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Kurzfassung 

Diese Arbeit beschäftigt sich mit dem Beitrag Funktionaler Speicher zur Erreichung des 

energiepolitischen Zieldreiecks (Wirtschaftlichkeit, Umweltverträglichkeit, 

Versorgungssicherheit) bis zum Jahr 2030. Dabei wird berücksichtigt, dass der Aspekt 

der Wirtschaftlichkeit von den beiden Standpunkten der Volkswirtschaft (Systemsicht) 

und der Betriebswirtschaft (Akteurssicht) betrachtet werden sollte. Neben klassischen 

Speichern, wie Pumpspeichern, Druckluftspeichern und Batteriespeichern werden auch 

Power2Gas, Power2Heat, Wärmespeicher in Verbindung mit Kraftwärme-

kopplungsanlagen, gesteuertes Laden von Elektrofahrzeugen, die Flexibilisierung von 

Nachtspeicherheizungen und Wärmepumpen sowie industrielles Lastmanagement in 

der stromintensiven Industrie als auch bei Querschnittstechnologien untersucht. Die 

Gesamtheit dieser Technologien wird als Funktionale Speicher bezeichnet.  

Im ersten Schritt werden die möglichen Einsatzoptionen für Speicher betrachtet, bei 

denen sie einen Mehrwert liefern können. Die Analysen zeigen, dass durch 

Marktanpassungen einerseits Flexibilitätsbedarf verringert und andererseits 

Flexibilitätspotenziale gehoben werden können. Folglich tragen auch Anpassungen des 

Marktes zur Sicherung der Systemstabilität bei. Im zweiten Schritt wird der Mehrwert 

von Speichern mit Hilfe des integrierten Simulationsmodells zur Anlageneinsatz- 

und -ausbauplanung mit Regionalisierung „ISAaR“ ermittelt, in dem für die 

Optimierung des Einsatzes und Ausbaus der Anlagen des Energiesystems die lineare 

Programmierung verwendet wird. Zur Identifikation von Unterschieden zwischen der 

System- und Akteurssicht werden bei der Akteurssicht, im Gegensatz zur Systemsicht, 

Steuern und Abgaben berücksichtigt, die bei dem Betrieb der Anlagen anfallen.  

Das Energiesystem wurde auf Übertragungsnetzebene für Deutschland (20 Knoten) und 

Österreich (8 Knoten) unter Berücksichtigung des europäischen Verbundsystems 

(länderscharf) in stündlicher Auflösung simuliert. Alle wetterabhängigen Eingangsdaten 

wurden aus meteorologischen Daten des Jahres 2012 erstellt. Für die Systemsicht 

werden Szenarien untersucht, die sich hinsichtlich des Netzes und des Stromverbrauchs 

unterscheiden. Der Ausbau Erneuerbarer Energien wird in Deutschland nach dem 

Szenariorahmen des deutschen Netzentwicklungsplans 2015 angenommen. Allerdings 

werden Onshore-Windkrafterzeugungsgänge verwendet, die für neue Anlagen 3000 statt 

2000 Volllaststunden ausweisen. Folglich führt der festgelegte Zubau im Jahr 2030 zu 

einem Anteil Erneuerbarer Energien von bis zu 75 % am Bruttostromverbrauch und so 

zu einer deutlichen Überschreitung der Ziele der Bundesregierung (55 % im Jahr 2035).  

Die Simulationen zeigen, dass bis zum Jahr 2030 Power2Heat in Fernwärmesystemen 

mit mehr als 8 GW und Lastflexibilisierung in der Industrie mit rund 2 GW aus 

Systemsicht zu den geringsten Kosten führen. Gleichzeitig steigen dadurch die CO2-

Emissionen, obwohl der berechnete Ausbau von Speichern die Abregelung Erneuerbarer 

Energien um bis zu 8 TWh reduziert. Die erhöhten CO2-Emissionen resultieren dabei 

aus erhöhten Einsatzzeiten von Grundlastkraftwerken. Durch die Berücksichtigung von 

Steuern und Abgaben bei Abbildung der Akteurssicht kommt es zu einem verringerten 

Speicherausbau- und –einsatz. Dies kann zu erheblichen Mehrkosten für das System von 

bis zu mehreren hundert Millionen Euro führen. Gleichzeitig sinken die CO2-

Emissionen.





 

Abstract 

In this research work, the contribution of functional energy storage technologies to fulfill 

the energy policy triangle (economic viability, environmental sustainability, and security 

of supply) is investigated for up to the year 2030. It is noted that the aspect of economic 

viability should consider both the system and the stakeholder perspectives. Besides 

classical storage technologies like pumped hydro storage, heat storage for the 

flexibilisation of combined heat and power (CHP) in district heating systems, 

Power2Heat, Power2Gas as well as flexibilisation of load in industrial processes and 

households are taken into account. The term “Functional Energy Storage” encompasses 

all these technologies. 

Firstly, wherever they can offer an added value, all use cases for storage are analysed. 

The analysis of the use cases show that through changes in market design, on one hand, 

demand for flexibility can be reduced whereas on the other hand, it can also allow for the 

access to more flexibility. Hence, changes in market design can also contribute to 

security of supply. Subsequently, the added value of storage technologies is evaluated 

with the help of an energy system model („ISAaR”). Within this model, unit commitment 

and expansion of units are simulated using linear programming. To identify differences 

between the system and stakeholder perspectives, taxes and fees that are incurred 

during operation of the units are taken into account for the stakeholder perspective 

whereas they are not for the system perspective. 

The energy system is modelled with an hourly resolution at the transmission level. 

Germany consists of 20 knots, Austria 8 knots and the other European countries each 

constitute one knot. All the weather dependent input data was based on meteorological 

data from the year 2012. For the system perspective, the used scenarios vary by means 

of grid and consumption of electrical energy. In Germany, the expansion of renewable 

energy sources is taken from the German grid development plan 2015. However, for 

onshore wind power production, timelines which result in full load hours of newly 

installed units of 3000 instead of 2000 are used. The given expansion path of renewables 

by the grid development plan leads towards a 75 % share of renewables by the year 2030. 

This is markedly more than what was stated in the coalition contract to form the federal 

government of Germany in 2013 (55 % by 2035). 

