ertrage erwirtschaftet
werden. Dies wird in ATLANTIS dahingehend berticksichtigt, dass sich die Brennstoffkosten
des KWK-Kraftwerks um den Anteil der Warmeauskopplung reduzieren.

Trotzdem kann es sein, dass die gesamten Grenzkosten héher sind als der erzielbare Markt-
preis. Die dadurch entstehende , negative” Produzentenrente (Abbildung 25, tirkis) wird zu-
nachst bei der Auswertung nicht bericksichtigt, um die tatsachliche, nicht verringerte PR
(Abbildung 25, blau) zu ermitteln. Die Verringerung der PR durch Mustrun-Einheiten wird in
den Ergebnissen gegenlibergestellt.
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Nachfrage

snegative” Produzentenrente

Produzentenrente

Produktionskosten

Preissetzendes Kraftwerk
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Abbildung 25: Einfluss von Mustrun-Einheiten auf die Ermittlung der Produzentenrente

Im Gegensatz dazu stehen Kraftwerke, die zur Ganze oder teilweise flir Systemdienst-
leistungen (SDL) vorgehalten werden. Diese Kapazitaten stehen am Strommarkt nicht zur
Verfligung, sondern werden Uber einen getrennten Regelenergiemarkt abgewickelt. Im
Modell ATLANTIS findet die Regelreserve Berlicksichtigung, in dem Leistung in der H6he der
vorgeschriebenen Primar- und Sekundarregelreserve je Land von jenen Kraftwerkstypen
vorgehalten wird, die daflir technisch qualifiziert sind. Diese Leistung geht nicht in die
Marktmodelle von ATLANTIS ein und kann somit auch keine PR generieren. Ein eigenes
Marktmodell fiir den Regelenergiemarkt ist in ATLANTIS nicht implementiert.

3.4.3 Vernachladssigung von Anfahrkosten und CO,-Preisen

Das Modell ATLANTIS ist in der aktuellen Version mit einem einfachen Algorithmus zur
Bericksichtigung von Anfahrkosten (AFK) auf Periodenbasis ausgestattet. Hinter dem Begriff
AFK stehen jene zusatzlichen Kosten, die fiir das Anfahren oder Abstellen (und erneutes
Anfahren) eines Kraftwerkes anfallen. Die entstehenden Kosten missen in den variablen
Kosten des Kraftwerks insofern beriicksichtigt werden, so als dass die kurzfristigen Grenz-
kosten eines anfahrenden Kraftwerks entsprechend erhoht, und jene eines bereits laufenden
Kraftwerks entsprechend gesenkt werden, um die Anlage in den kurzen Zeitabschnitten der
Niedriglast nicht vom Netz nehmen zu mussen. AFK hdngen stark vom Einsatzfahrplan eines
Kraftwerkes ab. Je nachdem, wie viel Zeit seit dem letzten Einsatz vergangen ist, kénnen die
AFK héher oder niedriger sein (z.B. Unterscheidung in Kaltstart, Warmstart und HeiBstart).

Aufgrund der Periodenstruktur des Modells ATLANTIS und des fehlenden zeitlichen Zusam-
menhangs zwischen diesen Perioden aufgrund der Ableitung aus der Monatsdauerlinie der
Last ist die Implementation der AFK abstrahiert und als Naherung zu verstehen. Um keine
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zusatzlichen Unsicherheiten in der Untersuchung zu generieren und die Funktion der Borse
selbst klar darstellen zu kénnen, wurde fiir die Analysen in diesem Kapitel auf eine Berick-
sichtigung der Anfahrkosten verzichtet.

Der Handel mit CO,-Emissionszertifikaten ist die Implementierung der Idee, externe Kosten
der Stromerzeugung (in diesem Fall Umweltbelastungen) zu internalisieren. Hierbei handelt
es sich um ein eigenes Instrument, dessen Wohlfahrtseffekte bereits in verschiedensten
Studien untersucht wurden, beispielsweise (Classen, et al., 2009) und aufbauend (Ecoplan,
2010) fir die Schweiz, sowie (Bohringer, et al., 2009) oder (Hilbler, et al., 2013) fiir das EU-
Emissionshandelssystem. Da einerseits die Wirkung des Instrumentes Emissionshandel nicht
Teil dieser Untersuchung sind, sowie andererseits der CO,-Zertifikatepreis direkt auf die
Angebotskurve der Kraftwerke wirkt und damit das Ergebnis erheblich beeinflussen kann,
werden diese vernachldssigt (d.h. mit 0 €/tco; angenommen).

3.4.4 Abschitzung des Fehlbedarfs der Unternehmen

Wie bereits bei der Beschreibung der Methodik erwdhnt wurde, stellt die Abschatzung des
Fehlbedarfs eine Herausforderung dar, da fiir diese Energiemenge kein Anhaltspunkt fiir
eine Bewertung gegeben ist. Daher werden an dieser Stelle zwei Moglichkeiten zur Ab-
schatzung dieses Fehlbedarfs vorgeschlagen:

1. Annahme des Maximalwertes - Value of Lost Load (VOLL): Die Kennzahl VOLL gibt an,
wie grol} der wirtschaftliche Schaden durch die Nichtlieferung von elektrischer Energie

in €/kWh ist. Dieser Schaden kann fir den Elektrizitatslieferanten als Opportunitits-
kosten gewertet werden, da es glinstiger ware, dem Kunden den Schaden zu bezahlen
als die Energie teurer als den VOLL am Markt zu besorgen. Es kann also angenommen
werden, dass der Lieferant maximal bereit ist, den VOLL an der Borse fir den Zukauf
von Energie zu zahlenze, so wie der Endkunde maximal bereit ware, den VOLL zu
bezahlen, vergleiche auch (Ockenfels, et al., 2008 S. 72f).

2. Annahme eines Richtwertes - teuerste Kraftwerkseinheit: Im Modell ATLANTIS wird

durch die Leistungsdeckung gewahrleistet, dass immer ausreichend Kraftwerks-
kapazitaten im modellierten System vorhanden sind. Daher ist es auch moglich, den
Fehlbedarf immer durch bestehende Kraftwerke anderer Unternehmen zu decken. Es
kann also auch die teuerste Kraftwerkseinheit im System als Richtwert zur Bewertung
des Fehlbedarfs festgelegt werden.

Zur Abschatzung der Kosten von Stromversorgungsunterbrechungen brachte frontier
economics im Jahr 2008 eine Studie heraus (frontier economics, 2008), in der unter anderem
eine Zusammenfassung verschiedenster Untersuchungen zur Abschatzung des VOLL dar-
gestellt ist. Im internationalen Vergleich ergeben sich die Werte bis zu 16 €/kWh (sowie
einige Ausreiler weit darlber), wobei der Durchschnitt bei etwa 8 €/kWh liegen dirfte.

*® Ohne Berlcksichtigung einer eventuellen Gewinnspanne fir den Lieferanten
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Ebenso geben die Autoren einen Wert von 8 - 16 €/kWh als Schatzung fiir den VOLL in
Deutschland an (frontier economics, 2008 S. 27).

Wird ein Wert von 8 €/kWh angenommen, so entspricht das 8.000 €/ MWh und liegt damit
sehr deutlich tGber den Grenzkosten des teuersten Kraftwerks im System und auch weit tiber
dem derzeit maximalen Ausfiihrungspreis von 3.000 €/MWh an der EPEX Spot im Markt-
gebiet DE/AT (EPEX Spot, 2014). Jedoch liefert selbst die Annahme des teuersten Kraftwerks
sehr hohe Werte im Vergleich zur restlichen KR und PR. Aufgrund der Unsicherheit in der
Bewertung und des hohen Einflusses auf das Ergebnis wird bei der Auswertung der Ergeb-
nisse der Fehlbedarf nicht beriicksichtigt.

Der Einsatz des VOLL zur Bewertung des Fehlbedarfs ist daher nicht empfeh-
lenswert, da das Ergebnis eine viel zu hohe Schdétzung fiir den Anteil des Fehl-
bedarfs darstellen wiirde, und aufgrund der Limitierung an der Bérse auch gar nie
zustande kommen kénnte. Aus diesem Grund wird in der Auswertung die teuerste
Kraftwerkseinheit als Richtwert fiir den Wert des Fehlbedarfs verwendet.

3.4.5 Berechnung der Produzentenrente unter Beriicksichtigung des Netzes

Durch die physikalischen Kapazitatsgrenzen des Stromnetzes ist eine Umsetzung des opti-
malen Kraftwerkseinsatzes gemal Markt in der Realitdt oft nicht erreichbar. Zur Gewahr-
leistung eines stabilen Systembetriebs muss der Netzbetreiber daher mit verschiedenen
MaBnahmen reagieren, um die Versorgung sicher und trotzdem moglichst kostenglinstig zu
gewadhrleisten.

. positiver Redispatch
" Kraftwerk muss eingesetzt werden

..wegfallende Konsumentenrente
..zusatzliche Erzeugungskosten

..wegfallende PR durch Bérse
..wegfallender Erzeugernutzen

oOow>

I »
Menge

“negativer Redispatch
Kraftwerk kann nicht eingesetzt werden

Abbildung 26: Verdnderungen von Produzenten- und Konsumentenrente durch den Redispatch
von einzelnen Kraftwerkseinheiten (schematisch)
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Im Modell ATLANTIS sind, wie bereits beschrieben, die Verwendung von Phasenschieber-
transformatoren (PST) oder der Eingriff in den Fahrplan (Redispatch) mogliche MaRnahmen,
die vom Optimierungsalgorithmus eingesetzt werden kdnnen. Der Redispatch fihrt zu einer
Reduktion der Wohlfahrt am Strommarkt, da ineffizientere, teurere Einheiten anstelle von
glinstigeren eingesetzt werden miussen. Dadurch reduzieren sich sowohl Produzenten- als
auch Konsumentenrenten, und es entstehen eventuell sogar zusatzliche Kosten.

In Abbildung 26 ist beispielhaft der Redispatch zweier Kraftwerkseinheiten schematisch dar-
gestellt. Dabei werden folgende Falle angenommen:

1. Das Kraftwerk C, welches erst durch ,Kraftwerkstausch” an der Bérse zum Einsatz
kommt, kann nicht einspeisen und muss zurlickfahren (negativer Redispatch). Damit
reduziert sich die PR durch Borsenhandel um die dunkelblaue Flache C.

2. An dessen Stelle geht Kraftwerk A ans Netz (positiver Redispatch) und produziert die
fehlende Energiemenge. Das Kraftwerk wadre urspriinglich zum Einsatz vorgesehen
gewesen, wurde aber durch die Borse getauscht. Da es nun doch eingesetzt wird,
reduziert sich die KR wieder um die gelbe Flache A.

3. Das Kraftwerk D ist vom Unternehmen fiir die Produktion vorgesehen und kommt
gemald Markt auch zum Einsatz, da die Grenzkosten unter dem gebildeten Marktpreis
liegen. Aus netztechnischen Griinden kann das Kraftwerk aber nicht einspeisen und es
kommt zum negativen Redispatch dieser Einheit, wodurch sich die PR wieder um die
dunkelblaue Flache D reduziert.

4. Die fehlende Energiemenge von D wird durch den Abruf der Einheit B ausgeglichen,
die weder vor noch nach dem Borsenhandel fir den Einsatz vorgesehen war. Die
Flache B beeinflusst daher weder PR noch KR, steht aber fiir die zusdtzlichen Erzeu-
gungskosten dieser Einheit, die durch den Redispatch entstehen und berticksichtigt
werden missen.

Die Flache A ergibt sich gemaR Formel (3.1) aus der Differenz der Grenzkosten des Kraft-
werks abzliglich des MCP, multipliziert mit der Menge des positiven Redispatch. Diese ergibt
sich aus der gesamten theoretisch produzierbaren Energie W und dem Einsatzfaktor nach
Redispatch fe, so dass auch ein Teillastbetrieb (fo < 1) erfasst werden kann. Fiir die Flache B
gilt (3.1) analog.

Fiir die Reduktion der Produzentenrente (Flachen C und D) ergibt sich Formel (3.2). Da die
Grenzkosten unter dem MCP liegen, dreht sich die Differenz um. Da die Flachen fir die
wegfallende PR stehen, ergibt sich fir die Menge Q nun der Ausdruck W,; - (1 — f,), da im
Teillastfall (fo>0) die Reduktion der PR groBer wird, je weniger das Kraftwerk nach
Redispatch eingesetzt wird.

54



Der Wert der Energy-Only-Strombérse

dK

A = (d—q - MCP) ) Q = (kBS + kCOZ + kvar - MCP) " Wel " fe (31)
mit: Ao, Flache A; Reduzierte Konsumentenrente (€)

Z—S ............................ Grenzkosten der Kraftwerkseinheit (€/MWh)

MCP ... Marktraumungspreis (E\MWh)

Q oo, Redispatchmenge W,; - f, (MWh)

|/ R Theoretisch produzierbare elektrische Energie (MWh)

fo o Einsatzfaktor nach Redispatch (0-1, einheitslos)

Kps coveeieiiieiieeieenn Brennstoffkosten (€/MWhg)

Ky ar eeeeemeeennieennneen sonstige variable Kosten (€/MWhg)

Kcog e CO,-Zertifikatekosten?’ (€/MWhg))

dK

¢ = (mcp - d—q) +Q = (MCP — kgs — keop—Kyar) - Wer - (1 — £2) 3.2)
mit: Coaeeeeeeeieeeeeeeeenn, Flache C; Reduzierte Produzentenrente (€)

Q oo Redispatchmenge W,; - (1 — f,) (MWh)

Aus dem Marktmodellteil des Gesamtmarktmodells in ATLANTIS kénnen die variablen Kos-
tenanteile und der MCP gewonnen werden, wahrend der Einsatzfaktor f. aus dem Lastfluss-
modell resultiert. Die Auswertung kann nach der Simulation mit ATLANTIS durch Einsetzen
der Ergebnisse in die entsprechende Formel erfolgen.

Aus betriebswirtschaftlicher Sicht der Kraftwerksbetreiber andert der Redispatch nichts an
den Ertragen, da die zusatzlichen Kosten durch positiven Redispatch Gblicherweise in Hohe
der Grenzkosten der Einheit vom Netzbetreiber ausgeglichen werden bzw. das vom
negativen Redispatch betroffene Kraftwerk zwar seine Grenzkosten an den NB zahlen muss,
seinen Deckungsbeitrag (Anteil an der PR bzw. Flachen C und D) aber trotzdem erhalt, vgl.
(Simon, 2012 S. 31f). Aus gesamtsystemischer Sicht entstehen Kosten in der Hohe von
A+ B+ C+D, welche als Opportunitatskosten des Netzausbaus bis zur ,Kupferplatte” an-
gesehen werden kdénnen. Diese Kosten missen vom Netzbetreiber erstattet werden und
sind schlussendlich vom Endkunden lber die Netztarife zu bezahlen.

3.5 Fallstudie Deutschland im kontinentaleuropaischen Kontext

Die Diskussion Uber Kapazitatsmechanismen ist derzeit vor allem in Deutschland sehr inten-
siv, nicht zuletzt aufgrund des stetigen Ausbaus von Windkraft- und Photovoltaikanlagen. So
haben die Kapazitdten aus PV-Anlagen bereits im Oktober 2013 die 35 GW-Marke Uber-
schritten, wahrend Windkraft zu diesem Zeitpunkt bei einer installierten Kapazitat von etwa

%’ Dient zur Vollstandigkeit. Die CO,-Kosten werden vernachlassigt, wie in Kapitel 3.4.3 beschrieben.
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32,5 GW stand (Burger, 2014). Deshalb und auch auf Grund der guten Datenverfiigbarkeit
fiir eine qualitativ hochwertige Modellierung wurde Deutschland als Anwendungsfall fir die
beschriebene Methodik gewabhlt.

3.5.1 Modelleingangsdaten fiir die Fallstudie

Die Untersuchung der Produzentenrente bzw. der Wohlfahrt der Energy Only-Strombdrse im
Fall Deutschlands ist retrospektiv konzipiert. Es werden fiir die Auswertung der Simulation
also nur vergangene Jahre betrachtet, so dass keine Annahmen zukinftiger Entwicklungen
z.B. des Kraftwerksparks, der Brennstoffpreise und des Netzausbaus getroffen werden
miussen. Fir diesen Zeitraum stellen die im Modell hinterlegten Daten ein gutes Abbild der
Realitdat dar. Im Weiteren sind auch ausreichend Quellen fir eine Validierung der ange-
nommenen Daten verflgbar. In den folgenden Abschnitten wird beschrieben, auf Basis
welcher Annahmen und Quellen die vergangenen Jahre mit ATLANTIS simuliert wurden.

3.5.1.1 Modellierung der deutschen Elektrizititsunternehmen

Da die Anzahl aller Elektrizitditsunternehmen in Deutschland viel zu groR ist, um jedes
einzelne Unternehmen im Modell zu erfassen, werden die finf groRten Unternehmen (nach
installierter Leistung) und ein aggregiertes Restunternehmen modelliert. Fiir die Simulation
des Anteils borseninduzierter Produzentenrente (Flache C in Abbildung 24 auf Seite 49) ist
die Zuordnung des zu versorgenden Endkundenbedarfs und die Zuordnung der Kraftwerks-
kapazitaten zum jeweiligen Unternehmen von Bedeutung. Die Zuteilung des Endverbrauchs
erfolgt Uber den Marktanteil der modellierten Elektrizitditsunternehmen am Endkunden-
markt (Vertrieb).

60%

H ATLANTIS (Basis 2006)
BDEW (2009)
statista/BDEW (2008)*

50% -

40% -

30% -

20% -

Marktanteil am Endkundenmarkt

10% - — —

DERest RWE EnBW E.ON Vattenfall DE

Abbildung 27: Marktanteile der gréfSten deutschen Stromunternehmen
Datenquellen: ATLANTIS, BDEW, statista.de
*) keine klare Definition ob Vertriebs- oder Erzeugungsanteile (,Strommarkt”)
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In Abbildung 27 sind neben den standardgemal in ATLANTIS hinterlegten Werten fiir das
Basisjahr 2006 zwei Vergleichsquellen (BDEW?® und statista.de) dargestellt. Vom BDEW
(BDEW, 2012 S. 36) sind aktuellere Zahlen fir das Jahr 2009 verfligbar und es geht klar
hervor, dass es sich um Vertriebsanteile handelt. In der Datenquelle von statista.de ist nicht
klar gekennzeichnet, ob es sich um Vertriebs- oder Erzeugungsanteile handelt. Da aus
technischen Griinden die Modellierung einer Veranderung der Endkundenanteile tber die
Zeit nicht moglich ist, werden fir die Fallstudie Deutschland die aktuelleren Werte von 2009
des BDEW anstatt der Standardwerte von ATLANTIS herangezogen.

3.5.1.2 Modellierung und Zuordnung der Kraftwerke in Deutschland

Eine dhnlich hohe Bedeutung wie die Zuteilung des Endkundenverbrauchs kommt der
Modellierung der Eigentumsverhaltnisse der Erzeugungsunternehmen an den erfassten
Kraftwerkseinheiten zu. Dies gestaltet sich aufgrund der nicht selten auftretenden Eigen-
tumsverflechtungen durch Beteiligungen an anderen Unternehmen bzw. mehreren Gesell-
schaftern bei einzelnen Kraftwerksbetriebsgesellschaften als schwierig. Bei der Modellierung
in ATLANTIS wurde in solchen Fallen ein Kraftwerksblock dem jeweils groRten Anteilseigner
zugeordnet. Ausgenommen davon sind groBe Kraftwerksblocke, die von maximal zwei
Unternehmen betrieben werden und im Beteiligungsverhaltnis aufgeteilt in zwei Bldcke
modelliert wurden, sowie grenziiberschreitende Beteiligungen (z.B. RADAG®).

Abbildung 28 zeigt die im Modell beriicksichtigten Kraftwerksblocke sowie die
angenommene Zuteilung zu den Eigentiimern fir alle Kraftwerke, die vor dem Basisjahr 2006
in Betrieb gingen (links) und die modellierten Zubaukraftwerke zwischen 2006 und 2011
(rechts). Die weilRen Punkte entsprechen dabei dem aggregierten Restunternehmen,
welches gemall (BDEW, 2012 S. 32) bzw. der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur
(BNetzA, laufend) aus mindestens 120 unabhangigen Erzeugungsunternehmen (betrifft allein
nur Blocke >10 MW) besteht.

*® Bundesverband fur Energie- und Abfallwirtschaft e.V.
*® Rheinkraftwerk Albbruck-Dogern AG
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Legende

Kraftwerke 2005 Zubau 2006-2011

nach Eigentiimer nach Eigentiimer
@ EON ! @ EON

Vattenfall "

RWE

Legende

Vattenfall
RWE
Steag
EnBW

Steag
EnBW

sonstige sonstige

Abbildung 28: Der im Modell hinterlegte Kraftwerkspark nach zugeordnetem Eigentiimer 2005 (links)
und Zubauten bis 2011 (rechts). Die Gréf3e der Punkte entspricht logarithmisch der Héhe
der installierten Leistungen. Datenquelle: ATLANTIS-Datenbank, eigene Darstellung.

In Tabelle 2 ist die Zuordnung der Leistungen in tabellarischer Form dargestellt. Die erste
Stufe an AuBerbetriebnahmen von Kernkraftwerken im Zuge des deutschen Atomausstiegs
(2011) ist in den Daten bereits beriicksichtigt. Die Abweichungen zwischen realen Daten und
Modelldaten kann darauf zurlickgefiihrt werden, dass bei Kraftwerken, die vor 2006 in
Betrieb gingen, der Eigentiimer nach Stand von 2006 zugeordnet ist, welcher sich aus
technischen Griinden wahrend der Simulation nicht verandern kann. So kdénnen beispiels-
weise die in (BDEW, 2012 S. 32) erwadhnten Kapazitatsverkdaufe von E.ON nicht vollstandig
abgebildet werden.

Tabelle 2: Installierte Leistungen (in MW) fiir 2011 bzw. 2012 in Deutschland
aus Modelldaten und aus realen Unternehmensdaten.
Datenquellen: ATLANTIS-DB, Webseiten der Erzeugungsunternehmen

MW (netto) E.On RWE Vattenfall EnBW STEAG
ATLANTIS 23.653 21.831 14.906 7.613 5.165
Unternehmen 19.790 22.728 17.494 12.644 7.683

3.5.1.3 Annahmen zum Verlauf der Brennstoffpreise

Brennstoffe bilden bei thermischen Kraftwerken oft den wesentlichsten Teil der kurzfristigen
Grenzkosten und haben daher einen groRRen Einfluss auf die Hohe der sich bildenden Strom-
preise und auf den resultierenden Kraftwerkseinsatz. Die Annahme des Verlaufs der Brenn-
stoffpreise spielt daher in der Modellierung des Elektrizitatssystems eine wesentliche Rolle
und ist ein Unsicherheitsfaktor in Bezug auf die Ergebnisse der Simulation.
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In Abbildung 29 ist der im Modell ATLANTIS hinterlegte Verlauf der fiir preissetzende
Kraftwerke relevanten Brennstoffpreise in den Beobachtungsjahren fiir Deutschland dar-
gestellt, die aus der AuBenhandelsstatistik der EUROSTAT gewonnen und fiir Braunkohle
durch eigene Annahmen erganzt wurden.

Erdgas =——HeizOl L =——Heiz6lS =——Braunkohle - Steinkohle
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Abbildung 29: Angenommene Brennstoffpreise im Modell ATLANTIS (2006-2011, DE)
Datenquelle: EUROSTAT (AufSenhandelsstatistik), eigene Annahmen

Es existieren noch weitere verschiedene Quellen fir Brennstoffpreise in Deutschland, die
jedoch alle leicht abweichende Werte zeigen. Da der Einfluss dieser Annahmen fir das
Ergebnis von hoher Bedeutung ist, wurde auch eine Sensitivitdtsanalyse durchgefiihrt, indem
jeder Brennstoffpreis einzeln variiert wurde. Die Ergebnisse dazu sind in Kapitel 3.5.2.4 dar-
gestellt.

3.5.2 Ergebnisse der Fallstudie

In den folgenden Unterabschnitten sind die Ergebnisse der Fallstudie zur Ermittlung der
Wohlfahrt an der Energy Only-Strombdrse dargestellt. Beginnend mit dem ,,Best Case”, also
dem optimalsten Fall ohne Bericksichtigung von Netzrestriktionen, werden Schritt fir
Schritt die einzelnen Modellergebnisse aus ATLANTIS diskutiert. AbschlieBend erfolgt die
Darstellung der Sensitivitatsanalyse durch Variation verschiedener Brennstoffpreise.

3.5.2.1 Best Case unter Annahme einer Kupferplatte

Das in ATLANTIS integrierte Gesamtmarktmodell bildet mit dem Bérsenmodell unter An-
nahme einer europaweiten ,Kupferplatte” den ersten Schritt der Energiedeckungssimula-
tion. Die Ergebnisse, die sich in diesem Modellteil einstellen, ergeben den besten Fall des
Kraftwerkseinsatzes in Bezug auf die Erzeugungskosten, da der Kraftwerkseinsatz ohne Ein-
schrankung durch mangelnde Transportkapazitdten nur anhand der Grenzkosten bestimmt
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werden kann. Es wird einzig unterschieden, ob die ,negative” Produzentenrente der Must-
run-Einheiten berticksichtigt wird oder nicht.

= KR PR durch Borse u PR eigene Kraftwerke
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Abbildung 30: ,Best Case“-Simulationsergebnis fiir KR und PR der Strombdérse in Deutschland

Abbildung 30 zeigt das Simulationsergebnis ohne Berlicksichtigung dieser Reduktion. Die
Simulation ergibt eine Gesamtwohlfahrt von zehn bis zwdlf Milliarden Euro in Deutschland,
mit einem Ausreiller 2008, der sich auf die iberdurchschnittlich hohen Brennstoffpreise in
diesem Jahr zurickfihren lasst. Der GrofSteil der Wohlfahrt besteht aus Produzentenrente in
der Hohe von acht bis zehn Milliarden Euro, davon etwa drei bis vier Milliarden durch
Borsenhandel induziert. Die Kostenersparnis der Elektrizitdtsunternehmen durch nicht ein-
gesetzte, teurere Kraftwerke (Konsumentenrente) bewegt sich zwischen einer und zwei Mil-
lionen Euro.

Wiirde jedes Elektrizitatsunternehmen gegenliber seinen zugeteilten Endkunden als Mono-
polist auftreten, so wiirde der Ertrag unter Annahme eines vollkommen unelastischen Ver-
brauchs (eventueller Fehlbedarf bleibt ungedeckt) dem Kraftwerkseinsatz nach dem ersten
Schritt des Borsenmodells entsprechen. Unter der Annahme, dass die Monopolisten jeweils
den Preis der teuersten eingesetzten Einheit verlangen wiirden, ergeben sich laut Simu-
lationsergebnis Ertrage in der Hohe von 40 bis 60 Milliarden € pro Jahr in Deutschland. Im
Vergleich dazu sind in Abbildung 31 die Summe der Ertréige?'0 aller Unternehmen sowie die

*® Theoretischer Wert; entspricht der gesamten produzierte Energiemenge in Deutschland bewertet mit dem
,gesamteuropaischen MCP* des vollstandig integrierten Binnenmarktes. Der reale Umsatz der Elektrizitdtsunter-
nehmen liegt weit héher, da auch in anderen Markten (z.B. Endkundenvertrieb, Systemdienstleistungen) Ertrage
erwirtschaftet werden.
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entstehenden Produktionskosten (Brennstoff und sonstige variable Betriebs- und Wartungs-
kosten) dargestellt.

M Ertrage m variable Produktionskosten
25

20

15

10

Ertrage und Produktionskosten in Milliarden Euro

2006 2007 2008 2009 2010 2011

Abbildung 31: Ertréige bewertet mit dem Marktpreis und variable Produktionskosten
im ,,Best Case” in Deutschland

Berlicksichtigt man die Reduktion der Produzentenrente durch Mustrun-Einheiten, so ver-
einfacht sich die Berechnung der Produzentenrente zu der Differenz der in Abbildung 31
dargestellten Kosten und Ertrage.

Tabelle 3: Zusammengefasste Ergebnisse aus der Untersuchung des , Best Case”

fiir Deutschland
2006 2007 2008 2009 2010 2011
PR (ohne KWK) 9,5 9,6 14,0 8,9 8,6 9,0
PR (mit KWK) 9,1 9,2 13,6 8,3 7,9 8,3
KR 2,0 1,8 2,1 1,7 1,7 1,6
Umsatz (MCP) 17,0 17,6 24,9 16,5 17,1 17,8
Produktionskosten 7,9 8,4 11,3 8,2 9,2 9,5

Die reduzierte Produzentenrente ist in Tabelle 3 neben den anderen dargestellten Ergebnis-
sen fiur die betrachteten Jahre zusammengefasst. Die Differenz durch Mustrun-Kraftwerke
bewegt sich im Bereich von 400 bis 700 Millionen Euro pro Jahr, die z.B. im Fall von KWK-
Kraftwerken auf der Seite des Warmevertriebs eingenommen werden missen.
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Die Energy Only-Strombérse kann gemdf8 Simulation die Wohlfahrt des Elektri-
zitdtsmarktes im vollstdndig integrierten Binnenmarkt ohne Bertlicksichtigung von
Netzrestriktionen gegeniiber dem monopolistischen Elektrizitédtsversorgungs-
unternehmen um vier bis sechs Milliarden Euro pro Jahr steigern, wobei drei bis
vier Milliarden auf zusdtzliche Gewinne der Handelspartner und ein bis zwei

Milliarden auf eingesparte Kosten durch giinstigeren Stromzukauf entfallen.

3.5.2.2 Einfluss des Netzes auf die Wohlfahrt

Unter Beriicksichtigung der physikalischen Limits des Ubertragungsnetzes wird der Kraft-
werkseinsatz aus dem optimalen ,Best Case“-Betriebspunkt heraus bewegt und damit
teurer. Damit verringern sich auch Produzenten- und Konsumentenrenten. Im gesamt-
europaischen Kontext tritt noch ein weiterer Einfluss in Erscheinung: die Exporte aus bzw.
Importe nach Deutschland werden ebenfalls limitiert, dadurch andert sich auch die Menge
der in Deutschland produzierten Energie, unabhangig vom deutschen Stromendverbrauch.

Tatsachlich ergeben sich in der Simulationsrechnung fiir die Betrachtung mit Netz geringere
Produktionskosten als im zuvor betrachteten Best Case — dies darf aber nicht als ,kosten-
optimalerer” Kraftwerkseinsatz fehlinterpretiert werden. Abbildung 32 zeigt die Simulations-
ergebnisse mit und ohne Beriicksichtigung der physikalischen Limits des Ubertragungsnetzes
im Vergleich. Die Differenz erscheint im ersten Moment nicht sehr grol3, belduft sich in
absoluten Zahlen jedoch auf 200 bis 400 Millionen Euro pro Jahr, wie Abbildung 33 zeigt.

m KR PR durch Borse ® PR eigene Kraftwerke

= KR (mit Netz) PR durch Borse (mit Netz) m PR eigene Kraftwerke (mit Netz)
18
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12
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Abbildung 32: Simulationsergebnis fiir KR und PR der Strombérse in Deutschland
mit und ohne Berlicksichtigung physikalischer Limits des Netzes
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Abbildung 33: Reduktion von KR und PR sowie zusdtzliche Einsatzkosten, hervorgerufen
durch die simulierten physikalischen Einschrdnkungen des Netzes

Diese Reduktion entspricht 2-4 % der Produktionskosten. Im Vergleich dazu weist der
Endbericht zum Projekt NaREM Engpasskosten in der Hohe von 0,2 % der Gesamtkosten aus
(Trepper, et al., 2013 S. 7), wobei die Gesamtkosten weit hoher sein diirften als die reinen
Produktionskosten.
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Abbildung 34: Simulierte Elektrizitdtsbilanz Deutschlands im gesamteuropdischen Kontext
bei Annahme einer Kupferplatte (links) und unter Beriicksichtigung des Netzes (rechts)
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Die Reduktion der PR ist dabei deutlich héher als die Reduktion der KR und der zusatzlich
notwendige Einsatz von bisher noch nicht abgerufenen Einheiten. Dies ist auf die Reduktion
der gesamt produzierten Energie innerhalb Deutschlands zurilickzufiihren (Abbildung 34).

Durch die physikalischen Grenzen des Ubertragungsnetzes ergibt die Simulation
unter Annahme eines vollstindig integrierten Elektrizitdtsbinnenmarktes eine Re-
duktion der im besten Fall méglichen Produzenten- und Konsumentenrenten um
200 bis 400 Millionen Euro pro Jahr, wobei ein wesentlicher Teil auf die Reduktion

von Exporten entfiillt.

3.5.2.3 Gegeniiberstellung der Produzentenrente mit den zu deckenden Fixkosten

Aufgrund des derzeitigen Marktdesigns, welches als Angebotsfunktion die Grenzkostenkurve
vorsieht in der keine Fixkosten enthalten sind, ist es eine wichtige Funktion der Produzenten-
rente, diese Fixkosten abzudecken. Um dies zu prifen, wird die errechnete PR mit den
simulierten Fixkosten der Erzeugung gegeniibergestellt.

Abbildung 35 zeigt diese Gegenuberstellung, wobei die PR dem ,Best Case” entspricht und
nur die Fixkosten der beriicksichtigten Kraftwerkstypen aufgetragen sind. Diese setzen sich
aus Abschreibungen, Zinsen und sonstigen fixen Betriebs- und Wartungskosten zusammen.
Hinzu kommen noch Personalkosten, die aber aus dem Modell heraus nicht anteilsmaBig auf
die Kraftwerkstypen umgelegt werden kénnen und daher nicht beriicksichtigt sind.

PR durch Bérse  m PR eigene Kraftwerke Wartung und Betrieb  m Zinsen ® Abschreibungen
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Abbildung 35: Gegenliberstellung der Simulationsergebnisse von Fixkosten
und Produzentenrente in den Betrachtungsjahren in Deutschland

64



Der Wert der Energy-Only-Strombérse

Es zeigt sich, dass die Spanne zwischen Fixkosten und PR im Laufe der Jahre geringer wurde.
Das Jahr 2011 bildet eine Ausnahme, da in diesem Jahr Sonderabschreibungen der vorzeitig
stillgelegten Kernkraftwerke im Modell beriicksichtigt sind. Zdhlt man noch die Personal-
kosten hinzu, ist eine Deckung der Fixkosten nicht mehr gewahrleistet. Fir Unternehmen,
die als reine Stromerzeuger am Markt agieren, ist dies gleichbedeutend mit einem Verlust
der Wirtschaftlichkeit. In der Realitdat konnen Elektrizitdtsunternehmen durch Ertrage aus
anderen Markten, z.B. Warme, Regelenergie oder Abfallprodukte aus dem Kraftwerks-
prozess, sowie dem Endkundenvertrieb trotzdem noch wirtschaftlich arbeiten, wobei jedoch
sukzessive die unwirtschaftlichen Kraftwerkseinheiten ungeachtet deren Alter oder Typ still-
gelegt werden sollen, wie dies aktuell in Deutschland der Fall ist.

Der simulierte Anteil der Produzentenrente kann im ,,Best Case” die Fixkosten der
Kraftwerke nicht zuverldssig decken. Fiir reine Erzeugungsunternehmen, die am
Markt handeln miissen, kann dies den Verlust der Wirtschaftlichkeit bedeuten.

3.5.2.4 Sensitivitdtsanalyse der Brennstoffpreisannahmen

Da sich in den bisher dargestellten Ergebnissen gezeigt hat, dass der Brennstoffpreis eine
Rolle fir die Hohe der Wohlfahrt am Energy Only-Markt zu spielen scheint, wurde eine Sen-
sitivitdtsanalyse durch Variation einzelner Brennstoffpreise durchgefiihrt. Diese Analyse
dient zur Feststellung des Einflusses verschiedener Brennstoffpreisniveaus auf das Simu-
lationsergebnis und bietet eine Moglichkeit zur Abschatzung der Unsicherheiten, welche
durch die Annahme der Brennstoffpreise entsteht.

Zur Bestimmung der Sensitivitdten wurden die Brennstoffe Erdgas, Heizol und Steinkohle um
10 % in jede Richtung getrennt voneinander variiert und jeweils eine Simulation durch-
gefuhrt. Im Fall von Heizoél wurden leichtes und schweres Heiz6l gleichzeitig variiert; von
einer Sensitivitatsbestimmung des Braunkohlepreises wurde aufgrund des ohnehin geringen
Niveaus abgesehen.

Abbildung 36 zeigt das Ergebnis der Sensitivitatsanalyse gemittelt Uber die betrachteten
Jahre 2006 bis 2011. Es zeigt sich, dass Steinkohle- und Gaspreise in etwa den gleichen
Einfluss auf die Wohlfahrtsergebnisse haben. Auf Schwankungen der Preise fiir Heizol rea-
gieren die Modellergebnisse deutlich weniger sensibel. Das ist dadurch erklarbar, dass Stein-
kohle- und Gaskraftwerke 6fter preissetzend sind als Olkraftwerke, und somit ein direkterer
Einfluss auf den Marktpreis besteht. Olkraftwerke werden eher als Spitzenlastkraftwerke
eingesetzt und kommen damit auch viel seltener Uberhaupt zum Einsatz, um fir die
Berechnung von Konsumenten- und Produzentenrente relevant zu sein.
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Abbildung 36: Mittlere Sensitivitdten der Brennstoffpreise fiir die Jahre 2006-2011
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Abbildung 37: Gegeniiberstellung der Sensitivitéiten aus den Einzeljahren 2006 und 2008

Bei einer detaillierteren Auswertung kann auch festgestellt werden, dass die Sensibilitaten
von Kohle und Gas Uber die Jahre variieren, wie exemplarisch anhand der Jahre 2006 und
2008 in Abbildung 37 dargestellt ist>h,

*! Die Diagramme aller Jahre sind im Anhang 8.2.2 auf Seite 163 nachschlagbar.

66



Der Wert der Energy-Only-Strombérse

6% 21,0

. /\ s

2% _a 14,0

0% . 10,5

-2% 7,0

-4% 3,5

\/

-6% 0,0
2006 2007 2008 2009 2010 2011

bei Variation von +/- 10 % (Steinkohle grau, Erdgas orange)
Differenz zwischen Erdgas- und Kohlepreis in €/MWh (blau)

Sensitivitdat des Gesamtergebnisses auf den jeweiligen BS-Preis

Abbildung 38: Verlauf der Sensitivitdten im Vergleich zur Differenz der absoluten
Brennstoffpreise von Kohle und Erdgas (blau, rechte Ordinate)

Weiters ist erkennbar, dass die Sensitivitaiten der Einzeljahre leichte Nichtlinearitaten auf-
weisen. Als moglicher Einflussfaktor daflir kann die absolute H6he des Brennstoffpreises
bzw. die Differenz zwischen Kohle- und Gaspreis festgestellt werden. Zum Vergleich ist in
Abbildung 38 der Verlauf der Sensitivitdten von Erdgas- und Steinkohlepreis zueinander und
dazu die Differenz der absoluten Brennstoffpreise dargestellt.

3.5.3 Fazit der Fallstudie

Die Simulation unter Anwendung der in dieser Arbeit dargestellten Methodik zeigt, dass der
Borsenhandel in Deutschland den im Fall von monopolistisch agierenden Elektrizitats-
unternehmen entstehenden Kraftwerkseinsatz dahingehend verandert, dass im , Best Case”
ohne Berlicksichtigung von Netzrestriktionen ein Wohlfahrtsgewinn in der Hohe von vier bis
sechs Milliarden Euro pro Jahr entsteht. Dabei entfallen etwa drei bis vier Milliarden auf
zusatzliche Gewinne der Handelspartner (Steigerung der Produzentenrente) und ein bis zwei
Milliarden auf eingesparte Kosten durch gilinstigeren Stromzukauf (Steigerung der ,,Konsu-
mentenrente” im Sinne dieser Arbeit). Das Ergebnis zeigt die Wichtigkeit der Einfiihrung
eines freien Elektrizitatsmarktes auf, der im strikten Vergleich zum historischen ,EVU“ eine
deutliche Optimierung des Kraftwerkseinsatzes und damit der Erzeugungskosten mit sich
bringt.

Werden die physikalischen Netzrestriktionen unter Annahme eines vollstandig integrierten
Elektrizitatsbinnenmarktes in der Berechnung berlicksichtigt, so verringert sich das gesamte
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»Wohlfahrtsdreieck” um etwa 200 bis 400 Millionen Euro pro Jahr. Ein GroRteil dieses
Betrages entsteht durch die reduzierten Exporte, die aufgrund der Bertlicksichtigung des
Netzes nicht mehr realisierbar sind.

Der Vergleich mit den simulierten Fixkosten der bericksichtigten Kraftwerkseinheiten zeigt,
dass deren Deckung nicht zuverlassig durch den ,Energy Only“-Markt gewahrleistet werden
kann. Flr ein zukinftiges neues Strommarktdesign empfiehlt es sich daher, unter
Beibehaltung des bestehenden ,Energy Only“-Marktes zur Wohlfahrtsoptimierung des
Kraftwerkseinsatzes eine zusatzliche Moglichkeit zur zuverlassigen Abdeckung der Fixkosten
zu schaffen. Dabei muss allerdings darauf geachtet werden, dass der bereits am
Energiemarkt erwirtschaftete Deckungsbeitrag bei der Abgeltung der Fixkosten ent-
sprechend beriicksichtigt wird.

AbschlieBend bleibt anzumerken, dass die Betrachtungen unter Verwendung des volkswirt-
schaftlichen Ansatzes von Wohlfahrt, KR und PR ein theoretisches Experiment darstellt und
einige Aspekte unberiicksichtigt lasst oder nur naherungsweise erfasst, wie im Zuge des
Abschnittes dargelegt wurde.
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4 Der Wert von Windkraft und Photovoltaik im
Gesamtsystem

Zur Erreichung der nationalen EU-2020-Ziele und aufgrund der Vorreiterrolle bei der Ent-
wicklung und Umsetzung erneuerbarer Energien, fiir die sich Deutschland aktiv entschieden
hat, werden dort finanzielle Férdermechanismen insbesondere im Stromsektor eingesetzt.
Diese Mechanismen haben in den letzten Jahren zu einem rasanten Ausbau von Wind und
Photovoltaik gefiihrt (siehe Abbildung 39), dessen Folgen nun anhand steigender EEG-Um-
lagen und mangelnder Investitionsanreize in konventionelle Erzeugungstechnologien zur
Bereitstellung von gesicherter Leistung und Netzdienstleistungen erkennbar werden.
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Abbildung 39: Zuwachsraten der installierten Leistung (Durchschnitt).
Quelle: (BMU, 2013a S. 21)

Einerseits haben die Forderungen ihre geplante Funktion erfillt: Die installierte Leistung von
Windenergie zur Stromerzeugung liegt mit Oktober 2013 bei 32,5 GW und Photovoltaik (PV)
erreicht eine Kapazitat von tber 35 GW laut BNetzA in (Burger, 2014). Die Investitionskosten
sind vor allem bei PV deutlich gesunken (Wirth, 2014 S. 7). Andererseits zeigen sich auch
Auswirkungen durch den starken, mehr oder weniger unkontrollierten Zubau von Wind und
PV, die nicht bzw. nicht in diesem Ausmal} vorhergesehen wurden. Diese sind beispielsweise:

e stetig sinkende Preise am GroRBhandelsmarkt, bedingt durch die hohe Durchdringung
der Erneuerbaren und deren niedrigen (kurzfristigen) Grenzkosten

e daraus folgend erhdhte Unsicherheiten bei Investitionen in neue Kraftwerke zur
Erhaltung der gesicherten Leistung; Investitionen werden ausgesetzt

e die Gefahrdung der Wirtschaftlichkeit bereits errichteter Kraftwerke; diese werden
teilweise vor Ende ihrer technischen Nutzungsdauer auRer Betrieb genommen

e rasant steigende EEG-Umlagen, die der Endkunde tragen muss, siehe Abbildung 40.
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Abbildung 40: Entwicklung der EEG-Umlage. Quelle: (BMU, 2013b S. 17)
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All diese Folgen des bisherigen RES-Ausbaus haben erneute Diskussionen ins Leben gerufen,
welche Arten von erneuerbarer Energie in das Elektrizitatssystem integriert werden sollen
und in welchem Ausmal} bzw. in welcher Geschwindigkeit dies geschehen soll. Eine der
direkten politischen Auswirkungen dieser Diskussionen ist die Limitierung der Férderung von
PV-Anlagen auf eine gesamt installierte Leistung von 52 GW (§20b) sowie die Annahme eines
Zubaukorridors von 2.500-3.500 MW pro Jahr (§20a) im aktuell g[]ltigen32 Erneuerbare-
Energien-Gesetz (EEG).

Aus diesen Grinden stellt sich die Frage nach der Wertigkeit der unterschiedlichen RES-
Erzeugungstechnologien bezogen auf deren Beitrag zum Gesamtsystem. Fir eine Anpassung
der bislang erfolgten unkontrollierten Querschnitts-Forderung aller Technologien, die fir
den nicht gesteuerten Ausbau verantwortlich ist, kdnnte eine gesamtsystemische Betrach-
tung insbesondere von Wind und Photovoltaik wertvolle Informationen bringen. Im folgen-
den Abschnitt dieser Arbeit werden einige Aspekte einer gesamtsystemischen Betrachtung
von Windkraft und Photovoltaik in Deutschland unter Einbeziehung von technischen wie
wirtschaftlichen Gesichtspunkten sowie der Rickwirkungen auf bestehende Teile des
Elektrizitatssystems diskutiert. Eine Untersuchung von o6kologischen Aspekten wird dabei auf
den Vergleich der CO,-Emissionen aus der Stromerzeugung beschrankt, da es zu diesen The-
men bereits eine Vielzahl von Studien (Reduktionspotentiale, Life-Cycle-Analysen etc.) gibt.

4.1 Allgemeiner Uberblick zu Studien aus der Literatur

Es gibt mittlerweile sehr viele Studien liber Windkraft und Photovoltaik. Einige davon be-
fassen sich mit ausschlieBlich technischen Themen von den Anlagen selbst bis hin zur
Speicherung und Netzintegration, andere mit Fordersystemen und dem EEG; wieder andere

32 Stand Februar 2014, zuletzt durch Artikel 5 des Gesetzes vom 20. Dezember 2012 (BGBI. | S. 2730) geandert
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versuchen optimale Anteile im Erzeugungsmix zu ermitteln. Im folgenden Abschnitt werden
einige Veroffentlichungen dargestellt, die entweder in die Richtung dieser Arbeit gehen oder
aus denen fir die Erstellung der Arbeit wichtige Erkenntnisse abgeleitet werden konnten.

4.1.1 Beispiele besonderer Methoden zur Bewertung von Windkraftanlagen

Die Entscheidungsfindung flir den Bau von Windkraftanlagen ist sowohl im groben Rahmen
als auch fir einzelne Anlagen ein Prozess, bei dem mehrere verschiedene Einflussfaktoren
eine Rolle spielen. Daher ware es interessant, all jene Faktoren zu einer einzigen Kennzahl
zusammenfassen zu kénnen, auf deren Basis dann eine Entscheidung getroffen werden kann
(Multikriterienanalyse, MCA).

Niu et al. haben eine Moglichkeit untersucht, mehrere Faktoren fiir die Bewertung einzelner,
konkreter Bauvorhaben fiir Windstandorte zu einer Bewertungskennzahl zusammenzufassen
(Niu, et al., 2011). Offensichtlich gibt es auch in China einen “Wildwuchs” an Zubau von
Windkraftanlagen, denn Niu et al. schreiben von einer so raschen Entwicklung, dass Wind-
kraftanlagen ziellos gebaut werden (Niu, et al., 2011 S. 5046). Die Sinnhaftigkeitsanalyse von
Windkraft ist ein Prozess mit mehreren Faktoren und Niu et al. suchen nach einer wissen-
schaftlichen Methode, um verschiedene Faktoren in einer einzelnen Analyse zusammenzu-
fassen. Im Fall dieser Veréffentlichung sind dies ,Ressourcen“®®, geographische Gegeben-
heiten, der technische Stand** sowie (betriebs-)wirtschaftliche Effekte. (Niu, et al., 2011 S.

5046)

Die gewahlte Methode auf Basis der ,,Rough Set Theory” funktioniert — einfach erklart — so,
dass alle Parameter standardisiert, anschlieBend normalisiert und quantisiert werden, so
dass am Ende eine Tabelle mit ganzzahligen Kennzahlen von (in diesem Fall) 1 bis 3 entsteht.
Dadurch wird ,redundante Information entfernt, die das Finden von Erkenntnissen
erschwert” (Niu, et al.,, 2011 S. 5049). Die gewahlten Kennzahlen werden dann nach ihrer
»Wichtigkeit” (mathematisch berechnet) gewichtet und zusammengefasst, wobei der
genaue Vorgang der Gewichtung in der Veroffentlichung nicht detailliert beschrieben ist.

Die Autoren wenden zwar eine sicher hilfreiche Methode an, viel interessanter ware jedoch
zu beschreiben, wie die Kennzahlen fiir nicht messbare GroRen wie z.B. geologischer
Zustand, Transportaufwand und ,Distribution Status” etc. gefunden wurden. Die ,Be-
rechnung” der Gewichtungsfaktoren anhand einer mathematischen Formel ist zu hinter-
fragen; hier ist Erfahrung aus vergangenen Projekten — sofern vorhanden — eventuell eine
bessere Basis fir eine ,verniinftige” Gewichtung. Die Schliisse, die aus den resultierenden
Zahlen gezogen werden, sind alleine schon mangels eines Bewertungsschlissels fir die
resultierende KenngréRe wenig nachvollziehbar.

** Gemeint ist das Potential der Windkraft; mittlere Windgeschwindigkeiten, Volllaststunden, Leistungsdichte
*Im Original: ,technical strength”
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Die Unsicherheiten der Gewichtungsfaktoren und die fehlende sachliche Aussagekraft der
Bewertungskennzahl sind der Grund dafiir, warum die im Zuge dieser Arbeit betrachteten
Kriterien nicht mit einer MCA-dhnlichen Methode zusammengefasst, sondern die Ergebnisse
einzeln gegenibergestellt werden. So kann sich der Leser ein gutes Bild machen und selbst
entscheiden, welche Kriterien wichtiger sind und welche weniger.

Eine weitere Methode, die im Zuge der Bewertung von Kraftwerken verwendet wird, ist die
Methode der Realoptionen (real options theory). Kumbaroglu et al. wenden diese Methode
zur Bewertung des Baus neuer Erzeugungseinheiten mit erneuerbarem Primarenergietrager
an (Kumbaroglu, et al., 2008).

Als Motivation flihren die Autoren an, dass durch die Liberalisierung die Unsicherheit tGber
die Hohe des Verbrauchs und damit auch die Unsicherheit (iber den Marktpreis sowie das
Verhalten von Investoren unter diesen Unsicherheiten dazu fiihren, dass die klassische
Kapitalwertmethode (engl. net present value, NPV) als Investitionsrechnung durch ,,more
sophisticated valuation techniques” ersetzt werden soll. Als Alternative fir nicht riickgéngig-
machbare Investitionen finden die Autoren die ,,real options theory” als geeigneten Ansatz,
um die Unsicherheit wahrend der Nutzungsdauer zu bericksichtigen. (Kumbaroglu, et al.,
2008 S. 1883f)

Das Modell soll unter dem Aspekt des ,policy planning” Lernkurveneffekte in die Bewertung
verschiedener Ausbaupfade integrieren. Dabei wird insbesondere auf eine mogliche
Verschiebung des Investitionsvorhabens in die Zukunft eingegangen. Im Vergleich dazu
gehen Ubliche Investitionsrechenmethoden wie z.B. die Kapitalwertmethode von einer
sofortigen Durchfiihrung der Investition aus (Kumbaroglu, et al., 2008 S. 1884). Die Studie
zeigt durch Berticksichtigung dieses Aufschiebungseffektes unter anderem, wie spat er-
neuerbare Energien in das Beispielsystem gelangen, wenn diese nicht durch Forder-
mechanismen unterstiitzt werden.

Fiir die vorliegende Arbeit ist insbesondere die Berlicksichtigung der Lernkurveneffekte von
Bedeutung, da diese bei langfristigen Kostenbetrachtungen insbesondere bei den ,neuen”
erneuerbaren Energietechnologien Wind und PV eine grolRe Rolle spielen kdnnen.

4.1.2 Volkswirtschaftliche Studien

Ein weiterer Sektor der Bewertung von Wind und PV betrifft die volkswirtschaftlichen
Auswirkungen des Ausbaus dieser Technologien. Da sich die vorliegende Arbeit ebenfalls mit
volkswirtschaftlichen Methoden beschaftigt, werden diese Studien kurz dargestellt.

Das Ziel der volkswirtschaftlichen Studien ist meist die Darstellung von primaren und
sekunddren Effekten und der Wertschoépfung z.B. des Windkraftausbaus sowie von Beschdifti-
gungseffekten (in Osterreich: ,Green Jobs“). Ein in Osterreich gerne zitiertes Werk ist die
Studie von Moidl et al. zum ,Wirtschaftsfaktor Windenergie” (Moidl, et al., 2011), in der
sowohl Effekte durch Erbringung von Leistungen fiir den Bereich Windkraft (Herstellung) als
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auch durch den Betrieb von Windkraftanlagen auf Basis von Szenariorechnungen in die
Zukunft untersucht werden. Die Studie zeigt auf, dass durch den Zubau und die Fertigung
von Windkraftanlagen durchwegs positive Beschaftigungs- und Wertschdpfungseffekte
erzielt werden kdénnen, wobei nur der Zeitraum 2006-2010 negative Effekte zeigt (Stagnation
des Windkraftausbaus in Osterreich) (Moidl, et al., 2011 S. 14f).

Eine ahnliche Studie wurde bereits von Hirschl et al. 2010 fir Baden-Wirttemberg im
Auftrag von Greenpeace durchgefiihrt (Hirschl, et al., 2010). Die Studie untersucht ebenfalls
Beschaftigungs- und Wertschopfungseffekte entlang des Lebenszyklus einer Windenergie-
anlage von der Planung Uber die Produktion und Installation bis zur technischen und
kaufmannischen Betriebsfiihrung (Hirschl, et al., 2010 S. 8). Dabei wird speziell auf die Be-
sonderheiten der Untersuchung auf Bundeslanderebene in Hinblick z.B. auf Steuern
geachtet.

Aktuellere volkswirtschaftliche Studien konzentrieren sich nicht mehr nur auf eine einzelne
RES-Technologie, sondern die ,Energiewende” oder allgemein die Energiestrategie eines
Landes als Ganzes, inklusive den nicht auler Acht zu lassenden Faktoren Energieeffizienz
und Energieeinsparung, z.B. (ifeu & gws, 2012) und (Ecoplan, 2012). Die zentralen Ziele
dieser Studien sind ebenso gesamtwirtschaftliche Wertschépfungs- und Beschaftigungs-
effekte.

Der Vollstandigkeit halber sei erwdhnt, dass auch einige Studien zu volkswirtschaftlichen
Effekten der Okostromférderung, z.B. spezielle Férdersysteme oder die Implementierung in
den einzelnen Staaten, z.B. das deutsche Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG), erstellt
wurden. Da Fordersysteme aber nicht Teil dieser Arbeit sind, wird nicht ndaher auf diese
Studien eingegangen.

4.1.3 ,Market Value* und optimaler Anteil von Wind und PV im System

Die Arbeiten von Hirth kommen einer Interpretation einer gesamtsystemischen Wertigkeit
im Sinne der Untersuchungen in dieser Arbeit von jenen der aktuelleren Forschung teilweise
sehr nahe, daher wird insbesondere der ,Market Value” von Wind (Hirth, 2013) und der
wohlfahrtsoptimale Anteil von Wind und PV im System (Hirth, 2012) in diesem Abschnitt
diskutiert.

Die Studie zum Thema ,Market Value” befasst sich mit dem Effekt, dass sich die
fluktuierenden erneuerbaren Energietrager Wind und Photovoltaik gewissermallen selbst
das ,,Wasser abgraben”. An jenen Tagen, wo die Sonne scheint und der Wind blast und die
RES-Kraftwerke volle Energie liefern konnen, sinkt der Marktpreis aufgrund der geringen
Grenzkosten dieser Kraftwerke bzw. bedingt durch den geringeren Einsatz von thermischen
Einheiten ab. In jenen Zeiten, wo kein Dargebot an Sonne und Wind vorhanden ist, sind die
Marktpreise teilweise hoher, die Anlagen kdonnen aber mangels Einspeisung nicht davon
profitieren. Dieser Effekt wird oft als ,,Merit Order-Effekt” in Zusammenhang mit fluktuieren-
der Einspeisung bezeichnet. (Hirth, 2013 S. 219)
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Der Marktwert der Erneuerbaren wird in diesem Paper nach Joskow definiert als ,der Ertrag,
den die Erzeuger an den Mdrkten verdienen kénnen, ohne Berlicksichtigung von Einnahmen
aus Foérderungen” (Hirth, 2013 S. 218). In der Studie wird ein zeitgewichteter durch-
schnittlicher GroRhandelspreis (sog. ,system base price”) mit dem Marktwert in €/MWh
verglichen. Die Differenz aus diesen beiden GrofRen wird eingeteilt in Kosten, die aufgrund
der Variabilitat entstehen (,profile costs“), jene die aufgrund der begrenzten Prognosti-
zierbarkeit entstehen (,,balancing costs“), und jene, die aufgrund der geographischen Darge-
botsabhangigkeit entstehen (,grid costs“, Stichwort ,gerichteter Stromtransport”, siehe
4.2.1.2). (Hirth, 2013 S. 219)

In einem Kapitel beschreibt der Autor den Einfluss des bestehenden Kapitalstocks als ent-
scheidend fiir das Ergebnis und zeigt drei Wege aus der Literatur auf, das Wissen um den
historischen Kapitalstock zu umgehen. Eine dieser Moglichkeiten ist es, die historische Infra-
struktur als gegeben hinzunehmen und nicht mehr zu verdandern (der Autor nennt dies die
»Short term perspective”). Als weitere Methode wird der bekannte ,, Green Field-Approach”
genannt, also die Entwicklung auf der ,griinen Wiese“ ohne irgendeine Beriicksichtigung der
bestehenden Infrastruktur (,,/long term perspective”). (Hirth, 2013 S. 225f)

Die Berlicksichtigung noch laufender, bereits gebauter Kraftwerke und die dynamische
Entscheidung Uber Zubau und SchlieBung von Kraftwerken bezeichnet der Autor als
»medium term perspective” (Hirth, 2013 S. 226), welche der Realitdat vermutlich am nachsten
kommt. Diese Perspektive entspricht auch dem verfolgten Ansatz im Modell ATLANTIS, wo
sowohl der historische Kapitalstock (inklusive dessen Fixkosten) als auch ein neuer Ausbau
entsprechend den Vorgaben des gewahlten Szenariorahmens berticksichtigt werden.

‘

Hirth zeigt in der Studie sowohl Resultate zum Marktwert von Wind und PV aus ,mid-term’
und ,long-term“-Berechnungen, als auch den Einfluss von Netzrestriktionen grenziber-
schreitender Kapazitaten und des CO,-Preises. Dass dieser auf den Marktwert der RES einen
positiven Einfluss hat, ist gut nachzuvollziehen. Auch der Vergleich zwischen ausschlielRlicher
Windkraftdurchdringung und Wind und PV in Kombination wird gezogen. Die fir diese Arbeit
relevanten Ergebnisse zeigen, dass fir Windkraft der Marktwert in Abhangigkeit des Markt-
anteiles weit weniger schnell sinkt als bei Photovoltaik (Hirth, 2013 S. 227, 228). Bei gleich-
zeitigem Ausbau ist der Abfall des Market Value als Funktion beider Technologien geringer
als bei reinem Windausbau, wenn auch nur geringfiigig (Hirth, 2013 S. 229).

In (Hirth, 2012) beschreibt Hirth einen Ansatz zur Ermittlung des wohlfahrtsékonomisch
optimalen Anteils an erneuerbaren Energien auf Basis einer Kosten-Nutzen-Rechnung mit
speziellem Fokus auf die Variabilitat der Erzeugung aus diesen Technologien.

Das Modell von Hirth minimiert die Gesamtsystemkosten zur Deckung eines exogen vorge-
gebenen Verbrauchs elektrischer Energie. Dabei werden Kapitalkosten fiir Erzeugung, Uber-
tragung und Speicherung sowie ,sonstige Fixkosten” und alle variablen Kosten (Brennstoff,
CO,, sonstige) beriicksichtigt. Das Modell stellt den Kraftwerkspark stark vereinfacht in Form
von elf verschiedenen Erzeugungstechnologien dar, welche auch PDSM und Pumpspeicher,
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aber keine natirlichen Speicher beinhalten. Pumpspeicher werden dabei auf die angenom-
mene Pump- und Turbinenleistung limitiert und der Speicherinhalt mit einer angenom-
menen Kapazitdt von acht Pump-Volllaststunden modelliert. Die Erzeugungscharakteristik
von Wind und PV wird mittels exogen vorgegebenen stiindlichen Erzeugungsprofilen
modelliert. Das berticksichtigte Marktsystem ist der Energy Only-Markt mit einer einfachen
Annahme von Anfahrkosten, allerdings nur so, dass das Modell linear bleibt. (Hirth, 2012 S.
4ff)

Die Berlicksichtigung von so genannten , Inflexibilitdten”, damit sind Kraftwerkseinsatze weg
vom Kostenoptimum gemeint, erfolgt in diesem Modell durch Berlicksichtigung von KWK,
Must-Run (oder vorgehaltene Reserve) fiir Regelreserve sowie An- und Abfahrkosten von
Kraftwerken. (Hirth, 2012 S. 7f)

Das Besondere an dieser Studie ist, dass die bearbeitete Fragestellung unter sehr dhnlichen
Modellannahmen — abgesehen vom exakten Ausbaupfad der Kraftwerkskapazitdten — bear-
beitet wird, wie die Untersuchungen in der vorliegenden Arbeit. Der grundlegende Unter-
schied liegt darin, dass das Modell von Hirth den Kraftwerkseinsatz auf stiindlicher Basis
ermittelt. Aus diesem Grund ist ein Vergleich des optimalen Anteils der erneuerbaren
Energieformen mit deren Wertigkeit als Ergebnis dieser Arbeit von Interesse. Die Ergebnisse
der Untersuchung von Hirth zeigen, dass unter heutigen Bedingungen (,benchmark con-
ditions“) ein Ausbau der Windkraft auf 1 % Anteil an der Erzeugung wirtschaftlich ist, und das
nur in Belgien und den Niederlanden. Fallen die Investitionskosten um 30 %, so ergibt sich
fiir Deutschland ein optimaler Marktanteil von 10 %. Photovoltaik ist selbst bei einer Reduk-
tion von 60 % der Investitionskosten nicht wirtschaftlich (der optimale Anteil liegt trotzdem
bei 0 %). (Hirth, 2012 S. 13)

4.2 Aspekte fiir eine gesamtsystemische Betrachtung von Wind und PV

Es gibt bereits einige Untersuchungen zum Wert von erneuerbaren Energietechnologien und
deren optimaler Durchdringung des Elektrizitdtssystems. Die meisten davon zielen auf einen
bestimmten Aspekt ab, nur wenige befassen sich mit mehreren Kriterien gleichzeitig. In
diesen Fillen liegt der Studie oder Untersuchung meist eine mathematische Methode
zugrunde, die — sofern fir alle Kriterien eine Quantifizierung moglich ist — ein Ergebnis in
Form einer zusammengesetzten Zielgrofle (Zahl) liefern kann. Zu deren Berechnung muss
aber eine Bewertung (,,Verkniipfungsregel”) der einzelnen Kriterien erfolgen, die entweder
methodisch oder subjektiv entsprechend gewiinschter Prdferenzen durchgefiihrt werden
kann, vgl. (Bamberg, et al., 1981 S. 44). Die Gewichtung erhoht allerdings die Unsicherheit
der Entscheidung und bringt eventuell einen subjektiven Einfluss in die Methodik ein. In
diesem Abschnitt werden verschiedene Beispiele flir Bewertungskriterien diskutiert, diese

Ill

werden aber nicht mit einer ,Verknipfungsregel” zu einem Ganzen zusammengefasst, da

dies nicht der Wissenschaft, sondern den Entscheidungstragern obliegt.
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4.2.1 Technische Aspekte von Wind und PV im Kontext des Gesamtsystems

Erneuerbare Energietrager unterscheiden sich von konventioneller Erzeugung in thermi-
schen Kraftwerken wesentlich durch die zeitliche und értliche Abhéingigkeit vom Dargebot
des Primarenergietrdagers (mit Ausnahme der Biomasse). Dadurch ergibt sich die Proble-
matik, dass die Erzeugung nicht immer dann bereit steht, wenn die Verbraucher dies
winschen. Der Beitrag zu einer gesicherten Leistung zu Hochlastzeiten und zur Versorgungs-
sicherheit ist damit ebenfalls ein wichtiger Aspekt bei der Betrachtung der Windkraft im
Gesamtsystemkontext. Aufgrund der Dargebotsabhangigkeit genieRt die Windkraft in vielen
Landern auch einen Einspeisevorrang, damit moglichst viel elektrische Energie aus Wind in
das System integriert werden kann. Dadurch entstehen Riickwirkungen auf das bestehende
System, insbesondere auf die Fahrweise thermischer Kraftwerke und Speicher sowie auch
auf Leitungsauslastungen und regelzoneniibergreifende Lastfliisse. Diese Aspekte werden in
den folgenden Punkten detaillierter betrachtet.