Simulation results show that until the year 2030, Power2Heat in district heating 

systems with a capacity of more than 8 GW, and the flexibilisation of load in industrial 

processes are all very cost effective from the system point of view. Though up to 8 TWh of 

curtailment is avoided by storage commitment, CO2-Emissions increase. This can be 

attributed to an increase of operation hours of base load power plants. When taxes and 

fees are considered in modelling the stakeholder perspective, both the expansion and 

deployment of storage are reduced. This drives additional costs of up to several hundred 

million euros whereas at the same time, CO2-Emissions are lowered by a small amount. 
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Regionalisierung 
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P2H Power2Heat 
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PV Photovoltaik 
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Sii Stromintensive Industrie 

(n)SRL (negative) Sekundärregelleistung 
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1 Einleitung  

Der Ausbau Erneuerbarer Energien, wie Photovoltaik und Windkraft, zur Bereitstellung 

elektrischer Energie führt zu einer zeitlichen Schwankung im Angebot von dieser. Dies 

lässt intuitiv die Frage aufkommen, ob und gegebenenfalls welche Speicher zum 

Ausgleich der Fluktuation benötigt werden. In dieser Arbeit sollen Ansätze zur 

Bestimmung des Mehrwertes von Speichern im Energiesystem der Zukunft entwickelt 

und angewandt werden. 

Als Basis für den Wert einer Maßnahme dient in der Energiewirtschaft in der Regel das 

energiepolitische Zieldreieck. Es definiert die drei grundlegenden Bewertungskriterien 

Versorgungssicherheit, Umweltverträglichkeit und Wirtschaftlichkeit. Die 

Wirtschaftlichkeit bezieht sich dabei auf die volkswirtschaftliche Perspektive. Für die 

Umsetzung von Maßnahmen ist jedoch auch die betriebswirtschaftliche Perspektive von 

Bedeutung. Hierbei gilt, dass den Akteuren an den Energiemärkten durch Gesetze und 

den daraus resultierenden Steuern und Abgaben sowie die jeweilige Strompreisstruktur 

ein Rahmen vorgegeben ist, in dem sie ihre betriebswirtschaftlichen Entscheidungen 

fällen. In einer volkswirtschaftlichen Betrachtung mit dem Energiesystem als 

Bilanzgrenze wird dieser Rahmen hingegen nicht berücksichtigt, da diese eine 

gesamtwirtschaftliche Kostenreduktion zum Ziel hat und Umverteilungsmechanismen 

daher keine Berücksichtigung finden. Somit können sich der kurzfristige Einsatz und 

die Ergebnisse einer Wirtschaftlichkeitsbetrachtung aus betriebswirtschaftlicher 

(Akteurs-) und volkswirtschaftlicher (System-) Sicht unterscheiden. Dies kann zur Folge 

haben, dass Technologien am Markt erfolgreich sind, die aus Systemsicht nicht die 

kostengünstigste Option darstellen. Das Ziel jeder Marktausgestaltung sollte es jedoch 

sein, dass sich das betriebswirtschaftliche Optimum nahe dem volkswirtschaftlichen 

Optimum bewegt. Ansonsten kann von einem Marktversagen gesprochen werden.  

Die vorliegende Arbeit beginnt mit der Ableitung von Zielen aus einer Analyse zum 

Stand der Wissenschaft, um die Problemstellung zu erörtern. Anschließend wird der 

methodische Ansatz zur Beantwortung der Forschungsfragen vorgestellt, der sich in 

mehrere Bausteine gliedert. Einige dieser Bausteine wurden im Rahmen des Projektes 

„Merit Order der Energiespeicher im Jahr 2030“ /PEL-01 16/ und /PEL-02 16/ bearbeitet. 

Für die vorliegende Dissertation wurde neben der Erstellung des methodischen Ansatzes 

auch eine Analyse von Einsatzoptionen durchgeführt. Darauf aufbauend wurde das 

„Integrierte Simulationsmodell zur Anlageneinsatz- und -ausbauplanung mit 

Regionalisierung“, kurz ISAaR entwickelt und angewendet. Diese drei Aspekte werden 

im Anschluss an das Kapitel zur Methodik vorgestellt. Die Arbeit schließt mit einer 

Zusammenfassung und der Beschreibung des weiteren Forschungsbedarfs.  
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2 Ziele 

Diese Arbeit wurde im Rahmen des Projektes „Merit Order der Energiespeicherung im 

Jahr 2030“ (MOS2030) erstellt. Im Rahmen der Projektleitung wurden die Kernfragen 

definiert und das Konzept des Projektes entwickelt. Diese decken sich mit den Zielen der 

Dissertation. Zunächst soll ein Überblick zum aktuellen Stand der Wissenschaft in 

Hinblick auf die Bewertung von Speichern auf Übertragungsnetzebene gegeben werden. 

Dieser Überblick führt zur Identifikation der Forschungsfragen und der Abgrenzung des 

Untersuchungsfeldes. 

2.1 Stand der Wissenschaft 

Im Rahmen der „Metastudie Energiespeicher“ /DOET-01 14/ wurde eine Auswertung 

einer Vielzahl wissenschaftlicher Studien zum Thema Stromspeicher sowie Power2Gas 

durchgeführt. Zielsetzung war, die Ergebnisse und Annahmen der Studien in Bezug auf 

die künftige Entwicklung dieser Speicher zu bewerten. Dies wurde unter besonderer 

Berücksichtigung des kurz-, mittel- und langfristigen Speicherbedarfs im Stromsystem 

sowie der Wirtschaftlichkeit und Wettbewerbsfähigkeit im Vergleich zu den 

unterschiedlichen Flexibilitätsoptionen, die mit Energiespeichern im Wettbewerb 

stehen, durchgeführt. Im ersten Arbeitsschritt sollte die Frage nach dem Speicherbedarf 

geklärt werden. Hierzu ist anzumerken, dass in einem Energiesystem mit ausreichenden 

Ressourcen kein Speicherbedarf gegeben ist, um die Energieversorgung aufrecht zu 

erhalten. Erzeugung und Verbrauch können auch durch andere Maßnahmen in Balance 

gehalten werden. Es ist davon auszugehen, dass daher in der Studie auch der Begriff 

„Energieausgleichsbedarf“ verwendet wird.  

Im Allgemeinen gilt, dass der Bedarf für die Erbringung einer Leistung erst dann 

quantifiziert werden kann, wenn definiert ist, für welchen Zweck (= Einsatzoption) diese 

Leistung unter welchen Randbedingungen erbracht werden soll. Diese 

Randbedingungen lauten im Kontext von Speichern häufig „Integration der gesamten 

EE-Erzeugung“, „Minimierung der CO2-Emissionen“ oder „Kostenminimierung“ und 

werden in der Regel nicht unabhängig voneinander angewendet. Insgesamt zeigt sich 

auch im Rahmen des VDI-Gremiums Energiespeicher, dass die Fragestellung nach dem 

„Speicherbedarf“ im wissenschaftlichen Diskurs häufig nicht ausreichend präzise 

formuliert wird, da meist ein unterschiedliches Bewertungsmaß verwendet wird. 

Unabhängig vom Bewertungsmaß findet sich in der Literatur eine Reihe von Ansätzen 

zur Bewertung von Speichertechnologien. Dabei unterscheiden sich jedoch die 

Standpunkte, von denen aus die Bewertung durchgeführt wird und die eingesetzten 

Modelle deutlich. In den Arbeiten von /PFEI-01 15/, /GEN-01 12/, /SUN-01 13/, 

/OEH-01 12/  und /BAB-01 14/ werden die Modellierungsansätze ausführlich  vorgestellt.  

Allen Arbeiten ist gemeinsam, dass für die vorliegende technisch orientierte 

Fragestellung in der Regel Bottom-Up Optimierungsmodelle oder agentenbasierte 

Modelle verwendet werden. An dieser Stelle wird daher Bezug auf diese beiden 

Modellarten genommen. 
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Bei den Optimierungsmodellen wird meist auf die lineare (LP) oder gemischt-

ganzzahlige (GGLP) Programmierung zurückgegriffen. Die GGLP erlaubt zwar eine 

genauere Abbildung technischer Restriktionen, als dies bei der LP möglich ist. Dem 

stehen allerdings im schlechtesten Fall exponentiell ansteigende Rechenzeiten mit 

wachsendem Optimierungszeitraum gegenüber. 

Laut /GEN-01 12/ vernachlässigen Optimierungsmodelle die Tatsache, dass die Akteure 

in verschiedenen Märkten handeln und Entscheidungen treffen, die auf unvollständigen 

Informationen beruhen. Dies führe zu einer Unterschätzung der Marktpreise. In Bezug 

auf den Strommarkt bedeutet dies, dass die zeitliche Kopplung zwischen 

Regelleistungsmärkten, Day-Ahead und Intraday-Markt nicht zu vernachlässigen sein 

sollten. Dies wird in /PFEI-01 15/ zum Anlass genommen, den zeitlichen Ablauf der 

Handelsgeschäfte auf einzelnen Märkten genau abzubilden. Allerdings verlieren diese 

Faktoren an Relevanz, wenn ausreichend Flexibilität zur Verfügung steht und sich 

Unsicherheiten beispielsweise aufgrund kürzerer Ausschreibungszeiträume reduzieren. 

Eine genauere Analyse hierzu findet sich in Kapitel 4. 

Um zu klären, wie Flexibilität in Energiesystemmodellen abzubilden ist, wurde 2015 ein 

Workshop im Rahmen des Joint-Research-Centre abgehalten und in Form eines „JRC 

Science and Policy Reports“ veröffentlicht /IGN-01 15/. Eines der Hauptergebnisse ist 

u. a., dass es notwendig ist systematisch den Flexibilitätsbedarf zu erfassen, der in den 

Modellen abgebildet werden soll. Hierzu sei es notwendig festzulegen, was der 

Hauptzweck, der zeitliche Horizont, die wichtigsten Treiber für Flexibilität und wer der 

Adressat für die Modellergebnisse ist. Zudem gäbe es eine Reihe von methodischen 

Ansätzen, um Flexibilität in Energiesystemen abzubilden. Keiner der Ansätze schaffe es 

jedoch alle Gesichtspunkte des Themas Flexibilität vollständig abbilden zu können. 

Daher seien neue, ganzheitliche Ansätze für die Energiesystemmodellierung notwendig. 

2.2 Forschungsfragen und Themenabgrenzung 

In /PAP-01 14/ werden Analysen aus gesamtwirtschaftlicher und anschließend 

betriebswirtschaftlicher Perspektive durchgeführt. Für die betriebswirtschaftliche 

Speichersimulation wird der optimale Ausbauplan hinsichtlich Ort, Technologie und 

Kapazität aus der gesamtwirtschaftlichen Optimierung übernommen. Anschließend 

erfolgt die Handelssimulation zur Parametrisierung der Erlöse auf den Spot- und 

Regelleistungsmärkten. Eine Differenzierung zwischen System- und Akteurssicht im 

Sinne dieser Arbeit erfolgt jedoch nicht, da zwischen den beiden Optimierungen nicht 

danach unterschieden wird, ob Steuern und Abgaben für den Betrieb von Speichern 

berücksichtigt werden.  

 Wie beeinflussen Steuern und Abgaben den Ausbau- und Einsatz von Speichern? 

Die Diskussion des Stands der Wissenschaft hat ergeben, dass häufig nicht klar ist, 

welche Einsatzoptionen zur Beantwortung der Fragestellung in einem Modell abgebildet 

werden sollen.  

 Welche Einsatzoptionen existieren für Speichertechnologien und wie sind diese 

zu charakterisieren? 
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Darüber hinaus weisen die Modellierungsansätze für sich betrachtet häufig Schwächen 

in Bezug auf die sinnvoll abbildbaren Einsatzoptionen auf. Die Lösung kann hierfür in 

der Kombination unterschiedlicher Bewertungsansätze liegen. 

 Wie sollte ein Optimierungsmodell aufgebaut sein und wie könnte ein Ansatz 

aussehen, um methodische Schwächen eines Optimierungsmodells 

auszugleichen? 

Das Optimierungsmodell soll einen langfristigen Ausblick von mehr als 10 Jahren in die 

Zukunft ermöglichen und soll nicht für die Abbildung von Portfolioeffekten einzelner 

Marktakteure dienen oder Prosumenten1 detailliert abbilden. Langfrist-Modelle sind 

jedoch häufig nur wenig transparent. Daher soll der zusätzliche Ansatz zum Ausgleich 

der methodischen Schwäche möglichst transparent und nachvollziehbar sein.  

Des Weiteren sind Ergebnisse aus Optimierungsmodellen meist sensitiv auf die 

verwendeten Eingangsdaten. Abgesehen von der Möglichkeit den Wert von Speichern im 

zukünftigen Energiesystem mit spezifischen Eingangsdaten zu bestimmen, soll das 

Modell verwendet werden können, um mehr über Wirkzusammenhänge und 

Abhängigkeiten im Energiesystem zu erfahren. Daher ist es notwendig einen Ansatz für 

eine Modelldatenbank zu entwickeln, mit dem es möglich ist neue Eingangsdaten dem 

Modell dynamisch zur Verfügung zu stellen und so unterschiedlichste Szenarien 

analysieren zu können. 

 Wie sollte eine Datenbankstruktur aufgebaut sein, die es ermöglicht dynamisch 

neue Eingangsdaten aus vorgelagerten regionalisierten Energiemodellen nutzen 

zu können? 