4.2.1.1 Zeitliche Abhdngigkeit der Erzeugung

Die zeitliche Abhangigkeit ergibt sich durch die Nichtspeicherbarkeit des Primarenergie-
tragers. Wahrend Wasserkraft durch die Moglichkeit einer Stauung des Wassers noch in
gewissen Grenzen speicherbar ist, muss bei Windkraft- und Photovoltaikanlagen der Primar-
energietrager in dem Moment gewandelt werden, in dem er ausreichend zur Verfligung
steht. Auf diese zeitliche Abhdngigkeit muss das Elektrizitatssystem reagieren, um die
Windenergie moglichst in vollem Umfang integrieren zu kénnen. Dies kann mit Speicherung
(z.B. Pumpspeicher, Druckluftspeicher...), Flexibilisierung thermischer Kraftwerke oder
Flexibilisierung des Verbrauches geschehen.

Diese MaBnahmen sind aber mit teilweise sehr hohen Kosten verbunden. Daher liegt es
nahe, unterschiedliche RES-Erzeugungstechologien dahingehend zu untersuchen, wie gut sie
sich ohne zusatzliche Schritte in das bestehende System einfligen kénnen. Zur Bewertung
dieser , Kompatibilitdat” mit dem bestehenden System wurde eine Korrelationsanalyse der
Einspeisedaten von Photovoltaik, Wind on- und offshore mit dem Verbrauch in Deutschland
durchgefiihrt (siehe Kapitel 4.3).

4.2.1.2 Ortsabhédngigkeit der Erzeugung — Beispiel Deutschland

Die ortliche Abhangigkeit kann in eine technische und eine wirtschaftliche Komponente
(Kapitel 4.2.2) gegliedert werden. Technisch gesehen entsteht durch die o6rtliche Abhan-
gigkeit erneuerbarer Energien eine Notwendigkeit fiir einen gerichteten Transport von
elektrischer Energie (Nischler, et al., 2014 S. 10), und das Uber weitere Strecken als bisher.
Die Wahl von Standorten fiir thermische Kraftwerke wird technisch gesehen nur durch das
Vorhandensein von Infrastruktur fir die Belieferung mit dem entsprechenden Primar-
energietrager (Pipeline, Schienennetz) und eventuell durch eine Moglichkeit der Kiihlung wie
z.B. ein Standort am Meer oder an einem FlieRgewadsser beeinflusst. Um daher weite,
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verlustbehaftete Transportstrecken zu vermeiden, wurden thermische Einheiten in der
Vergangenheit moglichst verbrauchsnahe errichtet. Das Verbundnetz erfiillte dabei die
Funktion der Minimierung der Reservehaltung, vgl. (Nischler, et al., 2014).

Durch den Zubau der ortsabhangigen und speziell im Fall der Windkraft tendenziell
verbrauchsfernen erneuerbaren Erzeugung dndert sich die Funktion des Verbundnetzes, und
ein Ausbau an Kapazitaten wird erforderlich, wie die Diskussionen und verschiedene Studien
rund um den Netzentwicklungsplan in Deutschland deutlich zeigen. Die Kosten fir diese
technische , Entfernungsbewdltigung” durch Netzoptimierung, -verstarkung und -ausbau
(NOVA) inklusive Startnetz beziffert der zweite Entwurf des Netzentwicklungsplans 2013 mit
etwa 22 Milliarden Euro (NEP, 2013 S. 88).

Ein weiterer Gesichtspunkt der Ortsabhangigkeit ist das Vorhandensein von erlaubten
Fldchen zur sinnvollen Errichtung von Windkraftanlagen (WKA). Die Einhaltung von Min-
destabstanden zu Siedlungsgebieten, nicht nutzbaren Waldflachen oder Gebieten, die unter
Naturschutz stehen, schranken wie auch einige weitere rechtliche und 6kologische Kriterien
mogliche Standorte fiir Windkraftanlagen weiter ein, vgl. (BWE, 2011 S. 8ff). Eine Potential-
studie des Fraunhofer IWES im Auftrag des Bundesverbandes WindEnergie (BWE) zeigt
jedoch, dass bei nur 2 % der nutzbaren Flachen in Deutschland genug Potential vorhanden
ist, um eine installierte Leistung von knapp 200 GW Onshore-Windkraft mit mindestens
1.600 Volllaststunden zu errichten (BWE, 2011 S. 14).

4.2.1.3 Der Beitrag von Windkraft und Photovoltaik zur Spitzenlastdeckung

Photovoltaik erzeugt Strom in den Stunden des Tages, an denen es hell ist. In Landern, die in
diesem Zeitbereich ihre Hochstlastzeiten haben, kann PV einen direkten Beitrag zur Spitzen-
lastdeckung liefern. Dies gilt insbesondere fir die slidlicheren Lander Europas, beispiels-
weise ltalien oder Griechenland, bei denen im Sommer die hochste auftretende Nachfrage
elektrischer Energie auftritt, bedingt durch den hoéheren Anteil an Klimaanlagen und
Sommertourismus. In den zentraleuropaischen Landern tritt die Jahreshochstlast im Winter
auf, meistens zwischen 18:00 und 20:00 abends (Stigler, et al., 2013 S. 7ff). In dieser Zeit ist
die Produktion aus PV-Anlagen anndhernd null, das bedeutet, dass ohne Einsatz von
Speichertechnologien der Beitrag von PV zur Spitzenlastdeckung in Mitteleuropa praktisch
gleich null ist.

Aufgrund der Dargebotsabhangigkeit ist ein gezielter Einsatz von Windenergie zur Spitzen-
lastdeckung ebenso nicht moglich. Mit statistischen Methoden kann ein Erwartungswert der
verfligbaren Leistung von Windkraft zur Spitzenlastzeit ermittelt werden, welcher bei
Verwendung von langen Zeitreihen als Vergleichswert fiir eine ,gesicherte” Leistung dienen
kann. Dieser Wert wurde in mehreren Studien untersucht. Nacht ermittelt mit einer
stindlichen Berechnung unter Zuhilfenahme einer Langzeitreihe von Windgeschwindig-
keiten einen Beitrag zur Jahreshochstlaststunde von mindestens 4-6 % der installierten
Leistung (Nacht, et al., 2014 S. 13). Die Deutsche Energieagentur (dena) gibt in einer
Kurzstudie 2010 einen Bereich von 5-10 % an (dena, 2010 S. 25). Wird ein Ansatz dhnlich wie
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bei der Wasserkraft verfolgt, wo aufgrund der Fluktuation die gesicherte Leistung mit dem
95 %-Quantil*> oder 90 %-Quantil*® abgeschatzt wird, so kann die ,gesicherte” Leistung auch
10 % der installierten Leistung Uberschreiten, ist aber unter 20 % der installierten Leistung
anzusiedeln, vgl. (Fath, et al., 2011 S. 14).

Durch einen alternativen Speichereinsatz — also nicht markt- bzw. preisgetrieben sondern
gezielt zur Anpassung von Windkrafteinspeisung an das Verbraucherverhalten — kann dieser
Anteil deutlich erhoht werden, wie Nacht zeigt (Nacht, et al.,, 2014). Der Einsatz von
Speichertechnologien fiir die Speicherung von Windenergie hebt also unter diesem Aspekt
die Wertigkeit der Windkraft fiir das Gesamtsystem. Interessant ist in diesem Zusammen-
hang auch, dass die Untersuchung von Nacht zeigt, dass dieser Effekt bei Windkraft starker
zu beobachten ist als bei Photovoltaik. Bei PV sind laut Modellrechnung deutlich mehr
Speicherkapazitaten notwendig und trotz Erhéhung des Anteils zur Spitzenlastdeckung durch
den Speichereinsatz steht dieser in keinem Verhaltnis zur tatsachlich installierten Leistung
(Nacht, et al., 2014 S. 15).

4.2.1.4 Technische Riickwirkungen auf das bestehende System

Durch die fluktuierende Einspeisung der Windkraft und deren Vorrang gegeniiber den kon-
ventionellen Erzeugungstechnologien verandert sich die bisherige Fahrweise von ther-
mischen Einheiten und Speichern. Der Uberbegriff , Flexibilisierung” der sowohl fiir die
Erzeugung als auch fir den Verbrauch anwendbar ist, beschreibt diese Verhaltensdanderung
zur besseren Integration der fluktuierenden erneuerbaren Erzeugung und ist derzeit ein viel-
diskutiertes Thema. Seitens der Industrie ist diese Problematik bereits langer bekannt. So
wurde unter anderem bereits 2011 im Rahmen der Jahrestagung der europdischen
Elektrizitatsindustrie Gber die Thematik der Riickwirkung auf bestehende Erzeugungsanlagen
gesprochen — diese war gleichzeitig auch der Ausléser fir Diskussionen und Forderungen
rund um die Einfihrung von Kapazitatsmechanismen, vgl. z.B. (Eurelectric, 2011) und
(Pototschnig, 2011 S. 7).

Aus der heutigen Perspektive kdonnen folgende, damals schon genannte und in Deutschland
bereits auftretende negative technische Riickwirkungen auf das Gesamtsystem festgestellt
werden:

e Durch rasche Verdanderung der Stromerzeugung aus Erneuerbaren missen konven-
tionelle Kraftwerke ofter an- und abfahren bzw. in Teillast betrieben werden

e Die Einsatzzeiten von thermischen Einheiten sinken, so dass der Betrieb von tech-
nisch notwendigen (“systemrelevanten”) Kraftwerkseinheiten unrentabel wird und
diese zum Teil kiinstlich und auf Kosten der Netzbetreiber in Betrieb gehalten werden
miussen, vgl. (Nischler, et al., 2014).

*> Osterreichisches Normungsinstitut 1991 in (Fath, et al., 2011 S. 4): ,...jene Leistung, die dem nutzbaren Zufluss
Qqsim Regeljahr entspricht”
% Entspricht in etwa: ,,...diejenige Leistung, die an 330 Tagen des Regeljahres lberschritten wird” (BMU, 2010)
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Diese beiden Punkte gelten fir Wind und Photovoltaik gleichermaRen. Der Unterschied
zwischen den beiden Technologien liegt in deren geographischer Verteilung. Die Potentiale
der Windkraft liegen im Norden Deutschlands, wo sowohl Onshore-Anlagen héhere Voll-
laststunden erreichen kénnen (vgl. Kapitel 4.5), als auch die (zuklinftigen) Offshore-Anlagen
an das kontinentale Stromnetz angebunden werden. Die Verbrauchsschwerpunkte in
Deutschland liegen allerdings weiter stdlich und die AulRerbetriebsetzung von Kernkraft-
werken bis 2022 unterstltzt dieses Ungleichgewicht zusatzlich, wie Abbildung 41 zeigt.

Photovoltaik hingegen wird aufgrund des hoéheren Potentials vorrangig (aber nicht aus-
schlieBlich) im Stden zugebaut, wirkt dem Nord-Sud-Transportproblem daher eventuell
positiv entgegen. Hier sind die technischen Riickwirkungen eher in der Verteilnetzebene
spirbar, auf die aber im Rahmen dieser Arbeit nicht ndher eingegangen wird.

Offshore- @
Windparks

Leistungsbilanz 2013 [MW] Leistungsbilanz 2023 * [MW]
-500 R 9000 -500 [ I, 9000

* - NEP 2013, Szenario C2023

Abbildung 41: Leistungsbilanzen im deutschen Stromnetz 2013 und 2023. Quelle: (Barth, 2013)

Auf den grenziiberschreitenden bzw. regelzoneniiberschreitenden Austausch von elek-
trischer Energie zeigt der Ausbau von Wind und Photovoltaik ebenfalls einen starken Ein-
fluss, wie Analysen der Austrian Power Grid (APG) am Beispiel der deutsch-6sterreichischen
Grenze zeigen (Kaschnitz, 2014). So hat sich der grenziiberschreitende Austausch im Rahmen
des hydrothermischen Verbundes deutscher thermischer Kraftwerke mit Osterreichischen
Pumpspeicherkraftwerken primar aufgrund des Verbraucherverhaltens eingestellt. Das
bedeutet, in Schwachlastzeiten wurde elektrische Energie nach Osterreich importiert und
verpumpt, wahrend in Starklastzeiten die Energiedeckung in Deutschland mit Exporten
gestitzt wurde. Durch die hohe Durchdringung der erneuerbaren Energien dominieren diese
nun den grenziiberschreitenden Austausch, vor allem bei geringem Verbrauch und hoher
RES-Einspeisung in Deutschland durch hohe Exporte nach Osterreich. Trotzdem miissen in
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der entgegengesetzten Situation auch hohe Exporte von Osterreich nach Deutschland még-
lich sein. (Kaschnitz, 2014)

4.2.2 Wirtschaftliche Aspekte von Wind und PV im Kontext des Gesamtsystems

Neben den technischen Aspekten zdhlen fiir das Gesamtsystem ebenso wirtschaftliche
Aspekte zur Bewertung von Erzeugungstechnologien. Zu diesen Aspekten kénnen die Ortsab-
hangigkeit (in Bezug auf verfligbares Erzeugungspotential), die notwendigen Investitions-
kosten und — analog zur technischen Betrachtung — die wirtschaftlichen (marktseitigen)
Rickwirkungen auf das Gesamtsystem gezahlt werden.

4.2.2.1 Potential der Windenergie in Deutschland

Fiir die Wirtschaftlichkeit von Windkraftanlagen ist die am Installationsort vorherrschende
Windcharakteristik entscheidend. Je hoher die erreichbare Anzahl an Volllaststunden ist,
desto wirtschaftlicher arbeitet eine WKA, da sich die Kosten fiir die Stromerzeugung vorwie-
gend aus fixen Kosten zusammensetzen. Eine wichtige Grundlage fir eine hohe Volllast-
stundenzahl sind hohe mittlere Windgeschwindigkeiten, wie sie im flachen Norden Deutsch-
lands, in exponierten hoheren Lagen und auf dem Meer vorherrschen (siehe Abbildung 42).
In Binnengebieten koénnen niedrigere mittlere Windgeschwindigkeiten eventuell durch
Schwachwindréider ausgeglichen werden, die bei gleicher Leistung groRere Rotorflachen
aufweisen als gewohnliche WKA.
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Abbildung 42: Verteilung der mittleren Windgeschwindigkeiten im deutschen Bundesgebiet
Quelle: (DWD, 2009)
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Aufgrund der Wichtigkeit des Ausbaus von Windenergie fiir Deutschland wurden einige
Potentialstudien fir Onshore- und Offshoreanlagen im Auftrag von namhaften Organisati-
onen®’ durchgefiihrt, die jedoch meist das theoretische Potential betrachten. Einige Studien
betrachten noch technische Einschrankungen, ein technisch-wirtschaftliches Potential ist
aber in den wenigsten Studien zu finden. (Gruber, 2014)

4.2.2.2 DPotential der Photovoltaik in Deutschland

Analog zu den Windkraftanlagen ist das vorhandene Potential von PV-Anlagen primar von
der Sonneneinstrahlung abhangig, die Ublicherweise als mittlere jahrliche Sonneneinstrah-
lung in kWh/m? angegeben wird. In Bezug auf die Sonneneinstrahlung liefert das Projekt
PVGIS des Joint Research Centre (JRC) der Europaischen Union gute Daten zur Ermittlung
von Erzeugungspotentialen aus Photovoltaikanlagen und bietet neben Potentialkarten auch
eine interaktive Mt')glichkeit38 zur Bestimmung dieses Potentials fiir konkrete Standorte (Suri,
et al., 2007).
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Abbildung 43: Mittlere Sonneneinstrahlung bei optimal geneigter PV-Anlage in Europa
Datenquelle: PVGIS (Suri, et al., 2007), eigene Darstellung

In Abbildung 43 sind die von PVGIS zur Verfligung gestellten mittleren Sonneneinstrahlungs-
daten fiir Europa (optimale Ausrichtung der Anlage) dargestellt. Es ist rasch erkennbar, dass
Deutschland im Vergleich zu anderen Ldandern Europas ein deutlich niedrigeres Einstrah-

*7 2.B. Umweltbundesamt (UBA), BMUB, Bundesverband Windenergie (BWE)

*® http://re. jrc.ec.europa.eu/pvgis/apps4/pvest.php#
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lungspotential aufweist. Dies zeigt, dass die Wertigkeit von Photovoltaik in Bezug auf das
verfligbare Potential fir Deutschland sicher geringer ist als in den sidlicheren Liandern
Europas.

Auch fur Photovoltaikanlagen gibt es bereits eine Zahl von Potentialstudien, wobei praktisch
ausschlieRlich theoretische Potentiale betrachtet werden (Gruber, 2014).

4.2.2.3 Kosten des Ausbaus von Windenergie und Photovoltaik

Da zur Stromerzeugung aus Windkraft und Solarenergie keine Kosten flr den Primdrenergie-
trager entstehen, ist der Betrieb dieser Anlagen sehr kostengiinstig. Die Kosten flir den
Ausbau entstehen daher zum Uberwiegenden Anteil aus der Investition in die Windkraft-
oder PV-anlage selbst, also die Kosten fiir die Errichtung (Fundamentierung, Wegebau, An-
lagenteile, Umrichter etc.) und die Finanzierung (Zinsen und Abschreibung).

Hinzu kommt der durch die Windkraft entstehende Bedarf an zusatzlicher Infrastruktur in
Form des Netzausbaus, dessen Kosten anteilig mit berlicksichtigt werden missten. Bei
Photovoltaik dirften diese Kosten weit geringer ausfallen, da es sich einerseits um eine de-
zentrale Erzeugungsform handelt und damit ein gewisser Teil der erzeugten Energie direkt
vor Ort verbraucht wird, andererseits weil ein groRerer Teil der Energie aus PV im Siden
Deutschlands produziert werden kann und damit fiir diesen Teil der Nord-Sid-Transport-
bedarf entfallt.

In Bezug auf Investitionskosten und Lernkurven sind sowohl bei Windkraft als auch bei
Photovoltaik stark voranschreitende Entwicklungen beobachtbar. Die Windkraft in Deutsch-
land hat in den vergangenen 20 Jahren nicht nur technische Fortschritte erzielt, sodass mit
der Investition in eine moderneren Anlage deutlich mehr Energieertrag erwirtschaftet
werden kann als zu Beginn des Windausbaus, auch die Kosten einer WKA haben sich (real)
reduziert, wie eine Auswertung des Fraunhofer IWES zeigt (Abbildung 44).

5.000 Anlagenpreis

[erkw]

2.500 !
Progress Ratio 3 97%

1991 |
& = | 199

/| 2000 2007
| /
e | NT_M_ O 1Th
60 O ST
500 ]
10 100 1.000 10.000 100.000

Gesamte installierte Nennleistung [MW]

Abbildung 44: Verlauf der Investitionskosten von Onshore-Windenergieanlagen in Deutschland
Darstellung als Lernkurve in realen €495 pro kW, Quelle: (IWES, 2007)
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Flr Photovoltaikanlagen gibt es ahnliche Auswertungen. Das Fraunhofer ISE stellt u.a. auch
die gesamten Installationskosten fiir Endkunden dar, da im Bereich Photovoltaik auch viele
private Eigenerzeugungsanlagen errichtet wurden und werden. Bei dieser Technologie
kdnnen sogar noch deutlich héhere Lernraten beobachtet werden als bei Windkraft. Dies
findet auch im Modell ATLANTIS Berlicksichtigung, wenn auch die Kostenentwicklung der
Anlagen eher konservativangenommen wird (siehe Anhang 8.2.3, Seite 164).

5 50,0 7

H

w

5,0 4

Systempreis [€/Wp]
N

w“a

Average price of PV modules
[€2013/Wp]

e
o

20% price ion with ing of total

2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 05 4 = . s 2
. 0,01 0,05 0,50 5,00 50,00 500
Jahr der Installation

Cumulative installed capacity [GWp]

Abbildung 45: Systempreise (netto) bis 10 kWp fiir Endkunden und historische Entwicklung der Preise
fiir PV-Module (Lernkurve). Quelle: BSW, PSE AG, ISE in (ISE, 2014 S. 8)

4.2.2.4 Wirtschaftliche Riickwirkungen auf das Gesamtsystem

Die wirtschaftlichen Rickwirkungen von Windkraft (und auch PV) auf das Gesamtsystem sind
aufgrund des Energy Only-Marktes und des Einheitspreisverfahrens nicht unerheblich. Beide
Technologien haben praktisch keine variablen Kosten und kénnen so sehr glinstig am Markt
anbieten. Zusatzlich genieBen sie Einspeisevorrang, drangen also bei gutem Dargebot ohne-
hin konventionelle Kapazitaten aus dem Markt. Die durchschnittlichen Borsenpreise gingen
in den letzten Jahren stetig zurlick, was auf den Ausbau der Windkraft und der PV zurtickzu-
flhren ist. Nur in Zeiten mit hohem Verbrauch und gleichzeitig schwachem Angebot an Wind
und Sonne sind die Preise am EOM hoch, vgl. u.a. (Barth, 2013). Dieser Preisverfall hat zur
Folge, dass

e bestehende Erzeugungsanlagen, welche keinem Forderregime angehdren, zuneh-
mend Schwierigkeiten haben, ihre Gesamtkosten zu decken,

e Anlagen, die dadurch unrentabel werden, friihzeitig stillgelegt werden, was einem
Verlust von Kapitalstock entspricht, und

e eine mogliche Direktvermarktung (ohne Marktpramien) von Wind und PV ebenfalls
unwahrscheinlicher wird.

Dies verdeutlicht, dass wenn eine Erhaltung der bestehenden Kapazitdaten gewlinscht ist, ein
zusatzlicher Kapazitdtsmechanismus notwendig wird, insbesondere bei weiterem Ausbau
der Erzeugung aus Wind und Sonnenenergie. Die steigende Durchdringung von Wind und
Photovoltaik hat aber auch positive wirtschaftliche Wirkungen auf das Gesamtsystem. Durch
die kostenfreie Verfligbarkeit des Primarenergietragers werden bei vermehrtem Anteil von
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Wind und PV die variablen Kosten der Stromerzeugung gesenkt (was sich im sinkenden
Marktpreis widerspiegelt). Auch wenn dies kurz- bis mittelfristig keinen Vorteil fir die
deutsche Gesellschaft bringt, da die sinkenden GroRhandelspreise durch die steigende EEG-
Umlage mehr als aufgewogen wird, so besteht zumindest die Chance, dass langerfristig
gesehen Opportunitdtskosten in Form von nicht benétigten Brennstoffen im Falle eines rein
konventionellen Kraftwerksparks gespart werden kdnnen. Diese werden in Kapitel 4.7.4
dieser Arbeit dargestellt.

4.3 Bewertung des Zeitpunktes der Einspeisung anhand einer
Korrelationsanalyse

Als Beispiel fiir einen technischen Aspekt der Windkraft wird in diesem Unterabschnitt eine
Bewertung des Einspeisezeitpunktes als Kriterium flr die Integrierbarkeit der Windkraft in
das bestehende System durchgefiihrt. Prinzipiell ist die Charakteristik der Windkraft und der
Photovoltaik bekannt, ebenso wie die Charakteristik der Nachfrage an elektrischer Energie,
wodurch sich zwei Thesen aufstellen lassen:

1. Windkraft ist — im groflen MaRstab gesehen — in Deutschland zur Stromerzeugung
sinnvoller als Photovoltaik, da sie im Winter zur Zeit hoherer Nachfrage durchschnitt-
lich mehr elektrische Energie bereitstellen kann

2. Photovoltaik eignet sich besser zur Abdeckung des Eigenbedarfs kleiner Einheiten,

«39

bendtigt aber fir einen umfangreichen Ausbau mehr , Aufwand“”” zur Integration in

das Gesamtsystem

Um diese beiden Thesen zu untermauern, wurde eine Korrelationsanalyse von Langzeit-
reihen stiindlicher Erzeugung aus Windkraft, PV und Verbrauch durchgefiihrt, welche in den
folgenden Unterabschnitten beschrieben ist.

4.3.1 Eingangsdaten fiir die Untersuchung

Da insbesondere PV, aber auch Wind erst seit relativ kurzer Zeit in groBeren Anteilen im
Elektrizitatssystem vorhanden sind, muss fiir eine Langzeitreihe40 von Einspeisedaten auf
eine Modellierung mit Hilfe von Klimadaten zurlickgegriffen werden, welche bereits im Zuge
der Untersuchungen von (Nacht, et al., 2013) durchgefiihrt wurden.

Aus der Modellierung konnten stiindliche Einspeisezeitreihen der Windkraft tGber 32 Jahre
bzw. von PV lber 27 Jahre gewonnen werden, die auf dem Kraftwerkspark von 2010 auf-
bauen (Nacht, et al., 2013). Fur die Nachfrage werden von ENTSO-E*! bereitgestellte Last-

* Mit Aufwand ist hier z.B. Ausbau von Speichern, geanderter Speichereinsatz oder Lastanpassung (DSM)
gemeint, nicht jedoch MaRnahmen fir die Netzintegration oder Netzausbau.

O Far Untersuchungen von KlimagroRen ist ein Mindestzeitraum von 30 Jahren sinnvoll, vgl. z.B. (Malberg, 2007)
" European Network of Transmission System Operators for Electricity, http://www.entsoe.eu

84



Der Wert von Windkraft und Photovoltaik im Gesamtsystem

gangdaten (,0ffentliche Versorgung”) ab 2006 verwendet. Fiir Offshore-Windkraft stehen
nur sehr begrenzt Daten zur Verfligung, daher konnte nur eine einjahrige Zeitreihe (2013)
verwendet werden, die von den UNB zur Verfiigung gestellt wird (Datenquelle www.eeg-
kwk.net). Leider konnte auch nur ein Teil der Daten verwendet werden, da fiir das
Netzgebiet des TenneT TSO (Nordsee) die Daten im beobachteten Zeitraum offensichtlich
einen systematischen Fehler (vermutlich in Zusammenhang mit der Inbetriebnahme von
BARD 1) beinhalten.

4.3.2 Methodische Vorgehensweise

Um zu untersuchen, wie gut die Einspeisung der Windkraft und der Photovoltaik zeitlich zum
Auftreten der Nachfrage passt, wird eine Korrelationsanalyse durchgefiihrt. Dabei wird der
Pearson-Korrelationskoeffizient von verschiedenen Kombinationen der zur Verfligung ste-
henden Zeitreihen berechnet, die folgend aufgelistet sind.

e Direkter Vergleich von Onshore-Wind und PV mit dem Verbrauch fir die Jahre 2007
und 2011 (jeweils), da fir diese beiden Jahre liickenlose Zeitreihen zur Verfligung
stehen

e Vergleich der Offshore-Windkraft (Ostsee) aus dem Jahr 2013 mit dem Verbrauch
von 2007, 2011 und dem Mittelwert 2006-2012

e Langzeitmittelwerte von Wind und PV mit dem Verbrauch von 2007, 2011 und dem
Mittelwert 2006-2012

Des Weiteren wird die Untersuchung mit verschiedenen zeitlichen Auflésungen durch-
gefuhrt, so dass stiindliche Werte, tagliche Mittelwerte und monatliche Mittelwerte mitei-
nander verglichen werden. Abbildung 46 zeigt den schematischen Ablauf der Korrelations-
analyse.

EingangsgrofRe A Eingangsgréfe B
stiindliche Werte, stlindliche Werte,
Mittelung (365 Tagesmittel, Mittelung (365 Tagesmittel,
12 Monatsmittel) 12 Monatsmittel)
Korrelation

'

Korrelationskoeffizient
als MaR fiir zeitliche
Ubereinstimmung

Abbildung 46: Schematische Darstellung der Korrelationsanalyse
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4.3.3 Ergebnisse der Untersuchung

In Abbildung 47 sind die Korrelationskoeffizienten der stiindlichen Mittelwerte dargestellt. In
blau sind jeweils die Einzeljahre des Verbrauchs gegeniibergestellt, in orange der Mittelwert
der Jahre 2006 bis 2012, wobei bei der Berechnung das Jahr 2010 aufgrund einer Datenliicke
ausgeklammert wurde.
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Abbildung 47: Korrelation der stiindlichen Last- und Erzeugungsmittelwerte
(Bei mit ,,LM*“ gekennzeichneten GréfSen handelt es sich um den Langzeitmittelwert)

Aus den Ergebnissen ist ersichtlich, dass alle Erzeugungstechnologien auf stiindlicher Basis
positiv mit dem Verbrauch korreliert sind, wenn auch nicht sehr stark. Insbesondere der
direkte Vergleich in den Jahren 2007 und 2011 zeigt einen sehr geringen linearen Zusam-
menhang, wobei die Offshore-Windkraft die niedrigsten Korrelationskoeffizienten erreicht.
Da die stiindlichen Daten bei der Mittelwertbildung iber mehrere Jahre naturgemal etwas
,verschmiert” werden, zeigen die Korrelationskoeffizienten der Langzeitmittel (LM) auch
hohere Werte.

Reduziert man die zeitliche Aufldsung um eine Stufe und vergleicht tagliche Mittelwerte (24-
Stunden-Mittel der Stundenwerte) miteinander, so ergibt sich ein deutlich anderes Bild, wie
Abbildung 48 zeigt. Die auffallendste Anderung ist die Umkehr des Korrelationskoeffizienten
von Photovoltaik in die negative Richtung. Das bedeutet, dass die Photovoltaik tendenziell
dann produziert, wenn keine Nachfrage an Elektrizitdt herrscht und umgekehrt. Obwohl dies
fiir Deutschland kein Gberraschendes Ergebnis ist, zeigt sich dieser entgegengesetzte Zusam-
menhang bereits auf Basis der Tageswerte vergleichsweise stark: -0,4 im direkten Vergleich
und anndhernd -0,7 bei den Mittelwerten.
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Abbildung 48: Korrelation der téglichen Last- und Erzeugungsmittelwerte
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Abbildung 49: Korrelation der monatlichen Last- und Erzeugungsmittelwerte

Bei einer weiteren, groberen Stufe — mit monatlichen Mittelwerten — zeigt sich dasselbe Bild

deutlich verstarkt (Abbildung 49). Die Korrelationskoeffizienten, insbesondere jene der Lang-

zeitmittel, zeigen nun einen deutlichen linearen Zusammenhang (= 0,9). Besonders positiv
fallt das Ergebnis fir die Offshore-Windkraft aus: obwohl hier nur einzelne Jahre

miteinander verglichen werden, erreicht die Korrelation Werte um 0,8 und damit deutlich
mehr als Onshore-Windkraft.
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Aus diesen Ergebnissen heraus zeigt sich, dass die beiden aufgestellten Thesen
bestiitigt werden. Ohne die Verwendung von Speichertechnologien ldsst sich
Windkraft aufgrund des zeitlichen bzw. saisonalen Dargebots besser in das
Elektrizitiitssystem integrieren als Photovoltaik. Dieses Ergebnis wird durch die
Ergebnisse von Nacht et al. (Nacht, et al., 2014 S. 13) unterstrichen.

Ein Vergleich der berechneten Monatsmittelwerte flir Onshore-Windkraft, PV und dem
Verbrauch ist in Abbildung 50 dargestellt. Hier kann man auch grafisch deutlich erkennen,
dass die Windkraft dem Verbraucherverhalten nahezu ideal folgt, wahrend die Photovoltaik
eine genau gegengleiche Einspeisecharakteristik aufweist. An dieser Stelle fallt auf, dass
Verbrauch und PV insbesondere in der Zeit von Juni bis August praktisch gespiegelt sind.
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Abbildung 50: Berechnete monatliche Mittelwerte der Last und der Erzeugung
aus Wind (onshore) und PV

Dies legt die Vermutung nahe, dass die Charakteristik der Photovoltaik-Erzeugung durch
Eigenverbrauchsdeckung bereits teilweise im Verbrauch enthalten ist und damit die beiden
GrolRen nicht in dieser Art und Weise verglichen werden dirften. Wird nur der Verbrauchs-
mittelwert der Jahre 2006-2009 betrachtet, ergibt sich aber ein ahnliches Bild. Die gesamte
PV-Erzeugung im Jahr 2009 betrug mit etwa 6,5 TWh aber nur ein Viertel im Vergleich zu
2012 (BMU, 2013b S. 9). Es wird daher davon ausgegangen, dass die Eigenbedarfsdeckung
der PV den Verbrauch nur geringfiigig beeinflusst. GemaR Beschreibung der ENTSO-E sind
die Erzeugungsdaten aus RES fir Deutschland inklusive Einspeisung in das Verteilnetz im
Verbrauchsgang mit erfasst** (ENTSO-E, 2010 S. 4).

2 »-.. including the network feed-in produced on the basis of renewable energy sources, which means also the

network feed-in of the distribution grid.” (ENTSO-E, 2010 S. 4)
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Schlieflich bleibt noch die Veranderung der Korrelation von Offshore-Windkraft und
Verbrauch zu erwdhnen. Wahrend in Abbildung 48 die stiuindliche Korrelation der einzelnen
Jahre die niedrigsten Werte aufweist, zeigt Abbildung 50 auf monatlicher Basis den hochsten
linearen Zusammenhang zwischen den Einzeljahren. Daraus lasst sich ableiten, dass die
Offshore-Windkraft zur groRflachigen Versorgung Deutschlands in Bezug auf ihre Charak-
teristik an sich sehr gut geeignet ist.

Die geringe Korrelation der Stundenwerte spricht allerdings derzeit dagegen — dies liegt aber
vermutlich daran, dass derzeit noch nicht viele Offshore-Windparks installiert sind und die
Charakteristik im Falle der Einspeisedaten 2013 der Ostsee sogar nur von einem einzigen
Windpark (Baltic 1) abhdngig ist. Dies hat zur Folge, dass in Extremfdllen gar keine
Einspeisung oder aber 100 % der installierten Leistung liber Zeitraume ldanger als 24 Stunden
anhalten kann, wie in Abbildung 51 mit Hilfe der Daten der UNB dargestellt ist.
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Abbildung 51: Extremfall der Einspeisung von Offshore Windparks. Datenquelle: www.eeg-kwk.net

Im Falle der Offshore-Windkraft gilt es abzuwarten, wie sich die erwarteten Aus-
gleichseffekte® zwischen den unterschiedlichen Windparks einstellen, bevor eine
Aussage liber die Integrierbarkeit dieser Technologie in Bezug auf den Verbrauch

getroffen werden kann.

“ Vgl. z.B. die Dissertation von Splett (Splett, 2009)
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4.4 Modellrechnungen zum Ausbau von Wind- und PV in Deutschland

Zur Bewertung des Ausbaus von Wind- und Photovoltaikanlagen in Deutschland wurden ver-

schiedene Ausbauszenarien mit dem Modell ATLANTIS simuliert und verglichen. Dabei

wurde das Hauptaugenmerk auf die Veranderung der Kosten (Anstieg der Fixkosten und sin-

kende variable Kosten der Stromerzeugung) und die geographische Verteilung der Erzeugung

gelegt, wobei das deutsche Bundesgebiet in flinf verschiedene Zonen eingeteilt wurde, um

die regionalen Differenzen technisch und wirtschaftlich untersuchen zu kénnen.

Ziel der Untersuchungen ist es, den Ausbau von Wind und Photovoltaik getrennt und

gemeinsam zu simulieren, um deren jeweilige Wertigkeit fiir das Gesamtsystem an

bestimmten Kriterien bestimmen zu kdnnen. Diese Kriterien sind:

Verdnderungen in den Gesamtsystemkosten: durch den Ausbau von Wind und PV

entstehen gesamtsystemisch betrachtet steigende Fixkosten gegeniiber sinkenden
Betriebskosten. Der Unterschied der Ausbauvarianten wird anhand der
Stromgestehungskosten (simulierte Gesamtkosten bezogen auf die simulierte
gesamte Stromerzeugung in Deutschland) gegenilbergestellt und bewertet. Diese
Betrachtung entspricht der Bestimmung von Opportunitétskosten durch Zubau bzw.
Nicht-Zubau dieser ,,neuen erneuerbaren” Energietechnologien.

Geographische Verteilung: Die Gestehungskosten konnen dank Aufteilung der

angenommenen Zubaukraftwerke in Unternehmen nach Regionen (Kapitel 4.4.2)
aufgeschliisselt werden. Ein Vergleich zeigt, in welchen Regionen ein Zubau der je-
weiligen Technologie wirtschaftlicher ist. Dabei wird nicht nur auf das Potential Rlick-
sicht genommen (Kapitel 4.5 und 4.6), sondern durch Verwendung der Lastfluss-
modelle in ATLANTIS auch auf eine mogliche Netzintegration unter den gegebenen
Annahmen.

Redispatch: es wird ermittelt, wie gro der Anteil der ohne weitere MaBnahmen
(Netzausbau, veranderte Kraftwerksausbauplanung) nicht integrierbaren Energie aus
Wind bzw. Photovoltaik im Vergleich zur theoretisch erzeugbaren Energie ist.

CO,-Emissionen: eines der Hauptziele der Energiewende, insbesondere im Kontext

des Kernenergieausstiegs, ist die Reduktion der CO,-Emissionen durch Strom-
erzeugung. Daher ist die Betrachtung der erreichbaren Emissionsreduktion in den
unterschiedlichen Fallen unumganglich.

Reduktion zusatzlicher Erzeugungskapazitaten: es wird betrachtet, ob der Ausbau der

erneuerbaren Energien im Vergleich zum Referenzszenario den Zubau einzelner
angenommener Szenariokraftwerke (konventionelle Erzeugung) unnotig macht. Dies
wird anhand des Kraftwerkseinsatzes nach Markt und nach Redispatch, fir alle
Kraftwerke geprift, die sowohl nach Marktergebnis als auch nach Redispatch
weniger als 10 % pro Jahr eingesetzt werden.
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4.4.1 Methodische Vorgehensweise

Zur Analyse der ausgewahlten Szenarien wird das Simulationsmodell ATLANTIS verwendet.
Die Ausbaupfade von Wind und PV werden dazu getrennt und gemeinsam simuliert. Aus den
getrennten Wind- und PV-Szenarien konnten nach erster Betrachtung weitere Szenarien
abgeleitet werden, deren Untersuchung von Interesse ist. Abbildung 52 zeigt einen Uberblick
Uber die simulierten Szenarien.

Referenzszenario
Kraftwerkspark von 2011
Wiedererrichtung von
systemrelevanten Uberkapazitaten

4 \

Windausbau | Photovoltaikausbau |
Ausbau gemaR NEP 2012 Ausbau gemay NEP 2012
Beschrankung Offshore auf 6,5 GW Grenze von 52 GW wird Uberschritten

RAV aus DWD-Daten RAV aus PVGIS-Daten

Windausbau Il Gemeinsamer Ausbau | Photovoltaikausbau I
Ausbau gemalt NEP 2012 Ausbau Wind+PV gemal NEP 2012 Ausbau gemafl NEP 2012
Beschrankung Offshore auf 6,5 GW Beschrankung Offshore auf 6,5 GW mit Zubaustopp 2020

mit Zubaustopp 2020

y A
Windausbau I Gemeinsamer Ausbau |l
Redispatch-Reduktion Ausbau Wind+PV gemal NEP 2012

Beschrankung Offshore auf 6,5 GW Beschrankung Offshore auf 6,5 GW
5 GW weniger Onshore-Windkraft Verzégerter Zubau thermischer KW

Abbildung 52: Simulationsaufbau zur Bestimmung der Wertigkeit von Wind und PV nach Szenarien

Der einzelne Zubau von Wind und PV wird jeweils einmal mit dem vollstandigen Zubau aus
dem NEP 2012 gerechnet, und jeweils einmal mit einem Zubaustopp ab 2020. Dieser soll
bewirken, dass insbesondere die wirtschaftliche Entwicklung der zwischen 2012 und 2020
zugebauten Anlagen beobachtet werden kann. Dies gibt Aufschluss dariber, wie hoch der
Forderbedarf bestehenden Anlagen in den Jahren 2020 bis 2030 ist und ob und wie schnell
sich die Anlagen einer Wirtschaftlichkeit ohne Forderungen nahern.

Fordersysteme und Zahlungen werden im Rahmen dieser Arbeit nicht beriicksichtigt. Die
Untersuchung betrachtet die Gesamtkosten des Systems und der Erzeugung aus der
jeweiligen Technologie, die tatsdchlich bei den angenommenen Investitionssystemen
entstehen. Die Kosten der Forderung sind abhdngig von deren Effizienz, die durch die Hohe
der zugestandenen Produzentenrente fir die Betreiber geférderter Energieerzeugungsan-
lagen bestimmt wird, vgl. (Kalt, et al., 2013 S. 8) und (Steinhilber, et al., 2011 S. 34ff). Ziel
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dieser Arbeit ist nicht die Bestimmung dieser Effizienzen, sondern der Auswirkungen der
Technologien selbst.

Um herauszufinden, ob zwischen dem Ausbau von Wind und PV Wechselwirkungen beste-
hen, wird auch eine Simulation mit kombiniertem Ausbau beider Technologien durchgefiihrt.
Es sei der Ergebnisdarstellung vorweggenommen, dass dieses Szenario im Schnitt den
geringsten Einsatz der zugebauten konventionellen Szenariokraftwerke nach Redispatch vor
2022 zeigt. Trotzdem werden alle Einheiten im Beobachtungszeitraum aus Griinden der
Systemsicherheit eingesetzt, wenn auch in den ersten Betriebsjahren deutlich weniger oder
gar nicht (Abbildung 53).

® Ohne RES-Zubau Mit PV-Zubau Mit Windzubau Mit kombiniertem Zubau
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Abgerufene Energie nach Redispatch in GWh
Kraftwerke unter 10 % Jahreseinsatz

Abbildung 53: Abgerufene Energie nach Redispatch jener thermischer Szenariokraftwerke, die
weniger als 10 % der verfiigbaren Jahresenergie produzieren

Aus diesem Grund wurde eine weitere Simulation durchgefiihrt, in der die Inbetriebnahme
dieser deutlich weniger eingesetzten Kraftwerke (insbesondere 2016-2019) auf den
Zeitpunkt des ersten umfassenderen Einsatzes, spatestens aber 2023 verschoben wurde, um
zu zeigen, welche zusatzliche Einsparung an Fixkosten in der beobachteten Periode dadurch
erreicht werden kénnen.

4.4.2 Einteilung des deutschen Bundesgebietes in Windzonen

Zur Darstellung der regionalen Verhaltnisse in Bezug auf Kosten und Erzeugung von Wind
und PV wurden in ATLANTIS funf spezielle Wind- und vier PV-Unternehmen modelliert,
welche ausschlielllich den Zubau von Wind- und PV-Anlagen in der jeweiligen Zone gemal
Abbildung 54 ab 2012 beinhalten. Die Windzonen wurden auf Basis der Untersuchungen in
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(Mono, et al., 2012 S. 6) definiert. Die fliinfte Zone (nicht dargestellt) umfasst alle Offshore-
Windenergieanlagen, sowohl in der Nord- als in der Ostsee.

Abbildung 54: Windzonen fiir die Unternehmensmodellierung inklusive der modellierten
Windkraftstandorte in ATLANTIS, basierend auf (Mono, et al., 2012 S. 6)

Aufbauend auf diese Zoneneinteilung werden die angenommenen Szenario-Windstandorte
den explizit modellierten Wind-Unternehmen zugeordnet, wobei jede Zone (und die
Offshore-Anlagen) einem eigenen Unternehmen entspricht. Die vier Zonen an Land werden
analog fir die Einteilung der Photovoltaikanlagen zu eigenen PV-Unternehmen verwendet.
Dadurch kénnen die Kosten und Ertriage* der jeweiligen Anlagen nach Zone ausgewertet
und verglichen werden.

“ zur Berechnung der Stromgestehungskosten der physikalische Ertrag; Fir die Erstellung der Gewinn- und
Verlustrechnung wird eine Direktvermarktung ohne Subventionen unterstellt. So kann die notwendige
Forderung fir die Szenariokraftwerke abgeschatzt werden.
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4.5 Bestimmung des RAV der angenommenen Szenariowindkraftanlagen

Die Kennzahl ,Volllaststunden” ist ein Mal} fiir die Ausnutzung einer Anlage zur Erzeugung
elektrischer Energie. Sie gibt an, wie viele dquivalente Stunden ein Kraftwerk unter Volllast
(installierte Engpass- oder Nettoleistung) laufen misste, um die tatsachlich produzierte
Jahresenergie zu erzeugen. Die Volllaststunden definieren sich daher gemall Formel (4.1) als
Quotient der mittleren Jahreserzeugung und der installierten Nettoleistung und sind ein
Mal} fir den Ausnutzungsgrad einer Anlage zur Stromerzeugung.

Wy RAV

Tool] = =—— = (4.1)
ve Pnetto Pnetto

mit: Tyo1l eenveesreeenrensirennnns Volllaststunden (h/a)
|/ Mittlere Jahreserzeugung (MWh)
Protto woeeeereemreeeineennns Installierte Nettoleistung (MW)
RAV c..ovveiiiiiien Regelarbeitsvermégen (MWh)

Das Szenario, welches den Untersuchungen im Rahmen dieser Arbeit zugrunde liegt (siehe
Kapitel 2.7 auf Seite 36), nimmt fir Windkraftanlagen an Land (Onshore-Anlagen) pauschal
eine Volllaststundenzahl von 2.100 Stunden pro Jahr an (BNA, 2012). Tatsachlich variiert
diese Zahl und ist stark von den lokalen Gegebenheiten des jeweiligen Windkraftstandortes
abhangig. Um diese Ortsabhangigkeit in die Untersuchung mit einbeziehen zu koénnen,
wurde eine geographische Verteilung der Volllaststundenzahl mit Hilfe von GIS**-Software
und Potentialdaten ermittelt. Aus den Volllaststunden lasst sich tGber den in (4.1) darge-
stellten Zusammenhang das fir die Modellierung in ATLANTIS notwendige RAV einer Wind-
kraftanlage abschatzen, wenn die Leistung der Anlage bekannt ist. Die Ermittlung des ange-
nommenen RAV ist in diesem Unterabschnitt dokumentiert.

4.5.1 Ausgangslage und Datenverfiigbarkeiten

Der gewidhlte Szenariodatensatz in ATLANTIS besteht aus historischen Windkraftanlagen,
welche an ihrem tatsdchlichen Standort georeferenziert wurden, und aus den Szenarioan-
lagen, deren zukiinftiger Standort noch unbekannt ist. Diesen Einheiten werden daher die
Koordinaten des Netzknotens zugewiesen, an dem sie einspeisen.

Wie bereits bei der Beschreibung der Modellierung von erneuerbaren Energietragern in
ATLANTIS (Kapitel 2.5.1 und 2.5.2) beschrieben wurde, basieren die Erzeugungskoeffizienten
und RAV-Annahmen, sofern nicht detaillierter vorhanden, auf Langzeitmittelwerten von
Satellitenmessdaten der NASA. Da fiir Deutschland hochaufgeloste meteorologische Daten
fir Windkraftanwendungen frei verfigbar sind, wird auf Basis dieser Daten ebenfalls eine
Auswertung durchgefiihrt und die Ergebnisse werden miteinander verglichen.

o Geo-Informations-System
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Das verwendete Produkt flir diese Auswertung sind die Windkraftnutzungseignungsdaten
(WKNE) des DWD (DWD, 2014a). Dabei handelt es sich um Rasterdaten fiir das gesamte
deutsche Bundesgebiet in einer Auflésung von 1 km x 1 km. Die Rasterwerte entsprechen
einem Referenzertrag bezogen auf 1 m? Rotorfliche (in kWh/m?). Der Referenzertrag bezieht
sich auf einen DWD-Standardkonverter mit einer Nabenhdhe von 80 m Uber Grund, einer
Rotorfliche von 1m? und einem Leistungsbeiwert von 0,38. Die Anlaufgeschwindigkeit
betragt 3 m/s, die Abschaltgeschwindigkeit 25 m/s. (DWD, 2014b)

Dieser Referenzertrag ist nicht pro Jahr, sondern fiir eine Periode von fiinf Jahren angegeben
und muss bei der Berechnung der Volllaststunden entsprechend bericksichtigt werden.
Abbildung 55 zeigt den verwendeten Referenzertrag aus dem DWD-Datensatz.

WKNE-Daten (DWD)

kWh/m?/5a
IHoch 1 9975

Niedrig : 849

Abbildung 55: Windkraftnutzungseignungsdaten des DWD als 1x1 km-Raster.
Eigene Darstellung, Datenquelle: Deutscher Wetterdienst
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4.5.2 Modellierung des RAV mit NASA-Daten

Die Daten der NASA wurden im Zuge der Modellentwicklung von ATLANTIS am Institut fur
Elektrizitatswirtschaft und Energieinnovation vom originalen Rastermall von 1x1 Grad geo-
graphischer Breite und Lange auf ein 5x5 km-Raster interpoliert und anschlielend auf
NUTS2-Gebiete in ganz Europa gemittelt. Diese NUTS2-Daten standen zur Modellierung der
Szenario-Windkraftanlagen bereits zur Verfligung.

Als Grundlage zur Abschatzung der Volllaststunden dient die Modellierung der Zeitreihen fir
die Windenergieerzeugung aus (Nacht, et al., 2013). Diese Modellergebnisse ergeben eine
mittlere Volllaststundenzahl von 1.624 Stunden®® in Deutschland fir den Windkraftwerks-
park von 2010. Ausgehend von diesem Mittelwert fiir Deutschland kann mit den mittleren
NUTS2-Windgeschwindigkeiten linear auf die Volllaststunden je NUTS2-Gebiet geschlossen
werden. Dadurch ergibt sich eine erste, grobe Naherung, die zumindest bis zu einer
groRflachigen Einfilhrung von Schwachwindanlagen®’ Giltigkeit hat, denn die Volllast-
stundenzahl zeigt gemal (IWES, 2013 S. 36) in den Jahren 2001 bis 2012 keinen erkennbaren
Trend, sondern bewegt sich zwischen 1.500 und 2.000 Stunden.

Die Zuordnung der Volllaststunden zu den knapp 2.000 Szenariowindkraftanlagen erfolgt
Uber die NUTS2-Ebene. Eine statistische Auswertung der Anlagen nach Bundeslandern mit-
tels GIS-Software ergibt folgende, in Tabelle 4 dargestellte mittlere Volllaststunden.

Tabelle 4: Ergebnisse der Volllaststunden-Modellierung auf Basis von NASA-Daten
und der Annahme von 1624 mittleren Gesamt-Volllaststunden in Deutschland

Bundesland VLS Bundesland VLS
Baden-Wiirttemberg 1344 Niedersachsen 1803
Bayern 1399 Nordrhein-Westfalen 1771
Berlin 1865 Rheinland-Pfalz 1538
Brandenburg 1847 Saarland 1461
Bremen®® 1856 Sachsen 1953
Hamburg 1646 Sachsen-Anhalt 1957
Hessen 1517 Schleswig-Holstein 1745
Mecklenburg-Vorpommern 1646 Thiiringen 1489

*® Entspricht auch den Darstellungen in (IWES, 2012 S. 32) und (IWES, 2013 S. 36)

v Windkraftanlagen, die bei geringeren Windstarken héhere Ertrage erzielen kénnen und in vielen Féllen auf-
grund der geringeren installierten Leistung deutlich hdhere Volllaststunden erreichen.

% Wert mit geringer Signifikanz, da nur zwei der angenommenen Szenarioanlagen in das Landesgebiet von
Bremen fallen
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4.5.3 Modellierung des RAV mit Daten des DWD

Die beschriebenen Windkraftnutzungseignungsdaten des DWD bieten in Kombination mit
Bestandsanlagen eine weitere Moglichkeit zur Abschatzung der Volllaststunden in verschie-
denen Gebieten in Deutschland. Als Quelle fiir die Bestandsanlagen wurde die Betreiber-
datenbasis (BtrDB) mit Stand 1.1.2012 herangezogen (BtrDB, 2012).

Die Georeferenzierung der Betreiberdatenbasis erfolgt auf Gemeindeebene, das bedeutet,
die gegebenen Koordinaten in der Datenbank entsprechen nicht dem exakten Ort der An-
lage. Aus diesem Grund werden die DWD-Daten zuerst per GIS-Software auf Gemeinde-
ebene gemittelt und anschlieBend zu der jeweiligen Bestandsanlage zugeordnet. Die Voll-
laststunden je Bestandsanlage ergeben sich dann gemaR Formel (4.2). Der Faktor 20 im
Nenner ergibt sich durch Herunterbrechen des Fiinfjahresertrages auf ein Jahr und der
Formel flr die Rotorkreisflache.

.42 .
Wref Gem de-m

T n= (42)
ve 20 " Pyetto
mit: L R Volllaststunden der Anlage (h/a)
Wigf Gem weeesssssssens mittl. Gemeinde-Referenzertrag It. DWD (kWh/m?/5a)
Priotto eeeeereeemmeeennnnns Anlagennettoleistung It. BtrDB (kW)
(o TSR Anlagendurchmesser It. BtrDB (m)

Die Auswahl der Bestandsanlagen, die in der Berechnung berticksichtigt werden, erfolgt iber
die Nabenhdhe. Die DWD-Referenzwerte gelten fiir eine Nabenhdhe von 80 m. In der BtrDB
befinden sich etwa 560 Anlagen mit exakt dieser Nabenhdhe, allerdings konnen mit diesen
Anlagen nicht alle NUTS2-Gebiete berechnet werden, da nicht in jedem Gebiet eine
entsprechende Anlage steht. Daher wird die Auswahl der Anlagen auf 70 m bis 90 m
erweitert, so dass eine Gesamtzahl von 5.187 Anlagen zur Modellierung herangezogen
werden kann. Somit ist gewahrleistet, dass in jeder NUTS2-Region eine Mindestzahl von drei
Anlagen bericksichtigt wird. In Abbildung 56 sind die Anlagenzahlen je NUTS2-Ebene vor
und nach der Ausweitung der Auswahl grafisch dargestellt. Dabei wurde die Anzahl
kategorisiert in ,kritisch” (< 10 Anlagen, rot), ,ausreichend” (10-50 Anlagen, gelb) und ,gut”
(ab 50 Anlagen, griin).

Trotz Ausweitung bleibt die Anzahl bericksichtigter Anlagen fiir das Hamburger Stadtgebiet
und den Siden Bayerns ,kritisch” flir eine statistische Auswertung der Volllaststunden. Da
die Nabenhohe bei Einbeziehung weiterer Anlagen noch weiter abweichen misste und
damit die Relevanz der Ertrdge der DWD-Referenzanlage fiir die Bestandsanlagen weiter
sinkt, wird die geringe Anzahl der Anlagen in diesen Gebieten vorgezogen.
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Haufigkeiten NH=80m
Anzahl Anlagen

Ji-10
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Abbildung 56: Anzahl beriicksichtigter Anlagen mit genau 80 m Nabenhéhe links, weifde Fldchen
beinhalten keine zutreffende Anlage; und rechts nach Ausweitung auf 70 — 90 m Nabenhéhe

Mit den gewdahlten Anlagen wird nun auf Basis des mittleren Gemeindereferenzertrags und
Formel (4.2) die Volllaststundenzahl je Anlage berechnet. Nach einer statistischen Aus-
wertung mittels GIS-Software ergibt sich das in Tabelle 5 dargestellte Ergebnis nach Bundes-
land. Zur Ubersicht sind die Volllaststunden der beriicksichtigten Anlagen in Abbildung 57
zusatzlich als Karte dargestellt.

Tabelle 5: Ergebnisse der Volllaststunden-Modellierung auf Basis der DWD-Daten
und der Bestandsanlagen der BetrDB (Nabenhéhe 70 bis 90 m)

Bundesland VLS Bundesland VLS

Baden-Wiirttemberg 1895 Niedersachsen 1807
Bayern 1991 Nordrhein-Westfalen 1837
Berlin 1757 Rheinland-Pfalz 2027
Brandenburg 1665 Saarland 1477
Bremen®’ 1547 Sachsen 1657
Hamburg 1897 Sachsen-Anhalt 1477
Hessen 2114 Schleswig-Holstein 2691
Mecklenburg-Vorpommern 2005 Thiringen 1476

49 . . . or . . . .
Wert mit geringer Signifikanz, da nur zwei der angenommenen Szenarioanlagen in das Landesgebiet von
Bremen fallen
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Auslastung je Anlage
Volllaststd.
@0 - 800
0801 - 1200
01201 - 1400
01401 - 1600
01601 - 1800
©1801 - 2000
©2001 - 2500
©2501 - 3000
@3001 - 4000

Abbildung 57: Ermittelte Volllaststunden je Anlage nach DWD-Referenzertrag
unter Berlicksichtigung von Bestandsanlagen mit Nabenhéhe 70 bis 90 m

4.5.4 Vergleich der Ergebnisse und Methodenkritik

Die beiden gezeigten Methoden zur Bestimmung von Volllaststunden werden im folgenden
Abschnitt verglichen und mit Ergebnissen aus einer Potentialstudie des BWE gegenliber-
gestellt.

Die Studie des BWE wurde als Vergleich herangezogen, da sie eine Potentialstudie fiir
zukunftigen Windausbau darstellt und neben den meteorologischen Daten des DWD auch
nutzbare Flachen in die Ermittlung einbezieht (BWE, 2011 S. 7). Damit besteht ein Vergleich,
inwieweit ein Fehler durch die Flachenmittelung der DWD-Windnutzungsdaten lber nicht
nutzbare Flachen hinweg entsteht. Des Weiteren ist die Studie eine der wenigen Vergleichs-
moglichkeiten eine Quelle, in der Volllaststunden zumindest auf Bundeslanderbasis dar-
gestellt werden. Die Vergleichswerte aus der BWE-Studie stellen Maximalwerte dar, aus
diesem Grund wurden fir die Gegenulberstellung aus den DWD-Daten bei der Mittelung
ebenfalls Maximalwerte berechnet und sowohl Mittel als auch Maximum zum Vergleich
herangezogen. Abbildung 58 zeigt die Ergebnisse in der Gegenliberstellung je Bundesland.
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Abbildung 58: Vergleich der mittleren bzw. maximalen Volllaststunden je Bundesland aus
eigenen Berechnungen und einer Potentialstudie des BWE (BWE, 2011)

Die Abbildung zeigt, dass die Maximalwerte aus der eigenen Berechnung auf Basis der DWD-
Daten in den meisten Bundeslandern sehr nahe am Ergebnis des BWE liegen. In Bundes-
landern, die flir Schwachwindanlagen geeignet sind, z.B. Thiiringen, Sachsen-Anhalt, Sachsen
(BWE, 2011 S. 13), fallt die Differenz etwas hoher aus, da diese in der BWE-Studie berick-
sichtigt werden. In kleineren Gebieten wie dem Saarland und Bremen ist die Anzahl der
Referenzanlagen fiir die Berechnung sehr niedrig (Abbildung 56) und damit die Unsicherheit
hoher, wie auch der Vergleich mit den BWE-Ergebnissen zeigt.

Vergleicht man die beiden gezeigten Modellierungsansatze, so ist erkennbar, dass in den
Bundeslandern mit tendenziell ,besseren” Windverhaltnissen die Volllaststundenzahl
unterschatzt wird, wahrend die schlechteren Standorte eher ilberschatzt werden. Auch
wenn die NASA-Daten eine fiir allgemeine Szenariorechnungen ausreichende Genauigkeit
aufweisen, bestatigt der Vergleich die Notwendigkeit zu einer genaueren Modellierung
speziell fir die durchzufiihrende Untersuchung.

Aus dem Vergleich heraus wird der DWD-Ansatz dem NASA-Ansatz fiir die Unter-
suchung bevorzugt. Zur Modellierung des RAV werden die mittleren Volllast-
stunden auf DWD-Basis herangezogen. Ein méglicher Einsatz von Schwachwind-
anlagen wird in dieser Arbeit nicht beriicksichtigt.
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Der Vorteil der Modellierung nach NASA-Daten liegt in der guten Datenverfligbarkeit. Die
Mittelwerte sind fiir alle Lander verfiigbar, die im Modell ATLANTIS bericksichtigt sind, und
somit kdnnen die Eigenschaften der Windenergie (und Photovoltaik) in jedem Land auf Basis
von Daten aus derselben Quelle und somit durchgangig konsistent abgebildet werden. Die
Modellierung anhand der NASA-Daten ist ein einfaches Verfahren, ist rasch umsetzbar und
ohne die Notwendigkeit von GIS-Software modellierbar. Die Nachteile der Methode liegen in
der vergleichsweise kurzen Dauer der Mittelwerte, der geringen geographischen Auflosung
und daher der Notwendigkeit einer unsicherheitsbehafteten Interpolation. Die lineare Schat-
zung der Volllaststunden auf Basis des Gesamtmittels fir Deutschland kann die realen Ver-
haltnisse auch nicht optimal wiedergeben.