Zusammenfassend ist eine Methodik zu entwickeln, mit der es möglich ist den Mehrwert 

von Speichern aus System- und Akteurssicht für eine Vielzahl von Einsatzoptionen zu 

bestimmen. In Kapitel 1 wird gezeigt, wie hierfür zwei methodische Ansätze genutzt 

werden. Zum einen erfolgt die Erstellung eines Technologierankings basierend auf 

analytischen Ansätzen (Merit Order Matrix) und zum anderen die Nutzung eines 

Optimierungsmodells (ISAaR). Als Bewertungsmaß soll das energiepolitische Zieldreieck 

dienen.  

 

                                                
 

1
 Unter Prosumenten werden Produzenten verstanden, die gleichzeitig Konsumenten sind. Beispiele 

hierfür sind Industriebetriebe mit Eigenerzeugung oder private Haushalte mit einer eigenen 
Erzeugungsanlage. 
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3 Methodischer Ansatz 

Der entwickelte Ansatz zur Beantwortung der Forschungsfragen ist in Abbildung 3-1 

dargestellt. Darin sind die vier Grundbausteine „Regulatorischer Rahmen“, 

„Einsatzoptionen“, „Funktionale Energiespeicher“ und das Optimierungsmodell „ISAaR“ 

zu erkennen, deren Verknüpfung zur Bestimmung des Mehrwertes aus System- und 

Akteurssicht führen.  

 

Abbildung 3-1: Methodik zur Bestimmung des Mehrwertes Funktionaler Speicher 
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Die Kreise an den Boxen zeigen an, wo sich die genauere Beschreibung des jeweiligen 

Bausteins findet. Entweder wird der Baustein in der vorliegenden Arbeit genauer 

beschrieben – dann ist die Kapitelnummer angegeben – oder er wird im Rahmen von 

MOS2030 detailliert behandelt und findet sich somit in /PEL-01 16/ bzw. /PEL-02 16/. 

Nach einer kurzen Erläuterung des Zusammenspiels der einzelnen Bausteine werden sie 

einzeln genauer beschrieben. 

Der grundsätzliche Aufbau der Methodik stellt sich nach Abbildung 3-1 wie folgt dar. 

Zunächst werden die Einsatzoptionen für Funktionale Speicher und die Funktionalen 

Speicher selbst analysiert. Für die Einsatzoptionen wird parallel dazu der regulatorische 

Rahmen genauer untersucht, um die Akteurssicht spezifizieren zu können. Anschließend 

wird durch die Bestimmung der Eignung von Technologien für die Einsatzoptionen aus 

System- und Akteurssicht die Merit Order Matrix erstellt. Unabhängig von der Merit 

Order Matrix dienen die Arbeiten aus den beiden Bausteinen „Einsatzoptionen“ und 

„Funktionale Speicher“ als Eingangsdaten für das Energiesystemmodell ISAaR sowie 

zur Bestimmung des notwendigen Detaillierungsgrades des Modells. Auch der Baustein 

„Regulatorischer Rahmen“ stellt für ISAaR Eingangsdaten in Form von Steuern und 

Abgaben zur Abbildung der Akteurssicht zur Verfügung. Im nächsten Schritt erfolgt die 

Erstellung des Modells ISAaR, die sich in die Diskussion der Anforderungen, die 

Entwicklung einer dynamischen Datenbankstruktur und die mathematische 

Beschreibung des Energiesystems aufteilt. Zuletzt erfolgt die Anwendung von ISAaR mit 

und ohne Berücksichtigung von Steuern und Abgaben, um die Unterschiede zwischen 

System- und Akteurssicht herauszuarbeiten. Hierzu wird ISAaR in 3+1 verschiedenen 

Berechnungsvarianten (V1, V1*, V2, V3) angewendet. Die einzelnen Bausteine und ihre 

Funktion werden nachfolgend genauer erläutert. 

Einsatzoptionen 

Auf Basis der Herausforderungen für das Energieversorgungssystem bzw. der 

Interessen der Akteure werden die potenziellen Einsatzoptionen für Funktionale 

Speicher aus System- und Akteurssicht identifiziert. Die Auswahl der Einsatzoptionen 

aus Systemsicht basiert auf ausgewählten Studien. Die vorhandene Literatur zu 

Einsatzoptionen aus Akteurssicht ist bis dato sehr eingeschränkt, wodurch die 

Grundlage zur Festlegung der Einsatzoptionen basierend auf externen Studien entfällt. 

Aus diesem Grund geht der Festlegung der Einsatzoptionen aus Akteurssicht eine 

systematische Identifikation potenzieller Einsatzoptionen, basierend auf der 

Erschließung der Betätigungsfelder der einzelnen Akteure, voraus.  

Für die identifizierten Einsatzoptionen werden im nächsten Schritt Basisdaten 

festgelegt. Die Basisdaten für die Einsatzoptionen aus Systemsicht umfassen technische 

und regulatorische Anforderungen, den heutigen Bedarf und dessen mögliche zukünftige 

Entwicklung sowie die Referenzkosten, mit denen ein Speicher konkurriert. Die 

Diskussion der Einflussfaktoren auf die Entwicklung des Bedarfs und Angebotes 

ermöglicht eine Abschätzung der Erlöspotenziale, die über die 

Energiesystemmodellierung nicht hinreichend genau abgebildet werden können. 

Aus Systemsicht wird, wenn möglich, zudem die Bedeutung der Einsatzoption 

abgeschätzt, indem die aus der Einsatzoption resultierenden Gesamtkosten für das 

Energiesystem quantifiziert werden. Die Basisdaten aus Systemsicht werden aus der 

Analyse und Diskussion ausgewählter historischer Markt- und Erzeugungsdaten der 



Methodischer Ansatz 9 

   

letzten Jahre abgeleitet. Aus Akteurssicht stützt sich die Festlegung der Basisdaten auf 

die Basisdaten aus Systemsicht sowie auf bestehende Regularien und 

Marktbedingungen. Neben den technischen und regulatorischen Anforderungen wird der 

jeweilige Bedarf der Akteure sowie der erzielbare Nutzen, z. B. vermiedene Kosten oder 

Erlöse, ausgewiesen.  