Die Modellierung nach DWD-Daten hat den Nachteil, dass eine einzige Referenzanlage fir
die Berechnung von RAV und Volllaststunden verwendet wurde. Damit ist eine Integration
von Schwachwindanlagen mit deutlich anderen Eigenschaften nicht moglich. Der Leistungs-
beiwert c, der Referenzanlage ist im Vergleich zu realen Anlagen niedrig gewahlt. Der Vorteil
der DWD-Methode liegt in der hohen geographischen Auflosung und der relativ weit voran-
geschrittenen Datenaufbereitung durch den DWD. Damit lasst sich die Methode unter Zu-
hilfenahme von GIS-Software sehr leicht umsetzen.

Fiir beide Methoden gilt, dass es sich fiir die individuellen Anlagen in der Datenbank nur um
eine Naherung der Volllaststunden bzw. des RAV handelt. Einerseits ist die Position nicht
exakt bekannt, sondern die WKA steht am Standort ihres Einspeiseknotens im Ubertragungs-
netz; andererseits wird eine Mittelung lUber NUTS2-Ebenen durchgefiihrt, sodass die In-
formation verloren geht, ob die WKA an einem guten oder schlechten Standort im
zugeordneten NUTS2-Gebiet gebaut wird. Fir den vorliegenden Verwendungszweck wird die
Methode der Modellierung mit DWD-Daten trotzdem als ausreichend genau angenommen.
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4.6 Bestimmung des RAYV der Szenario-Photovoltaikanlagen

Analog zu den Szenario-Windkraftanlagen werden auch fiir die PV-Anlagen Volllaststunden
auf NUTS2-Ebene ermittelt und den Szenarioanlagen zugeordnet, um ein entsprechendes
RAV zu erhalten. Als Basis fir die Berechnung bieten sich die Daten des Projektes PVGIS des
Joint Research Centre (JRC) der Européaischen Union an (Suri, et al., 2007). Die Daten stehen
als Rasterdatei der jahrlichen Einstrahlung auf eine optimal geneigte Flache (kWh/m?/a) in
einer Auflosung von 1x1 km zur Verfliigung und wurden mittels GIS-Software auf NUTS2-
Ebene gemittelt. Abbildung 59 zeigt die Eingangsdaten und das Ergebnis der Mittelung.
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Abbildung 59: Mittelung der Jahreseinstrahlungswerte (links) von einem 1x1 km-Raster
auf die NUTS2-Ebene (rechts). Datenquelle: PVGIS (Suri, et al., 2007)

Aus diesen mittleren Jahreseinstrahlungswerten wird im ndchsten Schritt die Anzahl der
Volllaststunden je NUTS2-Gebiet berechnet. Dazu wird eine Referenzanlage angenommen,
die einen Fliachenbedarf von 7 m?/kW und einen Wirkungsgrad von 16 % aufweist. Diese
Daten entsprechen gemalR (Unnewehr, et al., 2009 S. 22) dem oberen Ende der Bandbreite
fur polykristalline Zellen, welche die verbreitetste Technologie in Deutschland™® darstellt
(ISE, 2012 S. 17). Die Performance Ratio (PR) wird mit 0,75 entsprechend der Annahme von
PVGIS gewahlt und ist fiir ,heutige” Verhaltnisse (2010) bereits ein unterdurchschnittlicher
Wert (ISE, 2012 S. 28). Damit soll die Annahme von 100 % ertragsoptimal ausgerichteten
Anlagen, die den Einstrahlungsdaten zugrunde liegt, etwas kompensiert werden.

% Stand Ende 2011
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Tyon = Iann,opt "Agw M- PR (4.3)
mit: Toll eeeeeeeveesueensennens Volllaststunden der Anlage (kWh/kWp/a = h/a)
Lann,opt «+vevevevevevnnnns jahrliche Einstrahlung bei opt. Ausrichtung (kWh/m?/a)
AR cveeeveenreeeiieeiiens Flachenbedarf pro kWp (m?/kWp)
7] e Modulwirkungsgrad (-)
PR ..o, Performance Ratio (-)

Die Volllaststunden werden aus den Einstrahlungsdaten gemaR Formel (4.3) berechnet. Im
Vergleich zu den Winddaten ist die Streuung der gemittelten Volllaststunden in den
einzelnen NUTS2-Gebieten deutlich geringer, so dass bei der Mittelung weniger Information
verloren geht. Nur in den Gebieten mit der héchsten Einstrahlung ist die Bandbreite etwas

hoher.
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Abbildung 60:Bandbreite der gemittelten Volllaststunden je NUTS2-Gebiet

Die mittleren Volllaststunden werden Uber die NUTS2-Ebene den angenommenen PV-
Anlagen des Szenarios zugeordnet, deren Koordinaten analog zu den WKA mit dem jewei-
ligen Einspeiseknoten (ibereinstimmen. Das sich durch Multiplikation mit der installierten
Nettoleistung der Anlagen ergebende RAV aller angenommenen Anlagen bis 2030 wird fir
jedes NUTS2-Gebiet aufsummiert und ist in Abbildung 61 dargestellt. Zum Vergleich ist der
jeweilige Anteil an der installierten Leistung als Balken je Gebiet aufgetragen. Die so er-
mittelten RAV-Werte werden fiir alle durchgefiihrten Simulationen (ibernommen.
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Abbildung 61: Resultierendes RAV aus der Modellierung und Anteile der NUTS2-Gebiete
an der zugebauten installierten Leistung der Szenario-PV-Anlagen (Balken)
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4.7 Simulationsergebnisse

In den folgenden Abschnitten werden die Ergebnisse der Untersuchungen nach Frage-
stellung geordnet einander gegeniibergestellt. Da es sich um Ergebnisse aus Simulations-
rechnungen unter Annahme definierter Szenarien handelt, gilt flir alle Ergebnisse und Er-
kenntnisse selbstverstandlich, dass diese nur unter den getroffenen Annahmen giiltig sind.
Die dargestellten Eurowerte sind als nominelle GrofRen zu verstehen.

4.7.1 Reduktion thermischer Erzeugungskapazitdten

Bei der Reduktion des Bedarfs an thermischen Erzeugungskapazititen wurden nur jene
Kraftwerke betrachtet, die erst nach 2011 ans Netz gehen und deren Jahresenergieerzeu-
gung (Auslastung) nach Marktergebnis und nach Redispatch weniger als 10 % der theoretisch
erzeugbaren Energiemenge51 betragt. Da bereits im Vorfeld aus dem Referenzszenario jene
Kraftwerke entfernt wurden, die weder nach Markt noch nach Redispatch nennenswerte
Einsatzzeiten zeigen, konnte in keiner der simulierten Szenarien eine so starke Reduktion des
Einsatzes Uber den gesamten Simulationszeitraum festgestellt werden, dass der Zubau des
Kraftwerkes aufgrund der Simulation als nicht notwendig erachtet werden kann. Dieses
Ergebnis deckt sich u.a. auch mit der Aussage in (ISE, 2014 S. 50).

Sehr wohl kann eine zeitliche Verzégerung der Notwendigkeit des Zubaus insbesondere bei
gleichzeitigem Wind- und PV-Zubau festgestellt werden. Fiir diesen Fall wurde eine explizite
Simulation durchgefiihrt, deren Ergebnisse in Kapitel 4.7.6 dargestellt sind. Es bleibt zu
erwahnen, dass in den Ausbauszenarien Wind und PV (sowie gemeinsamer Zubau) keines
der untersuchten Kraftwerke®? nach Markt eingesetzt wird, sondern alle nur aufgrund von
RedispatchmalRnahmen bendtigt werden. In diesem Punkt besteht weiterer Forschungs-
bedarf, da die Notwendigkeit dieser Kraftwerke durch andere, in ATLANTIS nicht abbildbare
Engpassbewdltigungsmethoden oder durch gezielten Netzausbau eventuell aufgehoben
werden kann.

4.7.2 Erzielte Reduktion der CO,-Emissionen

Einer der wichtigsten Parameter beim Ausbau der erneuerbaren Energien ist das erreichte
Niveau der eingesparten CO,-Emissionen. In Abbildung 62 sind die Ergebnisse aller Simu-
lationslaufe gegenibergestellt. Als Vergleich wurden die publizierten Emissionswerte der
Stromerzeugung aus einer Studie des deutschen Umweltbundesamtes dargestellt (UBA,
2013 S. 2).

>t Unter Bericksichtigung technischer Verfligbarkeit und Wartung sowie Regelleistungsvorhaltung
% Es gelten dieselben Kriterien wie bei der Auswahl der nicht bendétigten Zubaukraftwerke im Referenzszenario,
siehe Kapitel 2.7.1.
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Fiir die Jahre 2006 bis 2011°3 zeigt sich, dass das Modell ATLANTIS die absoluten CO;-
Emissionen der Stromerzeugung zu liberschatzen scheint. Wahrend die Annahmen zu den
Emissionsfaktoren der Energietrager von UBA und ATLANTIS weitestgehend Ubereinstim-
men, liegt der wesentliche Unterschied in der Modellierung der Wirkungsgrade der
Kraftwerke. In ATLANTIS wird der Wirkungsgrad jedes einzelnen Kraftwerksblocks erfasst
bzw. nach Alter und Typ des Kraftwerkes anhand einer Regressionsgeraden geschatzt, sofern
kein tatsachlicher Wirkungsgrad aus Quellen verfligbar ist. Das UBA nutzt einen berechneten
Brennstoffnutzungsgrad aus dem Verhiltnis Bruttostrom-Output zu Brennstoff-Input je
Energietrager als Ersatz (UBA, 2013 S. 8). Da auch in ATLANTIS bei KWK-Einheiten nur die
Emissionen aus der Stromerzeugung erfasst werden, bleibt dieser Modellierungsunterschied

als wahrscheinliche Erklarung fur die Abweichung54.
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Abbildung 62: Entwicklung der CO,-Emissionen nach simulierten Szenarien
*) Datenquelle: (UBA, 2013 S. 2). 2011 vorldufiger Wert, 2012 Schétzung.

Trotzdem ist erkennbar, dass der qualitative Verlauf der Emissionen durch das Modell
ATLANTIS gut abgebildet werden kann. Daraus folgend kénnen auch die relativen Verédnde-
rungen der Emissionen als belastbares Ergebnis angesehen werden, welche in Abbildung 63

dargestellt sind.

>* der UBA-Wert fir 2012 ist eine Schatzung
>* Es kann nicht einfach festgestellt werden, welcher der beiden Ansatze mit weniger Unsicherheiten behaftet

ist. Wahrend durch die Mittelung der Nutzungsgrade je Technologie in Bezug auf den nichtlinearen Kraftwerks-
einsatz ein Fehler entsteht, entbehrt auch die blockscharfe Schatzung nicht gewisser Unsicherheiten, wie in

(UBA, 2013 S. 8) zurecht argumentiert wird.
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Abbildung 63: relative Reduktionen der CO,-Emissionen nach simulierten Szenarien

Wie zu erwarten war, ist der Pfad des gewahlten Windzubaus in Bezug auf die CO,-Emis-
sionen effizienter, obwohl sogar geringfligig weniger Leistung zugebaut wird. Interessant ist
der Zusammenhang zwischen dem gleichzeitigen Zubau von Wind und PV und der Summe
der Reduktionseffekte, die teilweise groRer sind, jedoch ist ab 2028 der gemeinsame Zubau
bei der Reduktion effizienter.

Der Vergleich zwischen Windausbau | und der Variante mit Limitierung des negativen
Redispatch (,Windausbau IlI“, siehe 4.7.5) ist ebenfalls in diesem Diagramm dargestellt. Es
ist erkennbar, dass der fehlende Zubau der 5 GW mit durchschnittlich mehr als 10 %
Redispatch die Reduktion der Emissionen zwar verringert, aber nicht in wesentlichem
AusmaR.

Fiir die Reduktion der CO,-Emissionen zeigen die Simulationsergebnisse die zu er-
wartenden Vorteile der Windkraft. Bei gleichzeitigem Ausbau ist die Reduktion
der Emissionen im Schnitt nicht wesentlich héher als die Summe der beiden ein-
zelnen Ausbauszenarien zusammen, auch wenn die Ergebnisse gegen Ende des
Simulationszeitraums auseinandergehen. Ein klarer Trend ist nicht erkennbar, Sy-
nergieeffekte kénnen aber auch nicht ausgeschlossen werden.
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4.7.3 Notwendigkeit des Einsatzes von negativem Redispatch

Flr die Integrierbarkeit der dargebotsabhdngigen Energieerzeugung kann das MaR an Eng-
passmanagementmalnahmen, die getroffen werden missen, zur Bewertung herangezogen
werden. Wie bereits erwahnt, ist der Redispatch jene MaBnahme, die vom Lastflussalgo-
rithmus in ATLANTIS getroffen werden kann, wobei versucht wird, dessen Einsatz moglichst
gering zu halten.
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Abbildung 64: Simulationsergebnisse fiir Eingespeiste Energie und durch negativen Redispatch
verlorene Energiemenge im Szenario ,, Windausbau 1“

Die Auswertung der tatsachlich integrierbaren Energie im Vergleich zur theoretisch verfiig-
baren Energie (RAV) fiir das Windausbauszenario zeigt Abbildung 64. Wahrend der Redis-
patchbedarf in den Jahren bis 2024 noch relativ gering ist, ist gemafd Simulation danach ein
Anstieg auf durchschnittlich 7 % des RAV pro Jahr zu beobachten. Dazu sei angemerkt, dass
in den simulierten Szenarien zusétzlich zu den StartnetzmaRnahmen und der HGU-Korridore
kein weiterer Netzausbau angenommen wird, um die Wertigkeit von Wind und PV ohne
zusatzliche Mallnahmen ermitteln zu kénnen.

Das Szenario Windausbau Il mit rund 5.000 MW installierter Leistung, die aufgrund von zu
hoher Redispatchquote® nicht zugebaut werden, zeigt zwar eine deutlich geringere Redis-
patchmenge, bleibt jedoch bezogen auf die verfligbare Energie immer noch auf einem
Niveau von 5 % (Abbildung 65).

>> Der durchschnittliche Redispatch im Simulationszeitraum betragt mehr als 10 % des RAV
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Abbildung 65: Simulationsergebnisse fiir Eingespeiste Energie und durch negativen Redispatch
verlorene Energiemenge im Szenario ,, Windausbau I11”

Die Eliminierung der Windkraftanlagen mit durchschnittlicher Redispatchquote > 10 % bringt
also nur eine Verbesserung um zwei Prozentpunkte in Bezug auf den notwendigen negativen
Redispatch zum gesicherten Systembetrieb.

Der notwendige negative Redispatch bei Photovoltaik ist dank des eher sidlich orientierten
Erzeugungsschwerpunktes deutlich geringer im Vergleich zur Windkraft. In derselben
Periode 2024-2030 betragt der durchschnittlich notwendige negative Redispatch laut Simu-
lation nur 1,5 % der theoretisch verfligbaren Energiemenge (Abbildung 66).

Die Untersuchung auf Synergieeffekte in Bezug auf den Redispatchbedarf bei gleichzeitigem
Ausbau von Wind und Photovoltaik ergibt bei Betrachtung einzelner Jahre wiederum keinen
klaren Trend (Abbildung 67). Im Mittel Gber die Periode 2024-2030 zeigt sich jedoch eine
leichte Reduktion bei Windkraft von etwa einem halben Prozentpunkt. Dem gegeniiber steht
eine Steigerung von 0,1 Prozentpunkten bei der Photovoltaik, was in Summe eine positive
Bilanz ergibt.

Die Integration der Photovoltaik ergibt im Vergleich zu Windkraft einen deutlich
niedrigeren Bedarf an Engpassmanagementmafnahmen, woraus auch ein gerin-
gerer Bedarf an Netzausbau abgeleitet werden kann. Bei gleichzeitigem Ausbau
von Wind und PV sind im Mittel leichte Synergieeffekte zu beobachten, wobei die
PV die Integration des Windes fordert, dabei aber selbst etwas stédrker von nega-

tivem Redispatch betroffen ist.
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Abbildung 66: Simulationsergebnisse fiir Eingespeiste Energie und durch negativen Redispatch
verlorene Energiemenge im Szenario ,, Photovoltaik-Ausbau 1“
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Abbildung 67: Vergleich des Redispatchbedarfs zwischen ausschliefSlichem
und gleichzeitigem Ausbau von Wind und Photovoltaik
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4.7.4 Wirtschaftliche Untersuchungen

Im Rahmen der wirtschaftlichen Betrachtung der berechneten Szenarien wurde der Fokus
insbesondere auf den Verlauf der gesamten Fixkosten und variablen Kosten im System
gelegt, um die Opportunitdtskosten der einzelnen Ausbaupfade gegeniiber dem Referenz-
szenario bestimmen zu kénnen. In den folgenden Abschnitten sind die Ergebnisse aus
Griinden der Ubersichtlichkeit zum Teil nur in Form von relativen Abweichungen zum
Referenzszenario dargestellt. Der Verlauf der absoluten GroRRen findet sich in diesen Fallen
im Anhang 8.2.3 (ab Seite 164).

4.7.4.1 Verlauf der simulierten fixen Kosten der Erzeugung

Durch die zusatzlichen Investitionen steigen die Fixkosten in allen Szenarien erwartungs-
gemald an. Bei gleichzeitigem Zubau von Wind und PV nach dem angenommenen Szenario-
verlauf steigen die Fixkosten ebenso nachvollziehbar am stdrksten an und erreichen ein
Niveau von Uber 40 % Uber den Fixkosten des Referenzfalles.
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Abbildung 68: Verdnderungen der simulierten Fixkosten im Vergleich zum Referenzszenario

4.7.4.2 Verlauf der simulierten variablen Kosten der Erzeugung

Aufgrund der geringen kurzfristigen Grenzkosten von Wind und Photovoltaik ist eine Reduk-
tion der variablen Kosten zu erwarten, was durch die Modellrechnung bestatigt wird. Im
Vergleich zu den Fixkosten fallt die Reduktion der variablen Kosten etwas geringer aus. Der
gemeinsame Ausbau von Wind und Photovoltaik ergibt wie erwartet die groSte Reduktion
an variablen Kosten (Abbildung 69).
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In Bezug auf die Wechselwirkungen von Wind- und PV-Zubau werden die Differenzen der
Szenarien mit ausschlieflichem Zubau einer Technologie zur Referenz verglichen mit der
Differenz des Szenarios mit gleichzeitigem Zubau zur Referenzannahme. Wahrend bei den
Fixkosten per Definition kein Unterschied auftritt, da keine Reduktion thermischer Kapazi-
taten erfolgt, kann im Fall der variablen Kosten beobachtet werden (siehe Abbildung 69),
dass die Summe der Kostenreduktionen im Kraftwerkseinsatz bei ausschlieflichem Zubau
der einzelnen Technologien héher ist als bei gleichzeitigem Ausbau (4.4).

AKvar,Wind + AKvar,PV > AKvar,W+P (4-4)
mit: AK gy wing «eeeeeeeenens Reduktion var. Kosten durch Windzubau (€)
AK gy pyeveeeeeveeiennns Reduktion var. Kosten durch PV-Zubau (€)
AK gy W peeeeereneenens Reduktion var. Kosten durch gemeinsamen Zubau (€)
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Abbildung 69: Verdnderungen der simulierten variablen Kosten im Vergleich zum Referenzszenario

Eine mogliche Erklarung liegt in der Veranderung der notwendigen Importe. Ab 2022 steigt
die Notwendigkeit des Imports elektrischer Energie im Referenzszenario deutlich an
(Abbildung 70), wodurch das Reduktionspotential von 25 % Uberhaupt erst moglich wird. Bei
gleichzeitigem Ausbau von Wind und PV wird Deutschland zum Nettoexporteur, womit das
Reduktionspotential der variablen Kosten limitiert wird. Die zusatzlichen Erlése aus den
Exporten werden in Abbildung 69 nicht beriicksichtigt, da es sich um eine reine Kostendar-
stellung handelt.
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Abbildung 70: Energieerzeugung der unterschiedlichen Ausbauszenarien
nach Redispatch im Vergleich

Ein Vergleich mit der eingespeisten Energiemenge nach Redispatch zeigt, dass im Szenario
mit gleichzeitigem Wind- und PV-Zubau auch etwas weniger Energie erzeugt wurde
(Abbildung 70). Daher muss zusatzlich ein Vergleich der spezifischen Produktionskosten
erfolgen, um eine signifikante Aussage treffen zu kénnen.

4.7.4.3 Verlauf der simulierten spezifischen Produktionskosten

Betrachtet man die spezifischen Produktionskosten, also die variablen Kosten der Erzeugung
(ohne Importe) bezogen auf die gesamte produzierte Energie gemaR Simulation in Deutsch-
land, so zeigt sich, dass die Reduktion je Technologie in Summe fast exakt der Reduktion der
Produktionskosten bei gleichzeitigem Ausbau entspricht. In den Jahren 2022 bis 2030
schneidet das gemeinsame Ergebnis im Schnitt nur knapp einen Prozentpunkt besser ab als
die Summe der getrennten Zubauten. Der Verlauf der Ergebnisse ist in Abbildung 71
dargestellt.

Der gleichzeitige Zubau beider Technologien kann die spezifischen Produktions-
kosten im Laufe der Simulation deutlich um bis zu rund 20 % im Vergleich zur
Referenz senken. Dariiber hinaus kann ein leichter, aber nicht signifikanter Syner-
gieeffekt aus dem gemeinsamen Zubau von Wind und PV festgestellt werden.
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Abbildung 71: Verdnderungen der simulierten spezifischen variablen Produktionskosten
im Vergleich zum Referenzszenario

4.7.4.4 Verlauf der simulierten jahrlichen Stromgestehungskosten

Besonders interessante Ergebnisse liefert der Vergleich der Stromgestehungskosten56, die als
Summe aller fixen und variablen Kosten der Stromerzeugung (ebenfalls ohne Importe) be-
zogen auf die gesamte simulierte Produktion elektrischer Energie in Deutschland berechnet
werden (Abbildung 72). Einerseits fallt auf, dass das Szenario mit ausschlieBlichem Photo-
voltaikzubau langfristig am Schlechtesten abschneidet. Dies ist auf das im Vergleich zur
Windkraft schlechtere Verhaltnis von Investitionskosten zu Volllaststunden zurlckzufiihren.
Photovoltaik erreicht nur halb so viel Volllaststunden wie Wind, die Errichtung der Anlagen
kostet aber pro kW derzeit im Schnitt noch fast das Doppelte.

Der gemeinsame Zubau liegt in Bezug auf die Stromgestehungskosten ahnlich wie der
ausschlieBliche Zubau von Photovoltaik, wobei sich insbesondere nach der AulRerbetrieb-
nahme der Kernkraftwerke nach 2022 ein Unterschied einstellt.

Die Falle ,,Windausbau II“ und , PV-Ausbau Il zeigen bei der Betrachtung der Stromgesteh-
ungskosten einen positiven Verlauf. Aufgrund der nicht weiter steigenden Fixkosten durch
den Zubau sinken diese rascher und erreichen im Fall der Windkraft ab 2028 sogar niedrigere
Gestehungskosten als im Referenzfall. Dies ist ein besonderer Hinweis auf die langfristige

*® zur Begriffserklarung: mit Stromgestehungskosten sind die jahrlich anfallenden spezifischen Gesamtkosten der
Erzeugung bezogen auf die produzierte Menge gemeint, vgl. (Konstantin, 2007 S. 235ff). In der Literatur werden
Stromgestehungskosten oft mit den Levelised Costs of Electricity (LCOE) gleichgesetzt, die an dieser Stelle nicht
betrachtet werden.
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Wertigkeit der erneuerbaren Energien. Fir diese beiden Szenarien wird die genaue Kosten-
aufschliisselung nachfolgend diskutiert.

Der Vergleich der gleichzeitigen bzw. ausschliefllichen Ausbauszenarien von Wind und PV
zeigt moderate Synergieeffekte — das gemeinsame Ausbauszenario liegt zwei Prozentpunkte
unter der Summe von Windausbau | und PV-Ausbau I.
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Abbildung 72: Verdnderungen der simulierten jdhrlichen Stromgestehungskosten
im Vergleich zum Referenzszenario
4.7.4.5 Aufschlisselung der Kostenkomponenten im Wind- und PV-Ausbauszenario
Bei der genaueren Betrachtung der Kostenstrukturen fiir die Szenarien , Windausbau 1“ und

Ill

,Photovoltaik-Ausbau |“ ist ersichtlich, dass der Ausbau der PV sowohl mehr Fixkosten auf-
grund der héheren Investition, als auch hdhere variable Kosten durch die geringere Strom-
produktion hervorruft (Abbildung 73). Insbesondere nach 2022 zeigt der Ausbau der Wind-
kraft geringere variable Kosten um rund eine Milliarde Euro pro Jahr, hauptsachlich aufgrund
gesparter Brennstoffkosten und geringerer Importe, wahrend bei Windkraftausbau héhere

variable Wartungs- und Betriebskosten auftreten (Abbildung 74).
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Abbildung 73: Direkte Gegendiiberstellung der fixen und variablen Kosten (inkl. Importe)
fiir die Szenarien ,,Wind-Ausbau 1”“ und ,,PV-Ausbau I
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Abbildung 74: Kostenaufschliisselung fiir das Gesamtsystem in Deutschland
fiir die Szenarien ,,Wind-Ausbau 1 und ,,PV-Ausbau I
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4.7.4.6 Aufschliisselung der Kostenkomponenten bei Zubaustopp 2020

Die Kostenstruktur ist identisch zu den Szenarien ,Windausbau 1“ und ,PV-Ausbau |“. Den
sinkenden Fixkosten stehen etwas hohere variable Kosten gegenilber, dennoch liegen die
Gesamtkosten durch den Zubaustopp deutlich niedriger (Abbildung 75).

Interessanter ist hier der Vergleich mit dem Referenzszenario in Abbildung 76. Es zeigt sich,
dass 2030 der mit 2020 gestoppte Windkraftausbau die Gesamtkosten des Referenzszena-
rios erreicht. Die hoheren Fixkosten werden in diesem Jahr fast zur Ganze durch die redu-
zierten variablen Kosten ausgeglichen. Kombiniert mit der Mehrerzeugung durch den Wind-
zubau ergibt dies fiir das Szenario ,Windausbau II“ die im vorigen Abschnitt beobachteten
niedrigeren Stromgestehungskosten. Trotzdem besteht fiir dieses Szenario liber den
gesamten Beobachtungszeitraum eine Notwendigkeit zur Forderung, da laut Marktmodell
nicht ausreichend Ertrage bei Direktvermarktung am Strommarkt erwirtschaftet werden
(Abbildung 77).

Die Simulation zeigt, dass ein fortgesetzter Windzubau in Deutschland bis 2020
entsprechend den Annahmen aus dem Szenariorahmen NEP 2012, welche auch
mit den derzeitigen politischen Rahmenbedingungen iibereinstimmen, bereits im
Jahr 2028 elektrische Energie giinstiger bereitstellen kann als das angenommene
Referenzszenario. Unter Beibehaltung des derzeitigen Marktsystems ist diese
Variante wdéhrend des gesamten Simulationszeitraums allerdings nicht ohne

Férderungen bereitstellbar.
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Abbildung 75: Kostenaufschliisselung fiir das Gesamtsystem in Deutschland
fiir die Szenarien ,, Wind-Ausbau I1”“ und ,,PV-Ausbau II”
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Abbildung 77: ,Gewinn- und Verlustrechnung” der explizit modellierten Windunternehmen
im Szenario , Windausbau I1”
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4.7.4.7 Réumliche Verteilung der Stromgestehungskosten bei ausschlieflichem Zubau von
Wind und Photovoltaik

Zur Darstellung der Entwicklung der Stromgestehungskosten nach Region werden die einzeln
modellierten Unternehmen ausgewertet. Unter den getroffenen Annahmen ergeben sich
unter Berlicksichtigung von Lernkurveneffekten, dem modellierten RAV und den Einschran-
kungen des Stromnetzes die in Abbildung 78 dargestellten Ergebnisse.
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Abbildung 78: Geographische Verteilung der Stromgestehungskosten in Deutschland im Zeitverlauf
fiir ausschliefSlichen PV-Zubau (links) und fiir ausschliefSlichen Windzubau (rechts).

Es zeigt sich, dass die jahrlichen Stromgestehungskosten von Photovoltaik anndhernd dop-
pelt so hoch sind wie jene der Windkraft. Wie aufgrund der Potentialverteilung bereits zu er-
warten war, ist Zone 4, also der Siiden Deutschlands, die Region mit den glinstigsten Gesteh-
ungskosten der PV. Alle anderen Zonen liegen eng beieinander und liber dem deutschland-
weiten Gesamtwert (Mittel). Norddeutschland schneidet in Bezug auf die jahrlichen Gesteh-
ungskosten am schlechtesten ab.

Bei Windenergie zeigt die Simulation das genau entgegengesetzte Bild. Zone 1 (Nordwesten)
liefert hier die besten Resultate, wahrend Zone 3 (Mitteldeutschland) die hochsten jahr-
lichen Stromgestehungskosten aufweist. Interessant ist, dass der Stiden Deutschlands im
Vergleich sogar mit einigem Abstand Windenergie giinstiger bereitstellen kann. Dies zeigt,
dass durch ,verninftige” Standortwahl im Stiden Windenergie zu dhnlichen Kosten genutzt
werden kann wie im Nordosten Deutschlands.

Der Verlauf der Gestehungskosten in Zone 1 ist ab 2022 durch einen vergleichsweise starken
Aufwartstrend gepragt, und auch Zone 2 zeigt leichte Tendenzen nach oben. Da auch der
Redispatch in diesen Jahren stark ansteigt, liegt der Verdacht nahe, dass hier Netzengpdasse
einen direkten Einfluss auf die Kosten der Windenergienutzung haben. Aus diesem Grund
wird im folgenden Abschnitt 4.7.5 ein weiteres Szenario diskutiert, in dem jene Windkraft-
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anlagen, die von hohem negativen Redispatch betroffen sind, nicht zugebaut werden und
ein Vergleich der Ergebnisse beider Varianten gezogen wird.
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Abbildung 79: Verlauf der Kosten und Erlése der Offshore-Windenergie im Szenario ,, Windausbau 1

Ein weiteres interessantes Ergebnis zeigt die Offshore-Windkraft. Durch die Limitierung des
Ausbaus auf 6,5 GW sinken die jahrlichen Stromgestehungskosten sehr schnell ab. Grund
dafir sind die sinkenden Fixkosten (Abbildung 79). Der Verlauf der Kosten fiir Offshore-
Windenergie steigt in den Jahren des Zubaus rasant an, ebenso der notwendige
Forderbedarf (in Abbildung 79 als Verlust gekennzeichnet). Dadurch, dass nach Erreichen des
Limits von 6,5 GW 2017 kein weiterer Zubau erfolgt, sinkt auch der jahrliche Bedarf an
Forderungen wieder rasch ab. Trotzdem ergibt sich bis 2030 gemalR Simulation kein wirt-
schaftlicher Betrieb dieser Anlagen ohne Forderung.

Die regional basierte Untersuchung der jéhrlichen Stromgestehungskosten
gemdf$ Simulation mit ATLANTIS bestéitigt die Vermutung, dass Windnutzung im
Norden und PV-Nutzung im Siiden zu prdferieren ist. Trotzdem kann im Siiden
durch geeignete Standortwahl Windenergie zu vergleichbaren Kosten wie im

Norden genutzt werden.