Funktionale Energiespeicher 

Ein Ziel der Studie MOS2030 ist es eine Methodik zu entwickeln, die es erlaubt alle 

Flexibilisierungsmaßnahmen miteinander vergleichbar zu machen. In /GOB-01 12/ 

wurde das Konzept des Funktionalen Energiespeichers im Hinblick auf dynamisch zu- 

und abschaltbare Lasten im Stromnetz betrachtet und in /BEER-01 11/ für die 

Flexibilisierung der KWK mit Wärmespeicher verwendet. Ein erster Ansatz der 

Verallgemeinerung wurde in /PFEI-01 12/ gegeben. Über folgende Definition, die im 

Vergleich zu /PEL-01 13/ und /MAU-01 14/ leicht angepasst wurde, kann der Begriff 

„Funktionaler Energiespeicher“ erweitert werden, wodurch er alle 

Flexibilisierungsmaßnahmen einschließt und allgemeingültig formuliert ist:  

„Alle gezielten Modifikationen der Leistungsgänge von Stromverbrauch und zunächst 

unflexibler Stromerzeugung zur Anpassung von Nachfrage und Erzeugung können als 

Funktionale Energiespeicher verstanden werden. Die Differenz zwischen unflexiblem 

und flexibilisiertem Leistungsgang entspricht einer Be- bzw. Entladung des 

Funktionalen Energiespeichers.“ 

Für die Modellierung sind die in Tabelle 5-1 aufgelisteten Lastgänge von Bedeutung, die 

eine standardisierte Herangehensweise erlauben. 

Rechtlicher und Regulatorischer Rahmen 

Sowohl der rechtliche als auch der regulatorische Rahmen können von entscheidender 

Bedeutung für die Wirtschaftlichkeit von Stromspeichern sein. Ersterer beeinflusst 

dabei direkt die Investitionsrechnung von Speichern, indem er die Grundlagen für die 

anfallenden Steuern und Abgaben sowie die mögliche Vergütung festlegt. Der 

regulatorische Rahmen nimmt dagegen nicht direkt auf monetäre Parameter Einfluss, 

kann aber zu gravierenden Unsicherheiten im Zuge einer langfristigen 

Investitionsrechnung führen, und in weiterer Folge geplante Investitionen in bestimmte 

Anlagen verhindern. Dies basiert auf  regulatorischen Eingriffen des Staates in die freie 

Marktwirtschaft, welche die mikroökonomischen Entscheidungen privater Unternehmen 

erheblich beeinflussen können. Somit wirkt sich der rechtliche und regulatorische 

Rahmen auf die möglichen Einsatzoptionen aus, für die Speicher aus Akteurssicht 

geeignet sind. Zudem ergeben sich daraus für die Optimierung Eingangsdaten in Form 

von Steuern und Abgaben. 

Merit Order Matrix 

Aus der systematischen Gegenüberstellung der technoökonomischen Kennwerte der 

Funktionalen Speicher und der Anforderungen der Einsatzoptionen aus System- bzw. 

Akteurssicht wird die Merit Order Matrix (MOMA) aufgebaut. Hierfür wird ein 

Rentabilitätsindex für die Speicher je Einsatzoption aus System- und Akteurssicht 

gebildet und in die MOMA eingetragen. Die MOMA wurde in /PEL-01 15/ und 
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/PEL-02 15/ vorgestellt. Die genauere Vorgehensweise, die sich aus sieben Schritten 

zusammensetzt ist in /PEL-01 16/ ausführlich dokumentiert. 

Die gewählte Vorgehensweise erlaubt es mit wenigen Eingangsdaten die Ergebnisse zu 

reproduzieren und stellt eine transparente Abschätzung des Wertes von Speichern aus 

System- und Akteurssicht für alle identifizierten Einsatzoptionen dar. Für Kraftwerke 

kann aufgrund der im Vergleich zum Strompreis geringen Fluktuationen bei den 

Brennstoffpreisen und den relativ konstanten Verfügbarkeiten, sowie der den Wert 

bestimmenden Haupteinsatzoption „Bereitstellung von Strom“ eine einfache Sortierung 

nach Wert vorgenommen werden. Im Gegensatz dazu kann aufgrund der hohen 

zeitlichen Varianz des Potenzials und der begrenzten zeitlichen Verfügbarkeit sowie der 

Vielzahl an Einsatzoptionen keine statische Darstellung der Merit Order der Speicher in 

Anlehnung an die Merit Order der Kraftwerke erstellt werden, aus der es möglich wäre 

den Wert abzulesen. Die MOMA liefert jedoch eine relative Einordnung des Wertes von 

Speichern und bietet eine sehr gute Grundlage, um über das komplexe Thema Speicher 

zu diskutieren. 

Erstellung der Modellumgebung ISAaR 

Für die Modellerstellung ist es zunächst erforderlich basierend auf den Einsatzoptionen 

und deren Entwicklung sowie der technischen Kenngrößen der Anlagen des 

Energiesystems, die Anforderungen an das Modell zu spezifizieren (vgl. Kapitel 5.1). Im 

nächsten Schritt ist ein Konzept zur Datenverwaltung festzulegen (vgl. Kapitel 5.2). In 

ISAaR werden alle Informationen aus den vorangegangenen Arbeitspaketen und dem im 

Projekt MOS2030 erweiterten regionalisierten Energiemodell (kurz: FREM) genutzt. Im 

Rahmen der hier durchgeführten Untersuchungen liegt der Fokus von ISAaR auf dem 

Speicherausbau im Sinne einer langfristigen Planung. Prinzipiell kann damit auch der 

Kraftwerks- und in vereinfachter Form der Netzausbau modelliert werden. Die 

Rahmendaten für die Energiesysteminfrastruktur werden in Form von Szenarien 

vorgegeben. Da diese Rahmendaten für die Zukunft großen Unsicherheiten unterliegen, 

ist es notwendig einen Ansatz zu wählen, der es erlaubt, eine Vielzahl von Szenarien zu 

erstellen und nachvollziehbar abzulegen. Die Herausforderung liegt u. a. darin, dass 

bereits die Modellierung von Eingangsdaten auf einer Vielzahl von Annahmen basiert. 

Die Erstellung von Szenarien ist somit sehr vielschichtig und erfordert eine gut 

strukturierte Datenbankstruktur und eine standardisierte Zugriffslogik auf diese Daten.  

Zuletzt erfolgt die mathematische Beschreibung des Energiesystems im Rahmen eines 

linearen Optimierungsmodells (vgl. Kapitel 5.3).  

Bestimmung des Mehrwertes 

Der Mehrwert von Speichern kann anhand unterschiedlicher Gesichtspunkte ermittelt 

werden. In der vorliegenden Arbeit werden hierfür die drei Komponenten des  

energiepolitischen Zieldreiecks betrachtet: 

 Wirtschaftlichkeit 

 Umweltverträglichkeit  

 Versorgungssicherheit 
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Für den Standpunkt der Wirtschaftlichkeit werden aus Systemsicht die 

Gesamtsystemkosten und aus Akteurssicht die Gewinne der Funktionalen Speicher 

betrachtet. Zur Berücksichtigung der Umweltverträglichkeit werden die CO2-

Emissionen analysiert. Als Indikatoren für die Versorgungssicherheit dienen, ob 

ausreichend gesicherte Leistung und Flexibilität zum Ausgleich von Erzeugungs- und 

Verbrauchsschwankungen vorhanden sind.  