4.7.5 Wertreduktion der Windkraft durch Redispatch

Zur Feststellung der Auswirkungen des negativen Redispatch auf die Wertigkeit der Wind-
kraftanlagen wurde ein weiteres Szenario simuliert, in dem alle jene WKA nicht zugebaut
werden, deren durchschnittliche Jahreseinspeisung unter einen gewissen Anteil des RAV
liegt. Zur Ermittlung eines verniinftigen Grenzwertes fiir diesen Anteil wurde der Simu-
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lationslauf ,,Windausbau 1“ auf die Verteilung der durchschnittlichen Redispatchmengen hin
untersucht. In Abbildung 80 ist dargestellt, wie viel Kapazitdt der zwischen 2012 und 2030
zusatzlich installierten Windleistung wegfallen wiirde, wenn nur der Zubau von Anlagen mit
einem gewissen Maximalanteil mittlerer ,verlorener Energie” je Anlage durch negativen
Redispatch zugelassen wird. Die gesamte Betrachtung erfolgt ohne zusdtzlichen Netzausbau.
Als vernilinftiges MaR fiir die Limitierung werden auf Basis dieser Auswertung maximal
erlaubte 10 % ,verlorene Energie” angenommen. Damit werden knapp 5.000 GW Wind-
kapazitdaten nicht zugebaut, wobei aber die gesamten 6,5 GW Offshore-Windkraft erhalten
bleiben (siehe Abbildung 80).

Gesamt Anteil Offshore

0 - T T T Y o
0% 5% 10% 15% 20% 25% 30% 35% 40%
Zugelassener mittlerer Energieverlust in % des RAV durch negativen Redispatch

Abbildung 80: Darstellung der wegfallenden Windkapazitéiten durch Limitierung des zuldssigen
Redispatches laut Simulation. Die Ordinate ist auf die knapp 41 GW gesamt zugebauter Wind-
kapazitéten limitiert, somit entspricht eine Gitterlinie 10 % der gesamt zugebauten Leistung der WKA.

Die Simulation zeigt, dass durch den verringerten Zubau der stark von negativem Redispatch
betroffenen Windkraftanlagen bis zu 800 Millionen Euro jahrliche Fixkosten gespart wird.
Dem gegeniiber steht eine Erhéhung der variablen Systemkosten von maximal 250 Millionen
Euro, wie Abbildung 81 zeigt. In Summe bringt die Reduktion der Anlagen eine Verringerung
der Systemkosten (2012-2030) von insgesamt 3,9 Milliarden Euro bei gleichzeitigem Verlust
von 45 TWh Windenergie. Vergleicht man die Reduktion der Gesamtsystemkosten mit der
durch den fehlenden Ausbau verringerten Energieproduktion, so ist erkennbar, dass die
Kostenreduktion Uberwiegt (Abbildung 82). Setzt man die GroRen in Relation, so ergeben
sich die in Tabelle 6 zusammengefasste Zahlen.
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Abbildung 81: Verdnderungen der Fixkosten und variablen Kosten im Vergleich zwischen Szenario
,Windausbau I und dem um 5.000 MW reduzierten Szenario ,, Windausbau Il
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Abbildung 82: Erzeugte Energie aus Szenariowindkraftanlagen in der Gegentiiberstellung
mit den zusdtzlichen Kosten im Vergleich zum Referenzszenario

122



Der Wert von Windkraft und Photovoltaik im Gesamtsystem

Tabelle 6: Gegeniiberstellung von Erzeugung und Zusatzkosten des Windausbaus | und Ill

2012-2030 Winderzeugung Zusatzkosten Spezifische Kosten
Windausbau | 874.559 GWh 47,48 Mrd. € 54,285 €/MWh
Windausbau lll 829.427 GWh 43,57 Mrd. € 52,536 €/ MWh

Aus der Simulation ergibt sich, dass der Zubau von Windkraftanlagen an Stand-
orten, die aus Sicht der Netzintegration unvorteilhaft ist, den Wert der Windkraft
schmdlert. Durch Unterlassen des Zubaus von 5.000 MW der urspriinglich im Sze-
nario vorgesehenen Anlagen, die stark von negativem Redispatch betroffen sind,
konnten die zusdtzlichen Gesamtsystemkosten je MWh Windenergie im Schnitt
um 1,85 €/MWh gesenkt werden. Anders formuliert kosten 45 TWh zusdtzliche
Winderzeugung gemdf3 Szenario ,, Windausbau I ca. 3,9 Milliarden Euro.

4.7.6 Verzogerung des Zubaus thermischer Einheiten

Aufgrund des gleichzeitigen Ausbaus von Wind und PV konnte aus den Simulationsergeb-
nissen abgeleitet werden, dass der Zubau einiger konventioneller Erzeugungseinheiten erst
spater notwendig wird. Diese Aufschiebung der Inbetriebnahme wurde umgesetzt und die
Simulation erneut ausgefihrt. Dadurch verschieben sich die Fixkosten in Richtung der
spateren Jahre, wahrend sich die variablen Kosten nur geringfligig verandern.

Von einer Kostenreduktion kann daher nicht gesprochen werden, da die Investitionen zu
einem spateren Zeitpunkt getatigt werden miissen. Dadurch kdnnen aber die steigenden
Kosten durch die Energiewende ein wenig abgedampft werden. Die Stromgestehungskosten
reduzieren sich beispielsweise um etwa einen Prozentpunkt, wie bereits in Abbildung 72 auf
Seite 115 gezeigt wurde.

Die Simulation ergibt in der Zeitspanne von 2015’ bis 2030 eine Fixkostenreduktion von
rund 3,4 Milliarden Euro und einer im Vergleich dazu vernachlassigbaren Steigerung der
variablen Kosten um 50 Millionen Euro, was in Summe einem Nettonutzen von 3,35 Mil-
liarden Euro entspricht, der durch das Verzégern des Zubaus neuer thermischer Kraftwerke
im Vergleich zum Referenzszenario im betrachteten Zeitraum entsteht.

4.8 Schlussfolgerungen zur Wertigkeit von Wind und PV

In diesem Abschnitt werden die im Laufe von Kapitel 4 gefundenen Erkenntnisse zusam-
mengefasst und daraus die Wertigkeit der beiden Erzeugungstechnologien fiir das Gesamt-
system abgeleitet. Die Ergebnisse der Berechnungen sind in Tabelle 7 zusammengefasst.

> Zeitpunkt des ersten Auftretens einer moglichen Verschiebung der Inbetriebnahme eines thermischen
Kraftwerks
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Der direkte Vergleich von Windkraft und Photovoltaik zeigt die sehr unterschiedlichen
Charakteristika der beiden Technologien. Wahrend beispielsweise bei stundengenauer Be-
trachtung die Photovoltaik auf Endkundenebene dem Verbrauch ganz gut folgt, integriert
sich bei ,grober” Betrachtung im saisonalen Rahmen die Einspeisecharakteristik der Wind-
kraft besser in das bestehende System. Gemeinsam kdnnen sich beide Technologien in
Bezug auf die Saisonalitat eventuell erganzen, wobei aber die Charakteristik der PV jener der
Wasserkraft stark ahnelt, die im Alpenraum bereits gut ausgebaut ist.

Tabelle 7: Zusammenfassung der Ergebnisse

Parameter Windkraft Photovoltaik Synergieeffekte
Angen. Ausbau MW 41.000 44.000 -

Zeitpunkt Einspeisung (stiindlich) nein ja -

Zeitpunkt Einspeisung (saisonal) ja nein ja
CO,-Reduktion (% zu Referenz) ca.4-5% ca.3% moglich
Redispatch-Bedarf Hoch (10 %) Niedrig (2 %) ja

Reduktion d. Produktionskosten -11 bis -12 % -7 bis -8 % nein

Anstieg der Gestehungskosten +1 bis +2 % +8 bis +9 % ja

Glinstigste Region Zone 1 (Nord) Zone 4 (Sud) -

In Bezug auf die Kosten des Ausbaus fiihrt gemall den Annahmen der Simulation die Wind-
kraft zu einer geringeren Verteuerung. Der Windausbau hebt die durchschnittlichen Ge-
stehungskosten nur um 1-2% im Vergleich zum simulierten Referenzszenario an. Die
Reduktion der Produktionskosten an sich ist bei Windkraft etwas hoher aufgrund der
hoheren Volllaststundenzahl der Anlagen. Da Photovoltaik tendenziell mehr in Hochlast-
zeiten produziert, ist das Verhaltnis zwischen Reduktion der Produktionskosten und
erzeugter Energie bei Photovoltaik besser.

In Bezug auf die Netzintegration fiihrt der Ausbau von Photovoltaik unter gleichen An-
nahmen der Netztopologie zu einem geringeren Einsatz von negativem Redispatch. Dies ist
einerseits durch die Produktion in Hochlastzeiten, vor allem aber durch die geographische
Schwerpunktsetzung im Siiden Deutschlands zu begriinden. Im gemeinsamen Ausbau zeigt
sich ein leichter Synergieeffekt zugunsten der Windenergie.

Richtet man den Fokus auf das Gesamtsystem Elektrizitdatsversorgung, so ergeben die obigen
Aspekte eine insgesamt héhere Wertigkeit der Windenergie fiir das bestehende System,
begriindet durch eine bessere Systemintegration aufgrund der Saisonalitat, eines hoheren
Emissionsreduktionspotentials und geringeren Gestehungskosten des Gesamtsystems unter
dem angenommenen Ausbaupfad. Einzig die schlechtere Netzintegration, die dadurch not-
wendigen NetzausbaumaRnahmen und die daran gebundenen Kosten schrdanken die Wertig-
keit der Windkraft im Vergleich zur Photovoltaik ein.

Von einem ausschlieBlichen oder gegeniiber der Windkraft forcierten Ausbau der Photo-
voltaik im grofRen Stil kann aufgrund der Ergebnisse aus elektrizitatswirtschaftlicher Sicht in
Deutschland abgeraten werden. Bereits im gesamteuropadischen Kontext wird sichtbar, dass
aufgrund des deutlich héheren Potentials jeder in Photovoltaik investierte Euro in sudli-
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cheren Landern Europas effektiver umgesetzt werden kdnnte als in Deutschland. Durch den
Ausbau von PV im Siiden Deutschlands kann eventuell das System gestlitzt werden, indem
Nord-Sid-Lastflliisse kompensiert werden, ein gezielter Einsatz der PV zu diesem Zweck ist
allerdings aufgrund der Dargebotsabhangigkeit kaum moglich.

In Bezug auf kiinftige Forderregimes fir Wind und PV kann die Emfpehlung abgegeben
werden, auf geographische Verhaltnisse — nicht nur verfligbares Potential, sondern auch
eine effiziente Netzintegration — besser Ricksicht zu nehmen.

Aus den Szenarien ,\Windausbau I11“ und , Photovoltaik-Ausbau II“ kann abgeleitet werden,
dass die Geschwindigkeit des Ausbaus beider Technologien einen wesentlichen Einfluss auf
die jahrlichen Gesamtkosten des Systems hat. Durch das gezielte ,Steuern” des Zubaus mit
Hilfe eines Ausbaukorridors fir Windkraft im Zuge der EEG-Novelle, die mit August 2014 in
Kraft treten soll (BmWE, 2014 S. 3), soll ein weiterer Schritt zur Reduktion der sprunghaft
gestiegenen Kosten erreicht werden. Eine dhnliche Begrenzung hat bei PV bereits eine
(gesteuerte) Reduktion des Zuwachses neuer Kapazitaten erreicht und wird mit der Novelle
weiter eingeschrankt (BmWE, 2014 S. 3).

4.9 Exkurs: Zur Férderung von RES und CO,-Emissionszertifikaten

Zur Erreichung der Klimaziele der Europdischen Union wurden verschiedene Mechanismen
implementiert. Einerseits wird versucht, die Emission von Kohlendioxid als externen Effekt
der Stromerzeugung mit Hilfe von Zertifikaten zu internalisieren. Der im Kyoto-Protokoll
ratifizierte weltweite Zertifikatehandel wurde in der Europdischen Union unter Inanspruch-
nahme des ,burden sharing”-Mechanismus58 mit einem eigenen internen Zertifikatehandel
implementiert, dem EU Emissions Trading System (ETS).

Durch die Notwendigkeit eines Zukaufs von Emissionszertifikaten wird die Stromerzeugung
aus konventionellen thermischen Kraftwerken, insbesondere von Kohlekraftwerken, um die
Zertifikatekosten teurer. Jene Technologien, die keine CO,-Emissionen im Betrieb aufweisen
oder CO,-neutral produzieren, bekommen durch diese zusatzlichen Grenzkosten der konven-
tionellen Anlagen einen Vorteil am Markt, vgl. u.a. (Weber, et al., 2014).

Die angedachte Funktion des Zertifikatehandels kann momentan allerdings nicht beobachtet
werden. Der Preis fiir die Emission von einer Tonne Kohlendioxid-Aquivalent liegt derzeit bei
rund 5-7 € (siehe Abbildung 83). McKinsey&Company haben in einer Studie eine Vermei-
dungskostenkurve fir Treibhausgasemissionen u.a. im Energiesektor fiir Deutschland 2020
ermittelt (Abbildung 84). Aus der Grafik ist erkennbar, dass ein Umstieg auf andere
Technologien insbesondere bei den in Deutschland fiir die Grundversorgung wichtigen

>% Die EU muss die vereinbarten Klimaziele nicht je Mitgliedsstaat, sondern als Einheit erfillen. Dadurch kann die
,Last” (burden) so verteilt werden, dass diejenigen Mitgliedsstaaten, die entsprechende Mittel zur Verfligung
haben, ihre Ziele dbererfillen. Im Gegenzug kdénnen andere Mitgliedsstaaten unter ihren vorgeschriebenen
Reduktionszielen bleiben.
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Kohlekraftwerken ein dauerhaftes CO,-Preisniveau von 20 bis 30 €/EUA und hoher verlangen
wirde, um wirtschaftlich rentabel zu sein.

Auf der anderen Seite wird der Zubau von Erzeugungsanlagen mit erneuerbarem Primar-
energietrager in den meisten EU-Mitgliedsstaaten geférdert. Das bedeutet, dass diese
Technologien, die aufgrund der hohen Investitionskosten derzeit noch nicht wirtschaftlich
betrieben werden konnten, mit staatlichen Zuschiissen unterstiitzt werden. Dadurch wird
der Zubau angekurbelt, und die Investitionskosten sollen aufgrund von Lerneffekten soweit
sinken, bis die Technologie selbst marktfahig ist.
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Abbildung 83: Preisverlauf des ECarbix an der EEX im Q1 2014 in Euro pro
European Emission Allowance® (EUA). Datenquelle: (EEX, 2014)

Die implementierten Férdersysteme haben besonders in Deutschland ihr Ziel nicht verfehlt,
so argumentiert das Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie beispielsweise die
Novellierung des EEG per August 2014 nicht mit einem Versagen, sondern mit einer (zu)
guten Funktion der Fordermechanismen (BmWE, 2014). Allerdings ist durch die Art der
Implementierung der Forderungen in Deutschland ein teilweise unkontrollierter Zubau
insbesondere von Wind und PV entstanden.

Hinzu kommt, dass Wind, Photovoltaik und Wasserkraft sehr niedrige Grenzkosten aufwie-
sen und beim derzeitigen Marktsystem am vorderen Ende der Angebotskurve aufscheinen.
Sie werden also — ungeachtet eines moglichen gesetzlichen Einspeisevorrangs — gemal
Marktergebnis ohnehin vor allen thermischen Einheiten eingesetzt, die zusatzliche Grenz-
kosten durch den Primarenergietrager aufweisen.

*° Der Kauf eines EUA-Zertifikates berechtigt zur Emission von einer Tonne Kohlendioxid-Aquivalent.
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Energiesektor: Vermeidungskostenkurve - FUR 2020
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Abbildung 84: Vermeidungskostenkurve fiir Treibhausgasemissionen im Energiesektor in
Deutschland 2020. Der Kernkraftausstieg sowie Férderungen nach dem EEG (damaliger Stand)
sind bertlicksichtigt. Quelle: (McKinsey, 2009 S. 6)

4.9.1 CO,-Emissionen in der Merit Order

Die zusatzlichen CO,-Kosten aus dem Zertifikatehandel und die Férderung der erneuerbaren
Energietechnologien mit niedrigen Grenzkosten fiihren zu einer Verzerrung der Merit Order
der Angebotskurve. Im Zuge des Projektes EL.ADAPT (Bachner, et al., 2013) konnten Aus-
wirkungen dieser Verzerrungen beobachtet werden, die allerdings im Zuge des Projektes
nicht naher dargestellt wurden.

Die Ausgangslage bildet eine beispielhafte Merit Order des Jahres 2010 fir das deutsch-
Osterreichische Marktgebiet. Die Angebotskurve bildet sich aus den Grenzkosten der im
Modell ATLANTIS hinterlegten Kraftwerke, sowie der ebenso hinterlegten Brennstoffpreise
und Wirkungsgrade. Sie bildet eine theoretische Angebotskurve, in der die im Mittel verfiig-
baren maximalen Leistungen aller Kraftwerke aufgetragen sind. Auch die erneuerbaren
Energien sind mit voller technisch verfiigbarer Leistung aufgetragen, die natirlich in der
Praxis auch bei hohem Dargebot selten erreicht wird.

Uber diese Angebotskurve werden die spezifischen Emissionen des jeweiligen Kraftwerks
aufgetragen, wie in Abbildung 85 dargestellt ist. Man kann sehr gut erkennen, dass die erste
Halfte der Angebotskurve praktisch keine CO,-Emissionen aufweist. Hier sind die erneuer-
baren Energietrager und Kernkraftwerke zu finden. Danach kommen KWK-Anlagen, wobei
auf der ersten Stufe (rund 25 €/MWh) noch Biomasseanlagen zu finden sind, die aufgrund
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der ,CO,-Neutralitat” des Priméarenergietragers ebenfalls mit 0 t/MWh, spezifischen Emis-
sionen aufgetragen sind.
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Abbildung 85: Spezifische CO,-Emissionen aufgetragen liber einer mittleren Angebotskurve (maximal
verfiigbare Leistungen) im Jahr 2010 fiir das deutsch-ésterreichische Marktgebiet.
(Datenquelle: ATLANTIS)

4.9.2 Gleichzeitiger Einfluss von CO,-Preis und RES auf die Angebotskurve

Es ist ersichtlich, dass ein hoherer CO,-Zertifikatepreis den hinteren Teil der Merit Order
stark beeinflusst und damit die Nichtlinearitdt der Angebotskurve weiter fordert. Um dies
rechnerisch zu zeigen, wurde die Merit Order unter Annahme verschiedener Preise fiir CO,-
Zertifikate berechnet. Abbildung 86 zeigt die resultierenden Angebotskurven unter Variation
des CO,-Preises. Ein steigender Emissionszertifikatepreis flihrt also zu einer Steigerung der
Nichtlinearitdt der Merit Order. Weber et al. zeigen in (Weber, et al., 2014), dass die
Forderung von erneuerbaren Energien den Emissionszertifikatepreis senkt. Dies ist moglich,
wenn es fir die unterschiedlichen Industriesektoren verschiedene Emissionszertifikate gibt,
wie beispielsweise fiir die Luftfahrt bereits implementiert60 ist.

Simulationen im Zuge des Projektes EL.ADAPT (Bachner, et al., 2013), bei denen das Modell
ATLANTIS mit einem multisektoralen CGE®'-Modell iber mehrere Linder gekoppelt wurde,
welches u. A. Brennstoffmarkte und Emissionshandel abbildet und auch die entsprechende
Nachfrage anderer Industriesektoren bericksichtigt, zeigten jedoch eine Riickwirkung der
Emissionen dieser anderen Sektoren auf die Elektrizitatswirtschaft, indem der ,,entkarboni-

% An der EEX derzeit ausgesetzt, siehe (EEX, 2014a), abgerufen am 21.4.2014
61 Computable General Equilibrium, vgl. (Bachner, et al., 2013)
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sierte” Elektrizitatssektor als Preisnehmer am Emissionsmarkt agieren muss. Auch eine
Substitution emissionsintensiver Primarenergietrager durch Strom konnte bei hohen CO,-
Preisniveaus beobachtet werden, wenn der Strompreis in einem System mit hohem RES-
Anteil und entsprechend geringer Nachfrage im Vergleich deutlich glinstiger wird. Dadurch
steigt die Nachfrage an und kommt in den Bereich hoher Strompreise zurtick.
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Abbildung 86: Unterschiedliche Angebotskurven bei verschiedenen Niveaus des CO,-Zertifikatepreises.
Datenquelle: ATLANTIS, eigene Berechnungen

Die durch ein hoheres Niveau des Zertifikatepreises gepragte Merit Order fihrt durch den
steilen Anstieg zu starken Riickwirkungen von leichten Verbrauchsschwankungen auf den
Strompreis. Erhoht man beispielsweise den Verbrauch sukzessive, so steigt der Strompreis
ab einem gewissen Punkt in einem Bereich der Merit Order, in dem bei heutigem Emissions-
zertifikatepreisniveau eine verhaltnismaRig kleine Anderung des Strompreises hervorgerufen
wird, bei hoheren Zertifikatepreisen plotzlicher stark an (Abbildung 87). Dadurch werden
eventuell falschlicherweise Knappheitssignale an die Endkunden weitergegeben, obwohl die
konventionellen Kapazitdten noch lange nicht ausgelastet sind.

Bei einer Variation z.B. von 10 GW in der Nachfrage in einem Bereich der Grundlastnach-
frage62 ergibt sich bei 10 €/t Zertifikatepreis eine Steigerung des resultierenden Marktpreises
von etwa 25 €/MWh. Bei 100 €/t erhoht sich die Differenz auf knapp 75 €/MWh, und bei
einem Niveau von 200 €/t wiirde sich eine Preisdifferenz von tiber 150 €/MWh ergeben.

®2 Es sei erneut erwahnt, dass in Abbildung 87 die dargebotsabhadngigen Energietrager mit technisch verfiigbarer
Leistung ohne Berlcksichtigung des aktuellen Dargebots aufgetragen sind.
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Die gewahlte Variationsbreite von 10 GW kann beispielsweise in klrzester Zeit durch ein ver-
dandertes Dargebot an erneuerbaren Energien ausgeldst werden, wenn auch selten (Agora,
2013). Aber auch Verdanderungen in der Nachfrage z.B. durch Energietrdagersubstitution
kdnnen auf diese Art hohe Preissignale auslosen, die unter Voraussetzung einer entsprech-
enden Substitutionselastizitat zu einem Hin- und Herpendeln (Schwingen) zwischen Energie-
tragern fihren koénnen, wie im Modellsystem des Projektes EL.ADAPT beobachtet werden
konnte.
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Abbildung 87: Preisvariation bei 10 €/t und 200 €/t CO2-Zertifikatepreis

Aus den Simulationsergebnissen ldsst sich ableiten, dass bei gleichzeitigem Auf-
treten eines durch Férderungen gestiitzten hohen Anteils an erneuerbaren
Energien und eines hohen CO,-Zertifikatepreises unter gewissen Umsténden un-
gewollte Wechselwirkungen am Elektrizitdtsmarkt auftreten kénnen. Die gleich-
zeitige Entstehung von hohem RES-Anteil und hohem CO,-Preis ist dabei den
Emissionen aus anderen Industriesektoren zuzuschreiben, was eine einfache
Lésung dieses Problems nahe legt: einen getrennten Handel von Emissions-
zertifikaten fiir verschiedene emissionsintensive Industriezweige.

Die auftretenden Effekte wurden aber im Zuge des Projektes EL.ADAPT nicht naher
untersucht und eine genaue Untersuchung wiirde auch den Rahmen dieser Arbeit sprengen.
Daher wird an dieser Stelle empfohlen, in diese Richtung weiter zu forschen und die beo-
bachteten Effekte tiefer zu untersuchen.
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5 Anwendung der Kapitalstocktheorie auf die
Elektrizitatswirtschaft

Eine der Besonderheiten der Elektrizitatswirtschaft ist die Eigenschaft, eine hohe Kapital-
intensitdt gegenliber anderen Industriezweigen aufzuweisen. Das bedeutet, dass zur Produk-
tion des Gutes ,elektrische Energie” ein vergleichsweise hoher Anteil an Kapitaleinsatz ver-
glichen zum Arbeitseinsatz notwendig ist. Die Kapitalintensitat als volkswirtschaftliche Kenn-
groRe wird gemaR Formel (5.1) als Quotient zwischen eingesetztem Kapitalstock (Anlage-
vermogen) und Anzahl der Beschaftigten angegeben, vgl. z.B. (Mankiw, 2000 S. 94).

K
K=— 5.1
5 (5.1)
mit: Ko, Kapitalintensitat in €/Beschéaftigten
Ko, Kapitalstock, bestehendes Kapital in €
> TR Beschaftigtenzahl

Aus der Kreuztabelle des Anlagevermégens nach Wirtschaftsbereichen und Anlagearten
sowie der Tabelle der Beschdiftigung nach Geschlecht, Alter und Wirtschaftszweigen der
Europdischen Statistik (eurostat, 2014) lassen sich die in Tabelle 8 zusammengefassten
Werte gewinnen und die in (5.1) definierte Kapitalintensitdat berechnen. Die Hohe der
Kapitalintensitat des Sektors Energie- und Wasserversorgung liegt etwa um den Faktor drei
hoher als die gesamte Kapitalintensitat aller Wirtschaftszweige des jeweiligen Landes zusam-
men. Dies zeigt den vergleichsweise hohen Einsatz von Kapital in diesem Sektor.

Tabelle 8: Kapitalintensitdten (eigene Berechnung) des Sektors Energie-und Wasserversorgung
(NACE 1.1 Sektor E) und Datengrundlage zur Berechnung. Datenquelle: (eurostat, 2014)

Osterreich Deutschland

Jahr Anlage- Beschaftigte  Kapital- Anlage- Beschiftigte  Kapital-

Vermogen®® Intensitit Vermdgen Intensitit

Mio. € - Tsd. €/B. Mio. € - Tsd. €/B.

2000 20.479 29.700 690 160.360 306.200 525
2001 20.747 29.000 715 160.070 280.400 571
2002 20.707 33.400 620 157.400 295.500 588
2003 20.968 37.600 558 154.430 302.300 511
2004  21.439 24.800% (864) 154.870 297.000 521
2005 22.117 31.300 707 154.970 315.600 491
2006 23.039 31.300 736 156.940 315.600 497
2007 23.624 30.100 785 161.910 333.700 485
2008 24.319 25.600 950 167.460 346.300 484

® Anlagegiiter insgesamt (netto) in Millionen € (,jeweilige Preise”)
* Diese Zahl wird von der Eurostat als ,wenig zuverldssig” eingestuft
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Als Alternative zur volkswirtschaftlichen Definition der Kapitalintensitdat wurde auch das
Verhaltnis des monetdren Einsatzes von Kapital und Arbeit als Inputfaktor fir die Produktion
untersucht, wie in (5.2) dargestellt ist.

C
=— 5.2
q=7 (5.2)
mit: G cveeeeeniiee e Verhaltniszahl, einheitslos
Coaeeeeeeeeeeeeeeeen, Capital, ,,consumption of fixed capital” in €
Lo, Labour, ,,compensation of employees” in €

Abbildung 88 zeigt beispielhaft das Verhaltnis g von eingesetztem Kapital zu eingesetzten
Arbeitskosten von ausgewidhlten Wirtschaftszweigen in Osterreich, dessen Berechnung auf
Daten der Input-Output-Tabelle des Jahres 2010 (Statistik Austria, 2014) aufbaut.

Es ist gut erkennbar, dass sich der Sektor , Electricity, gas, steam and air-conditioning” (RD)
von anderen Sektoren abhebt. Koks und Raffinerieprodukte (R19) zeigen einen ahnlich
hohen Ausschlag, wahrend der Bausektor (RF), Kunststoffprodukte (R22) aber auch Metall
und Metallverarbeitung (R24 + R25) eher dem deutlich niedrigeren Durchschnitt Giber alle
Branchen (R) entsprechen. Vergleicht man den Durchschnitt tber alle Wirtschaftszweige mit
der Elektrizitatsversorgung, so ergibt sich wiederum annahernd ein Faktor drei.
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Abbildung 88: Verhdiltnis (einheitslos) von eingesetztem Kapital (€/a) zu eingesetzter Arbeit (€/a)
ausgewdhlter Produktionssektoren® in Osterreich 2010. Datenquelle: (Statistik Austria, 2014)
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Das MaR der Kapitalintensitat und die Verdanderungen des Kapitalstocks sind in der volkswirt-
schaftlichen Theorie, insbesondere bei der Anwendung des Solow-Modells Kennzahlen fir
die Produktivitdt und die Konjunktur der Wirtschaft, vgl. (Mankiw, 2000 S. 92-95).

® Eine Tabelle aller verwendeten Sektorbezeichnungen befindet sich im Anhang 8.1.1 auf Seite 159.
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Daher ist es von Interesse, die HoOhe des Kapitalstocks der Elektrizitatswirtschaft zu ermitteln
und dessen Verlauf (iber die Zeit darzustellen. Ist die Hohe des Kapitalstocks bekannt, lasst
sich daraus auch die Kapitalproduktivitdt ableiten. Dabei handelt es sich um theoretische
Methoden und GroRen aus der volkswirtschaftlichen Theorie, die im Rahmen dieser Arbeit
auf einen einzigen Wirtschaftssektor umgelegt werden.

Zur Bestimmung des Kapitalstocks gibt es verschiedene Methoden, die im Kapitel 5.1 kurz
dargestellt sind. Weiters unterscheidet man auch verschiedene Arten des Kapitalstocks, auf
deren Unterschiede ebenfalls kurz eingegangen wird.

5.1 Arten des Kapitalstocks

Der Begriff ,Kapitalstock” ist ein Uberbegriff, der sich in weitere Kapitalstockbegriffe glie-
dern lasst. Zunachst wird in den finanziellen und nichtfinanziellen Kapitalstock unterschieden
(BFS, 2009 S. 3), wobei der Kraftwerkspark in der Elektrizitatswirtschaft dem nichtfinan-
ziellen KS zuzuordnen ist. Die Kraftwerke und deren Ausstattung werden dem Anlage-
vermogen zugeordnet und sind damit Teil des materiellen Vermégens. Dieses nichtfinanzielle
Vermogen kann noch weiter unterteilt werden, beispielsweise in reproduzierbares und
nichtreproduzierbares Vermogen, Gebrauchs- und Produktivvermdégen uvm., siehe Haslinger
in (Laser, 2000 S. 197). Der Kapitalstock der Elektrizitatswirtschaft ist somit ein reproduzier-

bares Produktivvermdégen.

Tabelle 9: Einteilung des Vermdgens nach Haslinger in (Laser, 2000 S. 197)

Vermogen im weitesten Sinn

Immaterielles Vermogen Materielles Vermogen (Sachvermdogen)
g Reproduzierbar
£ < " - "
- c = g 8 Gebrauchsvermogen Produktivvermogen
] - (] e .
Sc | XS | g o Q0 " Anlagevermogen
o a o oo ‘Q N c 4]
2 % e £ L S (7]
] © c oo + - L
= :0 S o S5 = .0 < © © o c © ., S p
o £ g c - Qo [S] o S 2 o © wn g’D c c
o £ o © [T E o s £ © 2 &H 00 c o ]
= O = £ T3 o x O o < = . © 0 S o . 80
.© ) et 4] (0 £ 2 0 S 0
N > [Vt (@] > s} e | o O o %)
o Qo T w O . = UV = o = 5 £ C‘g £
wn <= ] 7 =] T T = o > o 2 £ -
L ] = = = = 9 o Q
£ z e = S > >
S G} G} =4

Eine wichtige Unterscheidung ist die Trennung von Brutto- und Nettokapitalstock (BKS, NKS).
Das Schweizer Bundesamt fiir Finanzen (BFS) definiert den Bruttokapitalstock als den
Wiederbeschaffungswert aller Anlagegiter, die in den Produktionsprozess eingehen (BFS,
2009 S. 5). Das BFS bezeichnet diese Bestimmung des BKS als Bewertung ,,zu konstanten
Preisen” (BFS, 2009 S. 5), wobei sich diese konstanten Preise per Definition der EU auf einen
friiheren (vergangenen) Zeitpunkt beziehen sollen (EU, 2012). Damit unterscheidet sich die
volkswirtschaftliche Bewertung des Anlagevermdgens wesentlich von der betriebswirt-
schaftlichen Bewertung auf Basis der historischen Anschaffungswerte.
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Wahrend das BFS gleich wie Statistik Austria und DeStatis die , Perpetual Inventory Method“
oder Kumulationsmethode anwendet (BFS, 2009 S. 5ff), ist dies aufgrund der Simulation mit
dem Modell ATLANTIS nicht erforderlich. Aus den Simulationsergebnissen lasst sich fiir jedes
Jahr der aktive Kraftwerkspark ermitteln, also jene elektrische Leistung pro Kraftwerkstyp,
die tatsachlich installiert ist und noch nicht stillgelegt wurde. Uber diese Leistung kann mit
Hilfe der angenommenen spezifischen Investitionskosten der Bruttokapitalstock berechnet
werden.

Um die tatsachlich getatigten Investitionen in den Kraftwerkspark darzustellen, kann der BKS
auch mit den historischen Anschaffungswerten entsprechend der betriebswirtschaftlichen
Bewertung abgeschatzt werden. Es ist zu beachten, dass dadurch natiirlich die Baukosten
verschiedener Jahre verglichen werden. Damit verbunden werden auch gleiche Technologien
mit unterschiedlichem Stand ihrer Entwicklung unter Berlcksichtigung entsprechender Lern-
kurveneffekte bei der Herstellung verglichen. Diese Art der Bewertung wird entsprechend
(BFS, 2009) als Bewertung ,,zu laufenden Preisen” bezeichnet.

5.1.1 Nettokapitalstock

Der Nettokapitalstock wird aus dem Bruttokapitalstock berechnet, indem die bisher
getatigten Abschreibungen subtrahiert werden. Er entspricht also im Wesentlichen dem be-
triebswirtschaftlichen Restbuchwert.

Der Unterschied zwischen der betriebs- und der volkswirtschaftlichen Sichtweise liegt oft in
der Wahl der Methode, mit der die Wertminderung beriicksichtigt wird. So ist in der
Betriebswirtschaft die lineare Abschreibung durchaus Ublich bzw. auch vom Gesetzgeber
vorgeschrieben oder empfohlen, die eine konstante Abnitzung unterstellt und bei der die
AfA-Betrage gleichmaRig (nominell konstant) auf die angenommene wirtschaftliche Nutz-
ungsdauer aufgeteilt werden.

In der Schweiz hingegen wird beispielsweise die geometrisch degressive Abschreibung
angewendet (BFS, 2009 S. 13ff). Diese Art der Abschreibung entspricht einer hohen Anfangs-
entwertung, wahrend der Wertverlust in spateren Jahren vergleichsweise geringer ausfallt.
Diese Art der Abschreibung kdnnte in Bezug auf eine Anwendung bei Kraftwerken unter
anderem folgende gedankliche Entwicklungen besser abbilden als die lineare Abschreibung.

e Abniitzung thermischer Kraftwerke: neue, effiziente Kraftwerke werden am Beginn
ihrer Nutzungsdauer als Grund- oder Mittellastkraftwerke eingesetzt und wandern im
Laufe der Zeit durch den Zubau effizienterer Kraftwerke in der Merit Order nach
oben. Dadurch andert sich auch ihr Einsatzzweck: Sie werden als Spitzenlast-
kraftwerke eingesetzt und die jahrlichen Betriebsstunden und daraus folgend der
Jahresertrag werden geringer. Dem stellt sich bei einer Betrachtung der mecha-
nischen Abniitzung eine erhéhte Lebensdauerminderung durch haufigeres An- und
Abfahren gegeniiber, was wiederum gegen die geometrische Abschreibung spricht.
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o Geforderte RES-Anlagen: Diese Anlagen generieren in den ersten Jahren (in
Osterreich tblicherweise 13-15 Jahre) bei entsprechender Zuteilung von geférderten
Einspeisetarifen einen hoheren Ertrag gegenliber einer Abgeltung der eingespeisten
Energie mit dem Marktpreis. Dementsprechend ist der Ertragswert in den ersten
Jahren der Nutzung hoher als in den Jahren nach Ablauf der Férderung, es sei denn,
der Marktpreis steigt bis zum Ende der Forderung auf dasselbe Niveau oder dariber
an.

e Wertverlust durch technischen Fortschritt: bei vergleichsweise unausgereiften
Technologien, wie beispielsweise der Photovoltaik, kann es innerhalb der ersten
Jahre der Nutzung einer Anlage zu Technologiespriingen oder Preisspriingen durch
glnstigere Fertigungsbedingungen kommen. Dadurch sinkt der Wert einer bestehen-
den Anlage im Vergleich zu einer (noch nicht realisierten) Neuanlage relativ rasch. Ist
die Technologie nach einigen Jahren einigermallen ausgereift, wird dieser Effekt ab-
geschwacht.

Die sehr hdéufig verwendete lineare Abschreibung kann die Wertminderung von
Anlagen zur Stromerzeugung gut abbilden, wenn diese einigermafen konstante
Energiemengen Jahr fiir Jahr produzieren. Ist dies nicht der Fall, oder unterliegt
der Wert eines Kraftwerkes starken externen Einfliissen, so ist eine nichtlineare

Form der Abschreibung méglicherweise besser geeignet.

Neben der geometrisch degressiven Abschreibung ist auch eine arithmetisch degressive
Abschreibung moglich. Der Unterschied liegt darin, dass bei der geometrischen Abschrei-
bung ein konstanter Prozentsatz des Restwertes abgeschrieben wird, wahrend bei der
arithmetisch degressiven Abschreibung die jahrliche Abschreibungsquote um einen
konstanten Betrag verringert wird, vgl. (Lechner, et al., 2003 S. 153ff).

Weitere Abschreibungsmethoden sind die progressive Abschreibung, bei der sich der
jahrliche Betrag der Abschreibung tber die Laufzeit erh6ht, sowie die beanspruchungs-
bezogene Abschreibung (Lechner, et al.,, 2003). Sie bieten weitere Alternativen bei der
Abschreibung von Kraftwerken, werden aber in dieser Arbeit nicht weiter verfolgt.

5.2 Untersuchung des Kapitalstocks mit ATLANTIS

Das Modell ATLANTIS bietet die Moéglichkeit einer umfassenden Kraftwerksdatenbank, in der
ein Grol3teil aller Erzeugungseinheiten in Europa mit Inbetriebnahmejahr abgebildet ist. Mit
dieser Datenbank als Grundlage kénnen einfache Auswertungen zum Thema Kapitalstock in
der Elektrizitatswirtschaft vorgenommen werden.

In diesem Kapitel wird der Verlauf des Kapitalstocks nach verschiedenen Bewertungs-
methoden dargestellt, wobei insbesondere der Unterschied zwischen der betriebswirt-
schaftlichen und der volkswirtschaftlichen Betrachtungsweise des Anlagevermogens heraus-
gearbeitet wird. Der bei der volkswirtschaftlichen Methodik der Kapitalstockbewertung
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verwendete Wiederbeschaffungswert bezieht sich im konkreten Anwendungsfall auf einen
bestimmten Zeitpunkt (,Methode zu konstanten Preisen”), welcher bei den folgenden
Untersuchungen mit ATLANTIS aufgrund des definierten Modell-Startjahres auf das Jahr
2006 festgelegt wird.

Weiters wird in diesem Abschnitt die volkswirtschaftliche Kennzahl der ,Kapitalproduk-
tivitat” auf den Sektor Elektrizitatswirtschaft umgelegt um zu berechnen, wie grol} die durch-
schnittlich produzierte Energiemenge je eingesetztem Euro Kapitalstock in den unterschied-
lichen Szenarien ist.

5.2.1 Vergleich zwischen betriebswirtschaftlicher und volkswirtschaftlicher
Bewertung des Kapitalstocks der Elektrizitatswirtschaft

Der Vergleich zwischen der betriebswirtschaftlichen und volkswirtschaftlichen Methode des
Anlagevermogens (Kapitalstocks) erfolgt mit ATLANTIS einerseits durch die Berechnung des
historischen Anschaffungswertes (= betriebswirtschaftlicher Brutto-KS) und des Restbuch-
wertes (= betriebswirtschaftlicher Netto-KS). Diese Berechnungsschritte erfolgen bereits im
integrierten Unternehmensmodell. Andererseits erfolgt die volkswirtschaftliche Bewertung
auf Basis der Investitionskosten 2006, entsprechend der Methode der , konstanten Preise”.
Die installierte Bruttoleistung wird jahrlich mit diesen Investitionskosten bewertet, woraus
sich der volkswirtschaftliche Bruttokapitalstock ergibt.

Damit eine bessere Vergleichbarkeit gegeben ist, wird auch der Kapitalstock entsprechend
dem deutschen Vorbild linear abgeschrieben (Schmalwasser, et al., 2012 S. 935). Dabei
werden die Abschreibungszeitraume entgegen der statistischen Vorgehensweise gleich den
betriebswirtschaftlich gewahlten Dauern gewahlt — diese sind ohnehin gendherte Durch-
schnittswerte, da eine detaillierte Abschreibung der einzelnen Komponenten einer Kraft-
werksanlage einen zu hohen Detailliertheitsgrad fir das Modell ATLANTIS darstellen wiirde.

In Abbildung 89 ist der Vergleich der Kapitalstockverlaufe tber die Zeit im Referenzszenario
dargestellt. Es ist ersichtlich, dass gemaR volkswirtschaftlicher Bewertung mit konstanten
Preisen ein konstanter Kraftwerkspark auch einem konstanten Kapitalstock entspricht und
Zu- und Abgange nur durch nicht wiedererrichtete oder neue Kapazitdaten entstehen. Damit
sind Veranderungen im tatsachlichen Kraftwerksbestand gut zu erkennen, allerdings werden
Preissteigerungen keine Rechnung getragen, so wie dies im betriebswirtschaftlichen Falle
geschieht.
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Abbildung 89: Verlauf von Brutto- und Nettokapitalstock der deutschen Elektrizitdtswirtschaft im
Referenzszenario nach betriebswirtschaftlicher (BW) und volkswirtschaftlicher Bewertung (VW)

Weiters ergibt der Vergleich, dass der volkswirtschaftliche Kapitalstock bewertet mit spezi-
fischen Investitionskosten 2006 insbesondere in den ersten Jahren deutlich héher ausfallt als
das betriebswirtschaftliche Anlagevermdgen, welches alte Kraftwerke mit nominell deutlich

niedrigeren historischen Anschaffungswerten ausweist.

5.2.2 Verlauf des Kapitalstocks in den simulierten Szenarien

Je nach zugebauter Technologie in den einzelnen Szenarien ,Windausbau 1, ,PV-Ausbau [
und ,,Gemeinsamer Ausbau” verandert sich der Kapitalstock entsprechend der notwendigen
Investitionen. Den Verlauf dieser Anderungen zeigt Abbildung 90. Aufgrund der niedrigeren
spezifischen Investitionskosten ist der Kapitalstockverlauf bei Windausbau deutlich niedriger
als bei PV-Ausbau. Der gemeinsame Zubau muss exakt der Summe der beiden Differenzen

zum Referenzszenario entsprechen.

Die Bewertung zu konstanten Preisen 2006 ist gegeniiber der Photovoltaik als unfair zu
betrachten, da die Lernkurveneffekte der Technologie erst spater zum Tragen kamen. Den
Einfluss der Lernkurven auf die Bewertung des Anlagevermogens zeigt Abbildung 91. Es ist
ersichtlich, dass die Spanne zwischen Wind und PV bei betriebswirtschaftlicher Betrachtung
— diese rechnet zukilinftige Anschaffungskosten mit Lernkurveneffekten — deutlich geringer

ausfallt als bei der Berechnung des volkswirtschaftlichen Kapitalstocks.
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Abbildung 91: Unterschied zwischen betriebswirtschaftlicher und volkswirtschaftlicher Bewertung
unter Einfluss von Lernkurveneffekten
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Flr diesen speziellen Anwendungsfall ist es also ratsam, laufende Kosten zu beriicksichtigen,
um Lernkurveneffekte bei der Bewertung mit einbeziehen zu kénnen. In Deutschland wurde
allgemein die Bewertung zu konstanten Preisen bei der Revision 2011 durch Jahresdurch-
schnittspreise abgelost (Schmalwasser, et al., 2012 S. 936).

5.2.3 Ermittlung der Kapitalproduktivitit der Elektrizitatswirtschaft

Nachdem die Elektrizitatswirtschaft — wie gezeigt wurde — eine sehr kapitalintensive Branche
ist, soll eine Bewertung der Produktivitat eher auf das eingesetzte Kapital als auf die einge-
setzte Arbeit bezogen werden®®. Analog zur Arbeitsproduktivitit, vgl. (Mankiw, 2000 S. 93)
oder (Burda, et al., 2001 S. 55ff), kann die Kapitalproduktivitat als Bewertungsmal} fir den
erzielten Output pro eingesetzter Einheit an Kapitalstock definiert werden. Fiir eine gesamte
Volkswirtschaft bildet sie sich aus BIP und Kapitalstock, wahrend fiir den Sektor Elektrizitats-
wirtschaft in dieser Arbeit auf eine physikalische Gréfse — die erzeugte Energie — zuriickge-
griffen wird (5.3).

Y

T = — 5.3
prg K (5.3)
mit: DK coveeereenieenieeneenns Kapitalproduktivitat in kWh/€

Koo, Kapitalstock, bestehendes Kapital in €

Y o Output, z.B. das BIP im Falle einer Volkswirtschaft; hier

die erzeugte Energie in kWh

Die Kapitalproduktivitat wird jeweils fiir Wind, PV und gemeinsamen Ausbau beider Tech-
nologien aus den Simulationsergebnissen bestimmt und mit dem Referenzszenario gegen-

Ubergestellt.

Aufgrund der unterschiedlichen Bewertungsmethoden fiir den Kapitalstock, die in diesem
Abschnitt gezeigt wurden, stellt sich die Frage nach der geeigneten Wahl fiir die Berechnung
der Kapitalproduktivitdt. Wahlt man einen Nettokapitalstock, so steigt die Kapitalproduk-
tivitat im Referenzszenario an (Abbildung 92). Dies ist darauf zurlickzufiihren, dass der
Kraftwerkspark konstant gehalten wird und die Abschreibungen grofRer sind als die zu
tatigenden Investitionen, wahrend die Energieerzeugung (Output in physikalischen GroRRen)
konstant bzw. sogar leicht steigend ist.

% vielmehr ergibt der Bezug auf die eingesetzte Arbeit flr die Elektrizitdatswirtschaft keinen Sinn: die eingesetzte
Arbeit wird ja nicht durch manuelle Tatigkeiten direkt in Output umgesetzt, sondern dient Uberwiegend zur
Uberwachung und Erhaltung der Produktionsmittel und der Administration.
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Abbildung 92: Kapitalproduktivitét im Referenzszenario nach unterschiedlicher Bewertungsmethode

Die Kapitalproduktivitat auf Basis des Bruttokapitalstocks bleibt ab 2011 anndhernd konstant
(VW) bzw. sinkt leicht (BW). Auf Basis der volkswirtschaftlichen Bewertung kann beobachtet
werden, dass der sukzessive Abbau der Uberkapazititen eine leichte Steigerung der Kapital-
produktivitdt erzielt (2015-2019). Auch die AuRerbetriebnahme der Kernkraftwerke 2022
flihrt zu einem leichten Produktivitatsanstieg, der brutto aber kaum bemerkbar ist. Das kann
dadurch erklart werden, dass Kernkraft hohe Investitionskosten aufweist und daher negativ
zur Kapitalproduktivitat beitragt. Im konkreten Fall ist auch noch keine vollstandige
Abschreibung erfolgt, daher ist die Reduktion der Energie durch Abschalten der Kernkraft-
werke im Vergleich geringer als der wegfallende Kapitalstock.

Da alle gezeigten Bewertungsmethoden fir sich richtig sind, konzentrieren sich die
folgenden Abbildungen nicht auf eine Methode, sondern werden zwei unterschiedliche Be-
wertungskonzepte dargestellt. Abbildung 93 zeigt die Entwicklung der Kapitalproduktivitat
berechnet aus dem Bruttokapitalstock nach volkswirtschaftlicher Methodik. Diese zeigt die
Auswirkungen der Kapazitatsveranderungen ohne Berlicksichtigung von Abschreibung und
Preisveranderungen. Zum Vergleich sind die Auswertungen auf Basis des Nettokapitalstocks
nach betriebswirtschaftlicher Methode in Abbildung 94 dargestellt, die sowohl Abschrei-
bungen als auch Preisveranderungen beinhaltet.
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Abbildung 93: Verlauf der Kapitalproduktivitit auf Basis des Bruttokapitalstocks (VW)

in den unterschiedlichen Szenarien
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Abbildung 94: Verlauf der Kapitalproduktivitit auf Basis des Nettokapitalstocks (BW)

in den unterschiedlichen Szenarien
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5.3 Fazit der Kapitalstockbetrachtung

Die Anwendung volks- und betriebswirtschaftlicher Bewertungsmethoden des Anlage-
vermogens in Bezug auf den kiinftigen Ausbau der erneuerbaren Energien in Deutschland im
Ausmall des Szenariorahmens NEP 2012 zeigen, dass je nach gewahlter Methode unter-
schiedliche Aussagen getroffen werden konnen. Dabei kommt es darauf an, welche Einfllisse
berlcksichtigt werden sollen oder nicht.

Die volkswirtschaftliche Bewertung zu ,konstanten Preisen” eignet sich zur
Untersuchung von zu- und abgehendem Kapital ohne die Beriicksichtigung von
Preisverdnderungen. Sollen diese mit beriicksichtigt werden, so sind ,laufende
Preise” zu verwenden. Der betriebswirtschaftliche Ansatz beriicksichtigt laufende
Verdnderungen, allerdings immer nur zum Zeitpunkt der Errichtung (historische

Anschaffungswerte).

Die Auswertung nach Technologie zeigt, dass ein Ausbau von Photovoltaik den Kapitalstock
deutlich mehr erhoht, also héhere Investitionen notwendig sind. Dies bedeutet jedoch nicht
zwangslaufig eine proportionale Steigerung des Outputs in Form der Stromerzeugung, son-
dern aufgrund der Dargebotsabhangigkeit steigt dieser sogar weniger im Vergleich zum
Windausbau.

Die Periode 2006-2011 bildet die tatsachliche Entwicklung des deutschen Elektrizitats-
systems ab. Es ist ersichtlich, dass in diesem Zeitraum die Kapitalproduktivitdt am starksten
abnimmt — ein Effekt der ,Energiewende”. Das Referenzszenario, das ein ,Festhalten” bzw.
Optimieren des Kraftwerksparks von 2011 abbildet, zeigt bei der Brutto-Kapitalproduktivitat
ein konstantes Verhalten. Bemessen nach dem betriebswirtschaftlichen Nettoanlagever-
mogen ist im Referenzszenario ein Erreichen des Ausgangswertes (2006) der Kapital-
produktivitat bis 2023 beobachtbar. Einfach gesagt, ist bis dahin die Energiewende bis 2011
,abgeschrieben”. Generell ist unter den angenommenen Szenariopfaden eine Dampfung der
sinkenden Kapitalproduktivitat erkennbar.

Die Simulationsergebnisse zeigen, dass die negativen Kosteneffekte der Energie-
wende — abhdngig vom angenommenen Ausbaupfad — in Zukunft nominell zu-
riickgehen. Die besten Ergebnisse zeigt die Windkraft, bei der netto eine
»Erholung” des Systems ab 2017 festgestellt werden kann. Photovoltaik und
gemeinsamer Ausbau liegen knapp beieinander, daher ist auch auf Basis der
Simulationsergebnisse zur Kapitalstocktheorie von einem reinen oder (iber-

wiegenden PV-Ausbau in Deutschland generell abzuraten.
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6 Bewertung von Spitzenlastkraftwerken

Wie bereits in der Einleitung dieser Arbeit erwdahnt wurde, stellen Spitzenlastkraftwerke
(SLKW) in Bezug auf die Wertbetrachtung eine Besonderheit dar. Diese Kraftwerke sind
meist alte Einheiten, die nicht als SLKW gebaut wurden, sondern im Laufe der Zeit zu solchen
geworden sind. Sie sind daher eher adlteren Typs und weisen daher sehr geringe Fixkosten
auf, sofern sie schon vollstandig abgeschrieben und abbezahlt sind.

Laut Buchwert sind SLKW daher nur noch den Erinnerungseuro wert. Fir das System sind
Spitzenlastkraftwerke allerdings sehr wertvoll, denn sie bieten in kritischen Hochlastzeiten
eine Kapazitatsreserve, auf die zuriickgegriffen werden kann. Dieser Abschnitt beschaftigt
sich mit einer Variante der Wertbestimmung solcher Spitzenlasteinheiten unter Zuhilfe-
nahme des Simulationsmodells ATLANTIS.

6.1 Die Lebensabschnitte eines thermischen Kraftwerks

Die Nutzungsdauern von Kraftwerken — insbesondere von Wasserkraftwerken, aber auch
von thermischen Einheiten — sind verglichen mit anderen Produktionsstdtten sehr hoch.
Viele Kraftwerke im deutsch-osterreichischen Marktgebiet sind Gber 40 Jahre alt. Am
Beispiel Deutschland ist in Abbildung 95 die Altersstruktur der Kraftwerke aus der Simulation
des Referenzszenarios schematisch dargestellt.

Die Abbildung zeigt, dass im Jahr 2030 technisch betrachtet noch gut die Halfte jener
Kraftwerke am Netz sein wird, die zwischen 1980 und 1990 in Betrieb gingen. Sofern es sich
bei diesen Kraftwerken um thermische Einheiten handelt und sich am Marktsystem nicht
grundlegend etwas adndert, werden sie verschiedene Abschnitte durchleben, in denen sich
ihr Einsatzgebiet und auch die Einsatzdauern verandern werden. In den ersten Betriebs-
jahren ist das Kraftwerk neu und entspricht Ublicherweise den modernsten technischen
Standards. Es kann daher elektrische Energie effizienter erzeugen als die Konkurrenzkraft-
werke am Markt. Bei gleichen Beschaffungskosten flir den Primadrenergietrager kann es
daher auch glinstiger anbieten, kommt dementsprechend eher in den Markt und wird o6fter
und linger abgerufen. Unter optimalen Bedingungen®’ wird das thermische Kraftwerk in
dieser Zeit am starksten eingesetzt und erreicht die hochsten Volllaststunden. Es arbeitet als
Grundlastkraftwerk oder Mittellastkraftwerk, je nach Art und Preis des Brennstoffes.

Im Zuge seiner Lebensdauer wird der Wirkungsgrad des Kraftwerkes absolut und auch im
Vergleich zu neueren Kraftwerken immer schlechter. Die neueren Einheiten kénnen daher
wiederum billiger anbieten und das etwas altere Kraftwerk wird seltener eingesetzt. Es
entwickelt sich vom Grundlastkraftwerk zum Mittellastkraftwerk oder von diesem
tendenziell zu einem Spitzenlastkraftwerk.

®” Aktuelle Entwicklungen im Elektrizitatssystem zeigen, dass diese Bedingungen durch externe EinflUsse, z.B. die
Energiepolitik betreffend — Atomausstieg, Ausbau der Erneuerbaren, sinkende Marktpreise — oft kurz nach der
Investition nicht mehr vorherrschen und daher auch neue Kraftwerke geringere Einsatzstunden fahren.
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Abbildung 95: Auswertung der Altersstruktur des deutschen Kraftwerksparks im Zeitverlauf
aus der ATLANTIS-Simulation des Referenzszenarios

Erreicht das Kraftwerk ein gewisses hoheres Alter, kann es nur mehr in den Stunden der

starksten Nachfrage an elektrischer Energie (bzw. Leistung) in den Markt gelangen. Das

Kraftwerk ist endgtiltig zum Spitzenlastkraftwerk geworden. Der Vorteil dieser Einheiten liegt
darin, dass sie meist vollstandig abgeschrieben sind und daher die Fixkosten der Erhaltung
nur mehr sehr gering sind. Es muss daher auch nicht mehr so haufig eingesetzt werden, um

trotzdem noch einigermalien rentabel betrieben werden zu kénnen (Abbildung 96).

Grundlastkraftwerk Mittellastkraftwerk

* mittleres Alter
o teilweise
abgeschrieben
e etwas hohere
Grenzkosten

* meist neue Einheit
¢ hohe Fixkosten

¢ vergleichsweise
niedrige Grenzkosten

Spitzenlastkraftwerk

e ltere Einheit

o fast/vollstandig
abgeschrieben

e geringe Fixkosten

e ineffizient, daher
hohe Grenzkosten

J

Abbildung 96: Einsatzgebiete thermischer Kraftwerke und deren Eigenschaften im Zeitverlauf

6.2 Die Zukunft konventioneller Erzeugung

Die vorangehend beschriebenen Lebensphasen eines Kraftwerkes entsprechen der histo-

rischen Entwicklung. Die Energiewende hat insbesondere durch den starken Ausbau von
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Wind und PV bereits heute einen starken Einfluss auf die Fahrweise der konventionellen
Erzeugung. Um den neuen Gegebenheiten gerecht zu werden, miissen thermische Kraft-
werke zukUlnftig nach anderen Gesichtspunkten betrieben werden als in der Vergangenheit.

Thermische Kraftwerke (ibernehmen im Elektrizitatssystem die Bereitstellung verschiedener
Dienstleistungen. Neben der klassischen Energielieferung stellen die Bereitstellung gesicher-
ter Leistung in kritischen Zeitpunkten — die im allgemeinen von der Nachfrage bestimmt sind
— sowie das Bereitstellen von technischen Eigenschaften zur Stabilisierung des Systems68
eine wichtige Rolle dar. Durch den Ausbau der erneuerbaren Energietrager verandern sich
nicht nur die Einsatzzeiten der konventionellen thermischen Kraftwerke bei der Energie-
erzeugung, sondern auch die Haufigkeiten und Intensitdten der Abrufe anderer Dienstleis-
tungen wie beispielsweise der Regelleistungsbereitstellung. (Schiile, 2013 S. 3)

Die zunehmende Flexibilisierung des Betriebs von thermischen Anlagen fihrt zu einer
Minderung der Lebensdauer jener Komponenten, die heute im Einsatz sind. Zwar kénnen
Neubauten in diese Richtung hin optimiert werden, fir bestehende Kraftwerke ist jedoch zu
hinterfragen, ob sich eine Investition dahingehend Uberhaupt rechnet. Angesichts der
Tatsache, dass beispielsweise in Deutschland zunehmend thermische Kraftwerke fir die
Stilllegung bzw. Einmottung angemeldet werden, die noch vor dem Ende ihrer technischen
Lebensdauer stehen, und auch nach Aussage der Kraftwerksbetreiber selbst steht jedoch die
Lebensdauerproblematik nicht im Vordergrund. Ziel sei es gemall den Betreibern sogar, dass
thermische Einheiten nur mehr 15 Jahre Betriebszeit aufweisen sollen und am Ende dieser
Dauer so wenig technische Lebensdauer-Reststunden aufweisen wie méglich®.

Der Trend bei neuen thermischen Anlagen zeigt daher offensichtlich in Richtung gezielte
Spitzenlastabdeckung und Bereitstellung gesicherter Leistung. Das erfordert auch die
Investition in neue SLKW, was bedeutet, dass in Zukunft nicht mehr alle konventionellen
Kraftwerke die beschriebenen Lebensphasen durchlaufen werden.

6.3 Bisherige Studien zu Bewertungsmethoden von SLKW

Der betriebswirtschaftliche Wert der Spitzenlastkraftwerke (Buchwert) ist oft nicht mehr
vorhanden, wenn diese — wie vorangehend beschrieben — alte Anlagen und schon vollstéandig
abgeschrieben sind. In der Literatur wird diesen Kraftwerken oft weniger Bedeutung ge-
schenkt, obwohl diese fiir einen sicheren Systembetrieb noch eine wichtige Rolle spielen
kénnen.

Die Methode der Realoptionen, die bereits in Kapitel 4.1.1 zur Bewertung von Investitions-
zeitpunkten von RES aus der Literatur vorgestellt wurde, kann auch zur Bewertung der
Flexibilitdt der Spitzenlasteinheiten herangezogen werden, wie Frayer und Uludere anhand
konkreter Beispiele zeigen (Frayer, et al., 2001). Dabei bezieht sich die Studie aber nicht auf

08 Beispielsweise rotierende Massen, Lieferung von Blindleistung bzw. Kurzschlussleistung und Reservehaltung
* Mindliches Zitat Dr. Volker Schiile (Schiile, 2013)
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alte, sondern auf neu errichtete Kraftwerke, deren Funktion auf eine reine Spitzenlast-
abdeckung abzielt. Als Vorteil des verfolgten Ansatzes wird die Moglichkeit genannt, volatile
Preise besser bericksichtigen zu kdnnen als gewdhnliche Marktmodelle (Frayer, et al., 2001
S. 47).

Das Ergebnis dieser Studie ist eine ,,willingness to pay” fiir ein risikoneutrales Elektrizitats-
unternehmen, wenn es um den Kauf eines der beiden verglichenen Kraftwerke geht. Das
Gaskraftwerk schneidet besser ab, wobei aus den Ergebnissen heraus der Vorteil eher aus
den geringeren fixen Betriebskosten heraus entsteht, vgl. (Frayer, et al., 2001 S. 49). Die
Nachfrage nach flexiblen Kraftwerkseinheiten wachst zwar, mit dem Hintergrund der
derzeitigen Strompreisentwicklung am GrofShandelsmarkt ist jedoch fraglich, ob die Studie
heute zu denselben Ergebnissen fithren wiirde.

Ahnliche Studien wie diese bewerten auch den wirtschaftlichen Wert des Assets bei Verkauf
oder im Betrieb fir ein einzelnes Unternehmen, nicht aber den Wert der Einheit fiir das
Gesamtsystem.

6.4 Methodische Vorgehensweise

Zur Ermittlung des Wertes von SLKW mit Hilfe des Modells ATLANTIS wird vom Referenz-
szenario mit konstanter Erzeugungskapazitat in Deutschland ausgegangen (Kapitel 2.7.1 auf
Seite 36). Der Ansatz zur Bewertung der Spitzenlastkraftwerke erfolgt wiederum Uber die
Ermittlung der Opportunitatskosten, wenn das SLKW am Ende seiner Lebensdauer nicht
durch ein neues ersetzt wird, sondern langer am Netz bleibt und der Neubau dement-
sprechend spater erfolgt.

Flr eine erste Auswahl der als Spitzenlastkraftwerke in Frage kommenden Einheiten werden
alle erdgas- und olbefeuerten Kraftwerkstypen herangezogen, die ab 2012 auf Grund von
technischem Lebensdauerende aufier Betrieb gehen. Es wird untersucht, wie diese ausge-
wahlten Kraftwerke ausgelastet werden, indem die Anzahl der Volllaststunden (VLS) gemaR
Marktmodell und nach Redispatch aus der Simulation des Referenzszenarios ausgewertet
werden. Da unter den gewahlten Kraftwerkstypen auch Einheiten mit Kraft-Warme-Kop-
plung zu finden sind, reicht die Bandbreite von 0 bis 7.500 Volllaststunden. Je nach Einsatz
und Auslastung ergeben sich insgesamt vier verschiedene Félle (Abbildung 97).