Eine Wichtung der einzelnen Komponenten ist durch persönliche Sichtweisen bzw. 

Bewertungskriterien geprägt. Es werden daher die Ergebnisse für jede der drei 

Komponenten einzeln genannt und auf eine Gesamtbewertung, die eine Wichtung der 

einzelnen Komponenten erfordert, verzichtet. 

Damit ein möglicherweise vorliegendes Ungleichgewicht zwischen akteurs- und 

systemoptimiertem Ausbau und Einsatz von Speichern herausgearbeitet werden kann, 

wird ISAaR von mehreren Standpunkten aus angewendet. Ein Überblick hierzu ist in 

Abbildung 3-2 gegeben. Der im Rahmen dieser Dissertation entwickelte Ansatz wurde 

auch für die Analysen in /EB-01 16/ verwendet. 

  

Abbildung 3-2: Anwendungsvarianten von ISAaR in MOS2030 

Insgesamt ergeben sich vier Anwendungsvarianten von ISAaR. Für die Bewertung aus 

Systemsicht dient Variante 1 (V1, Kapitel 6.2). Der Mehrwert für das jeweilige Szenario 

ergibt sich hier aus der Differenz der Ergebnisse einer Referenzrechnung ohne 

Speicherausbau und einer Berechnung mit Speicherausbau und-einsatz.  

Für die Betrachtungen aus Akteurssicht (Kapitel 6.3) ergeben sich drei Variation, wobei 

eine davon (V1*) nur eine Abwandlung von V1 darstellt, da in dieser der Einsatz aus V1 

verwendet und nachträglich mit Steuern und Abgaben belegt wird. In V2 wird 

untersucht, wie sich der Einsatz der Speicher verändert, wenn der Ausbau aus V1 

übernommen wird, der Einsatz der Speicher jedoch mit Steuern und Abgaben belegt 

wird. V3 stellt die reine Sichtweise der Akteure dar. Ausbau- und Einsatz werden beide 

unter Berücksichtigung von Steuern und Abgaben durchgeführt. Variante 4, der Ausbau 

aus Akteurssicht und der Einsatz aus Systemsicht wird nicht betrachtet. Zwar ist vor 

dem Hintergrund der aktuellen Entwicklung bei privaten Batteriespeichern, die aus 

Akteurssicht zur Eigenstromnutzung gekauft werden, dann aber zur Erfüllung von 
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Förderbedingungen auch systemdienlich eingesetzt werden müssen diese Sichtweise 

ebenfalls von Interesse. Für die Beantwortung der Forschungsfragen konnte hieraus 

jedoch kein Mehrwert generiert werden. 

Insgesamt ergibt sich also eine Berechnungsvariante zur Bewertung des Mehrwertes 

von Speichern aus Systemsicht und drei weitere (V1*, V2, V3) aus Akteurssicht. Aus 

dem Vergleich der Ergebnisse der verschiedenen Varianten lassen sich Rückschlüsse auf 

den Hebel von Steuern und Abgaben ziehen. 
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4 Einsatzoptionen Funktionaler Energiespeicher 

Die Diskussion der Einsatzoptionen dient dazu, ein Verständnis darüber zu erlangen an 

welcher Stelle im Energiesystem welche Speicher einen Mehrwert liefern können und 

wie groß dieser sein kann. Kenntnisse über Einflussgrößen auf Einsatzoptionen dienen 

darüber hinaus der Identifikation der Anforderungen an das Optimierungsmodell.  

Vor allem Einsatzoptionen aus Systemsicht, die sich mit den Einsatzoptionen aus EVU 

und damit aus Akteurssicht decken, werden in der vorliegenden Arbeit vorgestellt, da 

diese in dem Energiesystemmodell abgebildet werden. Für alle anderen Einsatzoptionen 

sei auf /PEL-01 16/ verwiesen. In Kapitel 4.1 erfolgt die Identifikation relevanter 

Einsatzoptionen aus Systemsicht und in Kapitel 4.2 eine allgemeine Beschreibung von 

Einflussfaktoren auf die Einsatzoptionen. In den Kapiteln 4.3 bis 4.6 werden dann 

ausgewählte Einsatzoptionen aus Systemsicht bezüglich der Anforderungen an Speicher, 

des physikalischen und wirtschaftlichen Bedarfs, der Kosten und der spezifischen 

Einflussfaktoren auf die Einsatzoptionen beschrieben. Auf die Beschreibung der 

Ableitung der Basisdaten, die für die Einordnung in die Merit Order Matrix notwendig 

sind, wird hier verzichtet. Die Analyse der einzelnen Einsatzoptionen erfolgt auf Basis 

ausgewählter Markt- und Erzeugungsdaten.  

4.1 Identifikation relevanter Einsatzoptionen aus Systemsicht 

An dieser Stelle werden die relevanten Einsatzoptionen aus Systemsicht identifiziert. 

Auf Basis der im Nachgang erfolgenden Analyse und der Diskussion der 

Entwicklungsperspektive anhand von Einflussfaktoren, die in Kapitel 4.2 beschrieben 

werden, erfolgt in Kapitel 5.1.1 eine Auswahl der Einsatzoptionen, die mit ISAaR 

abgebildet werden.  

Speicher können Wirk- und Blindleistung bereitstellen, wodurch sie an vielen Stellen im 

Versorgungssystem eingesetzt werden können und die Kosten für die Strom- und 

Wärmebereitstellung oder für Anwendungen im Mobilitätssektor reduziert werden. Zum 

einen können durch die Be- bzw. Entladung eines Speichers 

(Wirkleistungsbereitstellung) nicht integrierbare Energiemengen physikalisch 

zwischengespeichert werden. Zum anderen kann ein Speicher durch die Bereitstellung 

von Blindleistung zur Spannungshaltung beitragen und auf diese Weise die über das 

Stromnetz transportierbare Energiemenge erhöhen. 

Eine ausführliche Erläuterung zu einer Vielzahl von Einsatzgebieten wird in 

/KUH-01 11/ und /BECK-01 13/ gegeben. Die wichtigsten Einsatzoptionen für Speicher 

sind dabei die Kostenreduktion durch: 

 Lastglättung  

 Ausgleich des erkannten Prognosefehlers 

 Integration überschüssig gesetzter Einspeisung  

 Unterstützung beim Engpassmanagement 

 Frequenzhaltung 

o Primärregelleistung 

o Sekundärregelleistung 
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o Minutenreserve 

o Momentanreserve (Rückgang der Schwungmasse) 

 Bereitstellung gesicherter Leistung  

Des Weiteren ist die thermische Mindesterzeugung konventioneller Kraftwerke zur 

Gewährleistung der Systemstabilität zu berücksichtigen. Nach /FGH-01 12/ ist aus 

heutiger Sicht eine Mindestwirkleistungserzeugung konventioneller Kraftwerke von 

8-25 GW notwendig, um die Systembilanz zu regeln. Die Höhe dieser konventionellen 

Must-Run-Kapazität wird insbesondere durch die erforderliche Mindestleistung der 

konventionellen Kraftwerke und somit deren Flexibilität bestimmt. Die erforderlichen 

Must-Run-Kapazitäten für die Spannungshaltung sind stark von der Wind- und 

Lastsituation abhängig und variieren in einer Größenordnung von 4-20 GW 

/FGH-01 12/. Werden Speicher zur Erbringung von Regelleistung, Blindleistung und als 

Flexibilitätsoption zum Ausgleich erkannter Prognosefehler eingesetzt, so können diese 

thermischen Must-Run-Kapazitäten zukünftig reduziert werden. Die verschiedenen 

Einsatzoptionen sind somit nicht direkt voneinander trennbar, sondern unter anderem 

über die thermischen Must-Run-Kapazitäten miteinander verknüpft.  

Darüber hinaus bestehen weitere Einsatzoptionen, wie zum Beispiel die 

Schwarzstartfähigkeit, die jedoch aufgrund der sehr geringen 

Eintrittswahrscheinlichkeit nicht Gegenstand dieser Arbeit ist. Der Beitrag von 

Speichern zur Blindleistungsbereitstellung wird nicht als explizite Einsatzoption 

behandelt, sondern dem spannungsbedingten Engpassmanagement zugeordnet. Die 

Analysen zum Engpassmanagement wurden im Rahmen von /PEL-01 16/ durchgeführt 

und sind nicht Bestandteil der Arbeit. 

4.2 Einflussfaktoren auf Einsatzoptionen 

Als Einflussfaktoren im Kontext der Einsatzoptionen werden alle Faktoren verstanden, 

die einen Einfluss auf den wirtschaftlichen und physikalischen Bedarf, die 

Anforderungen und die Kosten der Einsatzoptionen haben. Prinzipiell gilt, dass alle 

technischen (z. B. neue Technologien, ...) und wirtschaftlichen (z. B. CO2-Preise, 

Brennstoffkosten, ...) Kenngrößen der Systemelemente und regulatorische Maßnahmen 

(z. B. Ausweitung des Marktgebietes, Vorhaltedauer von Regelleistung, ...) 

Einflussfaktoren darstellen können. Zu den für die vorliegende Arbeit bedeutendsten 

Einflussfaktoren zählen: 

 Merit Order des Kraftwerksparks  

 Flexibilität des Kraftwerksparks 

 Verbraucherlastgang 

 Zusammensetzung des EE-Portfolios  

 Netz  

 Prognosegüte 

 Marktrahmen 

In Abbildung 4-1 ist dargestellt welche Einflussgrößen auf die Einsatzoptionen wirken 

können. Ein ‘‘x“ stellt einen direkt zu erkennenden Einfluss dar, ohne eine Aussage über 

die Richtung der Veränderung zu geben. 
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Abbildung 4-1: Einflussgrößen auf einzelne Einsatzoptionen 

Die Darstellung macht deutlich, dass ein Einflussfaktor nicht nur auf eine einzige 

Einsatzoption wirken kann. Zudem sind die Einflussfaktoren häufig nicht unabhängig 

voneinander zu betrachten. Für die Arbeit ist es jedoch in erster Linie von Bedeutung 

die grundsätzlichen Eigenschaften der Einflussfaktoren zu kennen. Hierzu erfolgt nur 

eine kurze Vorstellung der Einflussfaktoren, welche keinen Anspruch auf 

Vollständigkeit besitzt. Die Auswirkungen der Einflussfaktoren werden in den 

Abschnitt 4.3 bis 4.7 je Einsatzoption separat diskutiert. Dabei können sich weitere 

Einflussfaktoren aus der Analyse der historischen Entwicklung von Einsatzoptionen 

ergeben. 

4.2.1 Merit Order des Kraftwerksparks 

Bei der Merit Order des Kraftwerksparks gibt es zwei Aspekte, die von Bedeutung für 

die Einsatzoptionen sind. Dies ist zum einen die Steigung der Merit Order und zum 

anderen die Reihung der Kraftwerkstypen. Der zweite Punkt ist dabei zur Bewertung 

der Flexibilität von Bedeutung, die sich durch den in Abhängigkeit der Residuallast in 

Betrieb befindenden Kraftwerkspark definiert. Beide Aspekte werden durch die 

Grenzkosten bestimmt, die sich durch die Wirkungsgrade der Kraftwerke sowie 

Brennstoff- und CO2-Preise ergeben. Zur Veranschaulichung wird in Abbildung 4-2 die 

Merit Order des deutschen Kraftwerksparks im Jahr 2030 nach /PEL-01 16/ für 7, 26, 50 

und 75 €/Tonne CO2 dargestellt.  

Es ist zu erkennen, dass in dem Bereich zwischen 10 und 40 GW die Merit Order flacher 

wird. Da die Lastschwankungen im Jahr 2030 typischerweise in diesem Bereich zu 

erwarten sind (vgl. Abbildung 6-2), reduziert sich folglich der Wert von Speichern mit 

steigenden CO2-Preisen.  

In den Szenarien mit 50 bzw. 75 €/t rutschen einige Braunkohlekraftwerke in den 

typischen Lastschwankungsbereich. Da diese Anlagen technisch auf den 

Grundlastbetrieb ausgelegt sind, kann es in einem solchen Szenario dazu kommen, dass 
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diese Anlagen nicht mehr den Systemanforderungen des häufigen An- und Abfahrens 

gerecht werden können. Dies führt dazu, dass häufiger Gas- und GuD-Anlagen am Netz 

sind, die in der Regel flexibler betrieben werden können. Somit steigt im Mittel das 

Angebot für den Ausgleich des erkannten Prognosefehlers und die Frequenzhaltung. 

 

Abbildung 4-2: Kraftwerkspark 2030 in Deutschland nach Kraftwerksszenario aus 

/PEL-01 16/ für unterschiedliche CO2-Preise  

4.2.2 Flexibilität des Kraftwerksparks 

Die Flexibilisierung des Kraftwerksparks lässt sich in zwei grundsätzliche Arten 

unterteilen. Zum einen gehen unflexible Grundlastkraftwerke, wie Kernkraftwerke und 

ältere Braunkohlekraftwerke, in den nächsten Jahren vom Netz. Zum anderen werden 

Bestandskraftwerke durch Retrofit weiter flexibilisiert, um den neuen Anforderungen in 

Hinblick auf Lastgradienten, Minimallast, Mindeststillstands-, Mindestbetriebszeiten 

und der Bereitstellung von Regelleistung gerecht zu werden. /FELD-01 13/  

4.2.3 Verbraucherlastgang 

Der Verlauf der Verbraucherlast wird durch seine einzelnen Bestandteile bestimmt. 