Betrieb nach Redispatch

e Unter VLS-Grenze: SLKW nach Markt e Unter VLS-Grenze: systemrelevantes
* Dariiber: kein SLKW SLKW
e Darliber: systemrelevant, aber kein
SLKW

Abbildung 97: Unterscheidung der Einheiten aus dem Referenzszenario nach Einsatz und Auslastung
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Eine Verlangerung der Kraftwerke mit KWK ergibt wirtschaftlich keinen Sinn, da diese so
hohe Einsatzzeiten aufweisen, dass die Wirkungsgradsteigerung durch Refurbishment oder
Neubau die dadurch steigenden Fixkosten in jedem Fall Gbersteigen sollte.

Daher werden in der folgenden Untersuchung nur jene vorausgewahlten Kraftwerke be-
trachtet, die entweder nach Marktmodell oder nach Redispatch eingesetzt werden, aber
unter einer gewissen Volllaststundengrenze bleiben. Es wird untersucht, welche Kosten-
reduktion erzielt werden kann, wenn der Betrieb dieser SLKW um ein Jahr Gber die im
Modell angenommene maximale technische Nutzungsdauer verlangert wird. Dabei wird
unterstellt, dass keine technischen Mafisnahmen — und damit keine zusatzlichen Kosten —
notwendig sind, um den Betrieb fiir die verlangerte Zeitspanne zu gewahrleisten.

6.4.1 Bestimmung der Volllaststundengrenze

Die Einfliihrung einer Volllaststundengrenze zeigt sich nach einer ersten Testsimulation als
sinnvoll, da die Verlangerung der Nutzungsdauer aller vorausgewahlten Einheiten um ein
Jahr gemaR Modell nicht zu einer Kostenreduktion, sondern zu einer Verteuerung fiihrt. Dies
ist logisch, da die alten Einheiten einen schlechteren Wirkungsgrad erreichen und damit
héhere Betriebskosten aufweisen. Uberwiegen die héheren Betriebskosten im Vergleich zu
den Fixkosten des neuen Kraftwerks, so ist die sofortige Investition in das neue Kraftwerk
sinnvoller als die Verlangerung des alten.

Tabelle 10: Annahmen zur Abschdtzung der Volllaststundengrenze

Gasturbinenkraftwerk Gas-Dampf-Kombikraftwerk
Investitionskosten 200 €/kW Investitionskosten 400 €/kW
Wirkungsgrad (alt) 30% Wirkungsgrad (alt) 50 %
Wirkungsgrad (neu) 35% Wirkungsgrad (neu) 60 %
Abschreibedauer 25 Jahre Abschreibedauer 30 Jahre
Zinsen 6 %

Brennstoffpreis €/MWhy,, wird variiert
Fixe und variable Wartungskosten Vernachlassigt

Um eine sinnvolle Grenze zu finden, wurde fiir ein Gasturbinenkraftwerk (GT) und ein Gas-
Dampf-Kombikraftwerk (GuD) unter typischen Bedingungen jeweils eine Abschatzung durch-
gefuhrt. Die Annahmen dazu sind in Tabelle 10 dargestellt.

Die regelmaBigen Wartungskosten werden in der Betrachtung vernachlassigt, da sich diese
fir alte und neue Einheiten etwa in derselben GroBenordnung befinden und bei der Dif-
ferenzbildung herausfallen. Die Auswertung wird fiir verschiedene Brennstoffpreise durch-
gefuhrt, um die Unsicherheit von Preissteigerungen zu berticksichtigen. Die Annahme von
50 €/MWhy, entspricht etwa einer Verwendung von Heizdl anstatt Erdgas als Brennstoff
(ohne Beriicksichtigung eventueller Wirkungsgradveranderungen). Es wird angenommen,
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dass das alte, zur Abschaltung vorgesehene Kraftwerk vollstandig abgeschrieben und ab-
bezahlt ist.

Die Differenz aus den Kosten, die bei Weiterbetrieb der alten Einheit entstehen, und jenen
Kosten, die entstehen wenn anstelle dessen ein neues Kraftwerk in Betrieb genommen wird,
dient als Indikator fir die Sinnhaftigkeit der Investition und kann als Wert der alten Spitzen-
lasteinheit interpretiert werden. In Abbildung 98 und Abbildung 99 ist das Ergebnis der
Abschatzung grafisch dargestellt, wobei eine positive Differenz fiir den Weiterbetrieb der
alten Kraftwerkseinheit spricht. GemaR dieser Abschadtzung liegt die Grenze der Sinn-
haftigkeit einer Lebensdauerverlangerung bei Gasturbinenkraftwerken unter 300 Stunden,
wahrend bei GuD-Anlagen aufgrund der hoheren Investitionskosten die Grenze bei maximal
800 Stunden unter der glinstigsten Annahme des Brennstoffpreises liegt.

Die Bandbreite bzw. Abhangigkeit vom Preis des Primarenergietragers ist bei den GuD-
Anlagen ebenfalls deutlich héher. Wird etwa Heizol eingesetzt (teuerste Brennstoffpreis-
annahme), so ist eine Laufzeitverlangerung dhnlich wie bei GT erst unter 300 Stunden vor-
zuziehen.

Die Abschdtzung zeigt, dass unter den getroffenen Annahmen eine Verléngerung
der Nutzungsdauer von GT gegenliiber einem Neubau eines als SLKW konzipierten
Kraftwerks nur bei einer Auslastung von unter 300 Stunden vorzuziehen ist. Bei
GuD-Anlagen ist die Auslastungsgrenze je nach Brennstoffpreis zwischen 300 und
800 Stunden angesiedelt.

Es ist zu bemerken, dass die gezeigte, einfach gehaltene Methode unterstellt, dass die neu
gebaute Einheit ebenso viele Volllaststunden fahrt wie die alte Anlage. In der Praxis ist dies
bei vielen Einheiten nicht der Fall, da sich das neue Kraftwerk wieder in einer friiheren
,Lebensphase” befindet und dementsprechend haufiger eingesetzt wird. Eine Laufzeitver-
langerung wird daher in den folgenden Betrachtungen nur dann durchgefiihrt, wenn auch
das neue Ersatzkraftwerk nur als SLKW gefahren wird.
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Abbildung 98: Sinnhaftigkeit einer Laufzeitverldngerung von Gasturbinenkraftwerken anhand der
Kostendifferenz unter Variation des Brennstoffpreises: Eine positive Kostendifferenz steht fiir die
Sinnhaftigkeit einer Verldngerung, eine negative Differenz fiir den sofortigen Neubau
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Abbildung 99: Wie Abbildung 98, nur fiir Gas-Dampf-Kombikraftwerke
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6.4.2 Auswahl der Modellkraftwerke fiir eine Laufzeitverlangerung

Die zur Verlangerung in Frage kommenden Kraftwerke im Modell miissen gewisse Kriterien
erflllen. Folgende Kriterien wurden fir die Auswahl definiert:

e Es muss sich um ein Kraftwerk vom Typ Gasturbine, Gas-Dampf-Kombikraftwerk,
Dampfkraftwerk oder Blockkraftwerk handeln.

e Das Kraftwerk wird entweder mit Erdgas oder mit Heizol leicht/schwer befeuert. Ab-
fallprodukte wie Gichtgas oder Deponiegas als Hauptbrennstoff werden ausge-
schlossen, da diese Einheiten glinstig produzieren und regelmaRig in den Markt
kommen kdénnen, und damit per Definition keine SLKW sind.

e Es handelt sich um keine Anlage mit Kraft-Warme-Kopplung oder sonstiger Zweit-
nutzung, die eine rein stromgefiihrte Fahrweise verhindert oder beeinflusst.

e Die Volllaststundenzahl des alten Kraftwerks liegt regelmafig, aber nicht aus-
schliefllich unter den in Kapitel 6.4.1 gefundenen Grenzen und das neue Nachfolge-
kraftwerk fahrt nicht signifikant mehr Volllaststunden, sondern wird ebenfalls nur als
Spitzenlastkraftwerk eingesetzt.

e Das Kraftwerk geht zwischen 2012 und 2030 auler Betrieb.

Eine Auswertung des simulierten Referenzszenarios nach den oben aufgefiihrten Kriterien
ergibt eine Anzahl von elf in Frage kommenden Einheiten, von denen acht allerdings
aufgrund der deutlich zu hohen Volllaststundenzahl der Neubauten nicht fiir eine Verlange-
rung in Frage kommen. Mit den restlichen drei Kraftwerken wird eine Simulation unter
Verlangerung der Betriebsdauer um ein Jahr vorgenommen und mit dem Referenzszenario
verglichen.

6.5 Abschitzung der Kostenersparnis durch die Laufzeitverlingerung

Zur Auswertung werden Abschreibungen, Zinsen und variable Kosten (Wartung und Brenn-
stoff nach Kraftwerkseinsatz gemall ATLANTIS-Simulation) der drei Kraftwerke im Referenz-
szenario (,,alt”) und nach Verlangerung der Laufzeit (,neu”) gegeniibergestellt.

Abbildung 100 zeigt die Verlaufe der Abschreibungen und die Einsparungen in den Jahren, in
denen die Inbetriebnahme je eines Kraftwerkes verschoben wurde. Aufgrund der leicht
steigenden Investitionskosten durch die Aufschiebung ist die Differenz der Abschreibungen
in den restlichen Jahren geringfigig positiv. Bei den Zinsen’®, dargestellt in Abbildung 101,
zeigen sich ahnliche Verhaltnisse, nur dass die Differenzen im Verlauf nach 2022 leicht
sinken.

70 .
Angenommener Zinssatz: 6 %

150



Bewertung von Spitzenlastkraftwerken

Millionen €

Abschreibung Differenz Abschreibung neu  ——Abschreibung alt
30 -
25
20 -
15 -
10 -
5 4
0 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 |
_5 4
-10 -+
-15 -
n O ~ o] (o)} o — o~ o < wn
— - o — o [ o o o~ o o
o o o o o o o o o o o
o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~

Abbildung 100: Verlauf der Abschreibungen der aufgeschobenen drei Kraftwerke im Vergleich
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Abbildung 101: Verlauf der Zinsen (Annahme 6 %) der aufgeschobenen Kraftwerke im Vergleich
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Abbildung 102: Verlauf der variablen Kostender drei aufgeschobenen Kraftwerke

Der Verlauf der variablen Kosten der drei Kraftwerke, der sich aus Brennstoffbedarf und
sonstigen variablen Wartungs- und Betriebskosten zusammensetzt, ist in Abbildung 102
dargestellt. Bei dieser Kostenkategorie zeigen sich geringere Abweichungen als bei den Fix-
kostenanteilen, in Summe sind aber auch hier Einsparungen festzustellen.

Die bisherigen Betrachtungen erfolgen aus Sicht der betreibenden Unternehmen. Betrachtet
man die Verdnderungen aus der Sicht des Gesamtsystems, so entstehen bei der Verlange-
rung der Laufzeit auch Veranderungen im Einsatz der anderen Kraftwerke. Dies fluhrt weiter
zu veranderten variablen Kosten des Gesamtsystems bzw. veranderten Im- oder Exporten.
Diese zusatzlichen Kosten fuhren zu einer Verringerung der Wertigkeit dieser SLKW fiir das
Gesamtsystem im Vergleich zu den einzelnen Unternehmen.

6.6 Ergebnisse und Schlussfolgerungen

Zur Bestimmung der Wertigkeit der drei exemplarischen Kraftwerke werden die Differenzen
der betrachteten Kosten zwischen den beiden Szenarien analog zur Kapitalwertmethode auf
das Jahr der ersten Verdanderung 2015 abgezinst. Der Barwert liefert dann einen
Anhaltspunkt zur Wertigkeit der Einheiten, wobei Betrachtungszeitraum und der zum
Abzinsen gewdhlte Zinssatz variiert werden.

Betrachtet man nur die Periode 2015-2022, in der effektive Unterschiede auftreten, so
ergibt sich der hochste Wert der Kostenersparnis. Dadurch, dass durch den Aufschub héhere
Investitionen und damit hohere Fixkosten entstehen, miissen auch die Folgejahre mit

152



Bewertung von Spitzenlastkraftwerken

beriicksichtigt werden. Dazu werden der Zeitraum 2015-2030 (Ende der Simulation) und
2015-2050 gegenibergestellt, wobei 2050 das erste der drei im Referenzszenario neu ge-
bauten Kraftwerke wieder auRer Betrieb geht. Da sich die variablen Kosten in den Folge-
jahren nach 2022 gemall Modellrechnung nicht mehr unterscheiden, konnen die Differenzen
der Fixkosten in das Jahr 2050 fortgeschrieben und somit auch ein Barwert bis 2050 ermittelt
werden. Die Ergebnisse der Variationsrechnung sind in Abbildung 103 aus Unternehmens-
sicht und Abbildung 104 aus Gesamtsystemsicht dargestellt.

m2015-2022 ™ 2015-2030 2015-2050
3% 5% 7% 9%

Millionen €

-10 -

-20 -

-30 -

40

Barwerte der Differenzen abgezinst auf 2015

-50

-60

Abbildung 103: Abgezinste Barwerte der Differenzen von Abschreibung, Zinsen und variablen Kosten
unter Variation von Beobachtungszeitraum und Zinssatz aus Sicht des Unternehmens

Bei einer Verzinsung von 5 % als Beispiel liegt der Wert der drei verlangerten SLKW aus Sicht
der Unternehmen ausgedriickt als Opportunitat der Verlangerung um ein Jahr zwischen 27
und 51 Millionen Euro. Bezogen auf den historischen Anschaffungswert der Kraftwerke
(nominell) entspricht dies etwa 9% bis 17 %, und im Vergleich zum historischen
Anschaffungswert der Nachfolger 4 % bis 7 %. Dazu ist anzumerken, dass diese Aussage nicht
bedeutet, dass die drei betrachteten Kraftwerke und deren Nachfolger wirtschaftlich
betrieben werden konnen. Eine generelle Priifung auf die Wirtschaftlichkeit der betrachteten
Anlagen wurde nicht durchgefihrt.
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Abbildung 104: Abgezinste Barwerte der Differenzen von Abschreibung, Zinsen und variablen Kosten
unter Variation von Beobachtungszeitraum und Zinssatz aus Sicht des Gesamtsystems

Aus Sicht des Gesamtsystems reduzieren sich die Kosteneinsparungen und damit die Wertig-
keit der SLKW im Fall einer Verzinsung von 5 % auf 23 bis 47 Millionen Euro. Interessant ist
die Erkenntnis, dass sich die Verlangerung der Laufzeiten der alten SLKW sowohl aus Unter-
nehmer als auch aus Gesamtsystemsicht eine Kostenersparnis darstellt und dement-
sprechend der Ansatz zur Wertigkeitsbestimmung (iber Opportunitdtskosten funktioniert.
Der wirtschaftliche Betrieb der verglichenen Anlagen muss allerdings gesichert sein, damit
den Anlagen auch tatsachlich die ermittelte Wertigkeit zukommen kann.

Die Bewertung der exemplarisch betrachteten Spitzenlastkraftwerke (iber die
Opportunitét einer Laufzeitverlingerung von einem Jahr betrdgt zwischen 4 %
und 7 % der Wiederbeschaffungskosten aus Sicht der Unternehmen. Die
Wertigkeit sinkt um etwa 1 %-Punkt, wenn Kostenverénderungen des Gesamt-
systems mit berlicksichtigt werden. Diese Wertigkeit kann den Kraftwerken aber
nur dann zukommen, wenn deren wirtschaftlicher Betrieb gesichert ist und die
Notwendigkeit eines Neubaus — beispielsweise aus Griinden der Systemrelevanz,
wie es gemdf Simulation der Fall ist — auch tatsdchlich gegeben ist.
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7 Zusammenfassung und Schlussfolgerungen

Die vorliegende Arbeit beschaftigt sich mit der Bewertung von Windkraft, Photovoltaik und
Spitzenlastkraftwerken sowie des Energy Only-Marktes anhand der Opportunitdtskosten auf
Basis von Szenariorechnungen mit dem Simulationsmodell ATLANTIS. Die Methoden und
Ergebnisse basieren auf Auswertungen fiir Deutschland, da dieses Land insbesondere beim
Ausbau von Windkraft und PV in Europa eine Vorreiterrolle einnimmt und daher von beson-
derem Interesse fir die durchgefiihrten Untersuchungen ist.

Die Bewertung des Energy Only-Marktes erfolgt Gber den Vergleich mit den Produktions-
kosten von monopolistischen Gebietsversorgern, wie dies vor der Marktliberalisierung der
Fall war. Die Energy Only-Strombdrse kann gemal} Simulation die Wohlfahrt des Elektrizitats-
marktes in Deutschland im vollstandig integrierten Binnenmarkt ohne Berlicksichtigung von
Netzrestriktionen gegeniiber den monopolistischen Elektrizitatsversorgungsunternehmen
um vier bis sechs Milliarden Euro pro Jahr steigern, wobei drei bis vier Milliarden auf
zusatzliche Gewinne der Handelspartner und ein bis zwei Milliarden auf eingesparte Kosten
durch glinstigeren Stromzukauf entfallen.

Der Wert der Strombérse, gemessen an der jdhrlich erzielten Steigerung der
Wohlfahrt beléduft sich auf vier bis sechs Milliarden Euro pro Jahr in Deutschland.
Dieser hohe Wert zeigt, dass der Einsatz einer Strombérse im Gesamtsystem
sinnvoll ist und dass die Funktion zur kostenbasierten Optimierung des Kraft-
werkseinsatzes voll erfiillt wird.

Durch die physikalischen Grenzen des Ubertragungsnetzes ergibt die Simulation unter
Annahme eines vollstandig integrierten Elektrizitatsbinnenmarktes eine Reduktion der im
besten Fall moglichen Produzenten- und Konsumentenrenten um 200 bis 400 Millionen Euro
pro Jahr, wobei ein wesentlicher Teil auf die Reduktion von Exporten entfallt.

Die technischen Netzrestriktionen beeinflussen die Wohlfahrtssteigerung der
Strombérse negativ. Der Umfang dieser Beeinflussung ldsst sich mit der Modell-
rechnung auf 200 bis 400 Millionen Euro beziffern. Daraus kann abgeleitet
werden, dass die Verstidrkung bzw. der Ausbau des Ubertragungsnetzes durch die
Erméglichung eines optimaleren Kraftwerkseinsatzes Erzeugungskosten in dieser
Héhe sparen kann.

Die Funktionsweise des Marktes wurde im Hintergrund des raschen Zubaus von Windkraft
und Photovoltaik — zwei Technologien, deren Kostenstruktur vorrangig Fixkosten beinhaltet
— anhand der durchgefiihrten Simulationen ebenfalls untersucht. Der simulierte Anteil der
Produzentenrente kann bereits im ,Best Case” (ohne Netzrestriktionen) die Fixkosten der
Kraftwerke nicht zuverlassig decken. Fiir reine Erzeugungsunternehmen, die am Markt
handeln missen, kann dies den Verlust der Wirtschaftlichkeit bedeuten.
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Der durch das derzeitige Marktsystem erzielbare Deckungsbeitrag ist bereits in
historischen Jahren zu niedrig, um ohne weitere Ertragsquellen die Fixkosten der
Stromerzeugung gesichert decken zu kénnen. Im Hinblick auf die Entwicklung des
Elektrizitéitssystems hin zu steigenden Fixkosten und sinkenden variablen Kosten
kann daraus geschlossen werden, dass zukiinftig zusdtzliche Mechanismen not-
wendig werden, um die Fixkosten gerecht und sicher abdecken zu kénnen.

Der Ausbau von Windkraft und Photovoltaik wurde technisch und wirtschaftlich anhand von
Szenario-Modellrechnungen untersucht. Dabei wurde auch auf die zeitliche und ortliche
Abhangigkeit der Technologien vom Primarenergietrager Bezug genommen, da diese Ab-
hangigkeiten ihre wesentliche Charakteristik darstellt. In Bezug auf das Zusammenspiel mit
dem zeitlichen Auftreten des Verbrauchs wurde festgestellt, dass sich ohne die Verwendung
z.B. von Speichertechnologien Windkraft aufgrund des zeitlichen bzw. saisonalen Dargebots
besser in das Elektrizitatssystem integrieren ldsst als Photovoltaik. Im Falle der Offshore-
Windkraft gilt es abzuwarten, wie sich die erwarteten Ausgleichseffekte zwischen den
unterschiedlichen Windparks einstellen, bevor eine Aussage liber die Integrierbarkeit dieser
Technologie in Bezug auf den Verbrauch getroffen werden kann.

Die technisch-wirtschaftliche Untersuchung von Wind und PV mit dem Modell ATLANTIS
wurde anhand von mehreren verschiedenen Parametern durchgefiihrt und auf Synergie-
effekte untersucht. Tabelle 11 zeigt die Annahmen und Ergebnisse in tabellarischer Form zu-
sammengefasst.

Tabelle 11: Zusammenfassung der Ergebnisse der wirtschaftlichen Betrachtung von Wind und
Photovoltaik auf Basis der Szenariorechnungen mit ATLANTIS

Szenario:| Referenz PV Wind Wind Il Wind Il Gemeinsam
Leistung 2030 (GW) 136 180 177 160 172 221
Zubau bis 2030 (GW) -22,6 +44 (-22,6) | +41 (-22,6) | +23,6 (-22,6) | +36 (-22,6) | +85 (-22,6)
2012-2030 Gesamtsystemkosten und -effekte
Energie (TWh) 9.929 10.252 10.544 10.445 10.507 10.858
Fixkosten (Mrd. €) 606 711 687 668 682 792
Variable Kosten + Importe (Mrd. €) 309 284 275 281 277 259
Gesamtkosten (Mrd. €) 915 995 963 949 959 1051
Produktionskosten 2030 (€/MWh) 39,9 36,3 34,4 36,5 34,9 30,5
Mittlere Produktionskosten (€/MWh) 28,3 26,5 25,7 26,2 25,8 23,8
Gestehungskosten 2030 (€/MWh) 105,5 113,4 106,3 104,4 105,9 112,3
Mittlere Gestehungskosten (€/MWh) 89,4 96,0 91,0 90,2 90,8 96,5
CO,-Reduktion 2030 (% Ref.) - -2,43% -4,86% -3,13% -4,34% -8,62%
Mittlere CO,-Reduktion (% Ref.) - -2,10% -3,19% -3,28% -3,06% -5,32%
2012-2030 Technologiezubau alleine
Energie (TWh) 489 875 735 829 1.366
Fixkosten (Mrd. €) 105 82 62 77 187
Variable Kosten (Mrd. €) 0,7 4,6 3,8 43 5,3
Gesamtkosten (Mrd. €) 106 86 66 81 192
Mittlere Produktionskosten (€/MWh) 1,4 5,0 5,0 5,0 3,2
Mittlere Gestehungskosten (€/MWh) 221,7 99,6 91,4 98,5 170,2
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Fir die Reduktion der CO,-Emissionen zeigen die Simulationsergebnisse die erwarteten Vor-
teile der Windkraft. Bei gleichzeitigem Ausbau ist die Reduktion der Emissionen im Schnitt
nicht signifikant hoher als die Summe der beiden einzelnen Ausbauszenarien zusammen,
auch wenn die Ergebnisse am Ende des Simulationszeitraums auseinandergehen. Ein klarer
Trend ist nicht erkennbar, Synergieeffekte konnen aber auch nicht ausgeschlossen werden.

Der gleichzeitige Zubau beider Technologien kann die spezifischen Produktionskosten im
Laufe der Simulation deutlich um bis zu rund 20 % im Vergleich zur Referenz senken.
Darlber hinaus kann aber kein signifikanter Synergieeffekt aus dem gemeinsamen Zubau
von Wind und PV festgestellt werden. Die Simulation zeigt, dass ein fortgesetzter Windzubau
in Deutschland bis 2020 entsprechend den Annahmen aus dem Szenariorahmen NEP 2012,
welche auch mit den derzeitigen politischen Rahmenbedingungen (bereinstimmen, bereits
im Jahr 2028 elektrische Energie glinstiger bereitstellen kann als das angenommene Refe-
renzszenario. Unter Beibehaltung des derzeitigen Marktsystems ist diese Variante wahrend
des gesamten Simulationszeitraums allerdings nicht ohne Férderungen bereitstellbar.

Der Ausbau von Wind und Photovoltaik fiihrt zu steigenden Fixkosten und sinken-
den variablen Kosten im Gesamtsystem. Dieser Trend widerspricht dem
derzeitigen Marktsystem und unterstreicht die Notwendigkeit zusdtzlicher
Mechanismen zum Energy Only-Markt. Die betriebswirtschaftliche Untersuchung
zeigt, dass unter den getroffenen Annahmen diese Technologien bis 2030 nicht
ohne Férderungen ins System integriert werden kénnen.

Die regional basierte Untersuchung der jahrlichen Stromgestehungskosten gemafl Simu-
lation mit ATLANTIS bestatigt die Vermutung, dass Windnutzung im Norden und PV-Nutzung
im Siiden zu praferieren ist. Trotzdem kann im Siiden durch geeignete Standortwahl Wind-
energie zu vergleichbaren Kosten wie im Norden genutzt werden. Aus der Simulation ergibt
sich, dass der Zubau von Windkraftanlagen an Standorten, die aus Sicht der Netzintegration
unvorteilhaft sind, den Wert der Windkraft schmélert. Durch Unterlassen des Zubaus von
5.000 MW der urspriinglich im Szenario vorgesehenen Anlagen, die stark von negativem
Redispatch betroffen sind, konnten die zusatzlichen Gesamtsystemkosten je MWh Wind-
energie im Schnitt um 1,85 €/MWh gesenkt werden. Anders formuliert kosten 45 TWh

Ill

zusatzliche Winderzeugung gemaR Szenario ,Windausbau 1“ ca. 3,9 Milliarden Euro.

Der Ausbau von Wind und Photovoltaik wurde auch anhand der Kapitalstocktheorie analy-
siert. Dabei wurde die KenngroRBe der , Kapitalproduktivitdt” ausgewertet und dargestellt. In
diesem Kontext zeigen die Simulationsergebnisse, dass die negativen Kosteneffekte der
Energiewende in Bezug auf den Aufbau und die Effizienz des Kapitalstocks — abhangig vom
angenommenen Ausbaupfad — in Zukunft nominell zuriickgehen. Die besten Ergebnisse zeigt
die Windkraft, bei der netto eine ,Erholung” des Systems ab 2017 festgestellt werden kann.
Photovoltaik und gemeinsamer Ausbau liegen knapp beieinander, daher ist auch auf Basis
der Simulationsergebnisse zur Kapitalstocktheorie von einem reinen oder lberwiegenden
PV-Ausbau in Deutschland generell abzuraten.
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Die Kenngréf3e der Kapitalproduktivitit (KP) Idsst sich gut auf die Elektrizitiits-
wirtschaft umlegen. Generell zeigt sich, dass die Verringerung der KP durch den
Umstieg auf erneuerbare Energietrédger in Zukunft zuriickgeht und sich das
System von diesem Strukturbruch erholen kann. Daraus kann geschlossen
werden, dass Entscheidungen liber den Ausbau von erneuerbaren Energien nicht
kurzfristig (ber aktuelle Kostenentwicklungen getroffen werden sollten, sondern
eine langfristige Sicht notwendig ist und der Wert der erneuerbaren Energien in
dieser langen Frist erheblich héher ist.

Neben wirtschaftlichen Parametern wurden auch technische Aspekte des Wind- und Photo-
voltaikausbaus untersucht. Die Untersuchung der Netzintegration von Photovoltaik ergibt im
Vergleich zu Windkraft einen deutlich niedrigeren Bedarf an Engpassmanagementmal3-
nahmen, woraus auch ein geringerer Bedarf an Netzausbau abgeleitet werden kann. Bei
gleichzeitigem Ausbau von Wind und PV sind im Mittel leichte Synergieeffekte zu beo-
bachten, wobei die PV die Integration des Windes fordert, dabei aber selbst etwas starker
von negativem Redispatch betroffen ist.

Sowohl die simulierte Entwicklung der technischen und wirtschaftlichen Riickwir-
kungen auf das Gesamtsystem als auch die Betrachtung der Kapitalstockent-
wicklung zeigt, dass die Photovoltaik fiir Deutschland eine geringere Wertigkeit
aufweist als die Windkraft. Der Fokus des Zubaus von erneuerbaren Energien
sollte in Deutschland daher auf die Windkraft gelegt werden.

Der dritte Teil der Arbeit befasst sich mit der Bewertung von ,alten” Spitzenlastkraftwerken,
die vollstandig abgeschrieben sind und damit betriebswirtschaftlich keinen Wert mehr dar-
stellen. Die Spitzenlasteinheiten haben aber einen Wert flr das System, der mit dem
Opportunitatskostenansatz mittels Verlangerung deren Einsatzzeit bestimmt wird. Eine
vorangehende Analyse zeigt, dass unter den getroffenen Annahmen eine Verlangerung der
Nutzungsdauer von GT gegeniliber einem Neubau eines als SLKW konzipierten Kraftwerks
nur bei einer Auslastung von unter 300 Stunden vorzuziehen ist. Bei GuD-Anlagen ist die
Auslastungsgrenze je nach Brennstoffpreis zwischen 300 und 800 Stunden angesiedelt. Die
Wertigkeit der exemplarisch betrachteten Spitzenlastkraftwerke tiber die Opportunitat einer
Laufzeitverlangerung von einem Jahr betrdgt zwischen 4% und 7 % der Wiederbeschaf-
fungskosten aus Sicht des Gesamtsystems. lhr Wert sinkt, wenn Kostenverdanderungen des
Gesamtsystems mit berlcksichtigt werden.

Alte Spitzenlastkraftwerke besitzen eine Wertigkeit fiir das System in der H6éhe
von 3 bis 6 % ihres Wiederbeschaffungswertes. Diese Wertigkeit kann den Kraft-
werken aber nur dann zukommen, wenn deren wirtschaftlicher Betrieb gesichert
ist und die Notwendigkeit eines Neubaus — beispielsweise aus Griinden der
Systemrelevanz, wie es gemdf3 Simulation der Fall ist — auch tatséichlich gegeben
ist. Dies deutet auf die Sinnhaftigkeit hin, bestehende systemrelevante Kapazi-

tdten mit zusdtzlichen Mechanismen im System zu halten.
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8 Anhang

8.1 Tabellen

8.1.1 Verwendete Sektoren aus der CPA (Abbildung 88)

Sektor nach CPA

Sektorbeschreibung

RO2

R10_12

R19
R20
R22
R24
R25
R26
R29
RD
RF
R51
R

Products of forestry, logging and related services
Food products, beverages and tobacco products
Coke and refined petroleum products

Chemicals and chemical products

Rubber and plastic products

Basic metals

Fabricated metal products, except machinery and equipment
Computer, electronic and optical products
Motor vehicles, trailers and semitrailers
Electricity, gas, steam and air-condition
Construction and construction works

Air transport services

Gesamtsumme aller Sektoren

8.2 Abbildungen

8.2.1 Grafiken zur Entwicklung des Kraftwerksparks der einzelnen Szenarien

8.2.1.1
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8.2.1.3 Windausbau ohne Redispatch
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8.2.2 Diagramme zur Sensitivitdtsanalyse der Wohlfahrt an der Stromborse
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8.2.3 Annahmen zu Lernkurvenparametern der Windkraft und PV
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Abbildung 105: Angenommener Verlauf der Investitionskosten von PV in Deutschland
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Abbildung 107: Angenommener Verlauf der Investitionskosten von Wind offshore in Deutschland
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8.2.4.2 Verlauf der absoluten variablen Kosten
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8.2.4.4 Verlauf der jahrlichen absoluten Stromgestehungskosten
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