Einige dieser Bestandteile, wie Nachtspeicherheizungen und Elektromobilität, können 

aufgrund ihres charakteristischen Verlaufes die zeitlichen Schwankungen der 

Verbraucherlast deutlich beeinflussen. In Abbildung 4-3 ist der Lastgang 

unterschiedlicher Elektrofahrzeugnutzertypen dargestellt, die auf Basis von /FOL-01 10/ 

generiert wurden. Vor allem Pendlerfahrprofile weisen unter der Woche die 

charakteristische Abendspitze auf, die mit der Tageshöchstlast im Winter um etwa 19:00 

zusammenfällt.  
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Abbildung 4-3: Elektrischer Lastgang von Elektrofahrzeugen für Pendler (links) und 

Nicht-Pendler (rechts) 

Im Gegensatz dazu führt die Reduktion von Nachtspeicherheizungen zu einer deutlichen 

Lastabsenkung im Winter. Aus Abbildung 4-4 ist zu erkennen, dass ein Verzicht auf 

Nachtspeicherheizungen zu einer Lastabsenkung in den Nachtstunden von bis zu 10 GW 

führen kann. 

 

Abbildung 4-4: Lastverlauf mit und ohne Nachtspeicherheizungen für eine 

exemplarische Woche 

Genauere Analysen zur Entwicklung des Lastverlaufes finden sich beispielsweise in 

/GOB-01 13/. Insgesamt zeigen die Betrachtungen dieser beiden charakteristischen 

Lastgänge, dass eine Änderung der Verbrauchertypen einen signifikanten Einfluss auf 

Lastschwankungen haben kann. Hierdurch kann beispielsweise die Einsatzoption 

Lastglättung und die Einsatzoption Bereitstellung gesicherter Leistung beeinflusst 

werden. 

4.2.4 Zusammensetzung des EE-Portfolios 

Zur Erreichung der energiepolitischen Ziele bezüglich eines definierten Anteils 

erneuerbarer Energien können unterschiedliche Wege gewählt werden. Dies ist darauf 

zurückzuführen, dass der EE-Anteil aus einem Zusammenspiel des Ausbaus von 

Photovoltaik, Onshore oder Offshore-Windkraft erreicht wird. Jede dieser Technologien 

weist jedoch sowohl ein räumlich variierendes Installationspotenzial als auch räumlich 

variierende Erzeugungsgänge auf. Mittlerweile hat sich die Politik jedoch für jede dieser 

Technologien auf einen Ausbaukorridor verständigt, woraus sich ein quantitativ 

definiertes Szenario für die Entwicklung des EE-Parks ableiten lässt. 

Auch in einem festen Szenario mit definierten installierten Leistungen regenerativer 

Erzeugung aus Onshore-, Offshore-Windkraft und Photovoltaik-Anlagen ist es noch 
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möglich, dass sich Unterschiede in den Erzeugungsgängen und Volllaststunden 

aufgrund von Anlagentypen ergeben. Bis 2030 kann jedoch davon ausgegangen werden, 

dass neue Module mit der gleichen Verteilung der Ausrichtung wie heute verbaut 

werden. Im Gegensatz zu Photovoltaikmodulen kann der Effekt bei Windkraftanlagen 

aufgrund steigender Nabenhöhen und größeren Rotordurchmessern sehr deutlich 

ausfallen. So wird im Szenariorahmen des Netzentwicklungsplans 2015 /UENB-01 16/ 

davon ausgegangen, dass bestehende Anlagen, die bis zum 01.01.2015 errichtet wurden, 

im Schnitt 1650 Volllaststunden und Anlagen, die ab dem 01.01.2015 errichtet werden, 

2000 Volllaststunden aufweisen. In /PEL-01 16/ wurden die zu erwartenden 

Volllaststunden genauer untersucht. Abbildung 4-5 zeigt die mittleren Volllaststunden 

verschiedener Windkraftanlagen und die mittleren Volllaststunden, die sich für den in 

/PEL-01 16/ angenommenen WEA-Mix 2030 in Kombination mit der aus /PEL-01 16/ 

entnommenen WEA-Verteilung in Deutschland ergeben. Durch die höheren Nabenhöhen 

und größeren Rotordurchmesser kommt es zu einer Verstetigung der Einspeisung aus 

Windkraftanlagen gegenüber den angenommenen Leistungsgängen im  

Netzentwicklungsplan.  

 

Abbildung 4-5: Mittlere Volllaststunden verschiedener Windkraftanlagen (WEA) und 

WEA-Szenarien /FFE- 04 16/ 

4.2.5 Netz 

Durch Netzausbau kann ein besserer regionaler Ausgleich erzielt werden, wodurch es zu 

ausgleichenden Effekten kommen kann. In Abbildung 4-6 sind hierzu zwei Beispiele 

dargestellt. Auf der linken Seite ist die Jahresdauerlinie der Windeinspeisung in 

mehreren Ländern zusammen mit der über alle Länder leistungsgewichteten 

Jahresdauerlinie für das Jahr 2015 dargestellt. Es ist zu erkennen, dass die 

Einspeisespitze  der gewichteten Jahresdauerlinie um etwa 10 % unter den Maxima der 

einzelnen Länder liegt und der Verlauf ab Stunde 2000 deutlich abflacht. Auf der 

rechten Seite der Abbildung 4-6 sind die nRMSE-Werte der Day-Ahead-Prognose der 

Windeinspeisung für mehrere Länder und für einen Bilanzraum, der alle Länder 

einschließt, dargestellt. Zu erkennen ist, dass Österreich stets den größten nRMSE 

aufweist. Im Vergleich zu Deutschland liegt der nRMSE hier um mehr als 4 % höher. 

Dies ist darauf zurückzuführen, dass in Österreich der Großteil der Windkraftanlagen in 

einer relativ kleinen Region im Osten des Landes konzentriert ist. Obwohl der nRMSE 

für Deutschland mit 3-4 % von allen Ländern mit einem Abstand von mehreren 
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Prozentpunkten der Beste ist, kann die Bilanzierung über alle Länder zu einer weiteren 

Reduktion des nRMSE von knapp 1 % führen. Dieser Ausgleich ist allerdings nur bei 

ausreichenden länderüberschreitenden Transportkapazitäten möglich, die durch 

Netzausbau geschaffen werden können. 

 

Abbildung 4-6: Einfluss eines größeren Bilanzraumes auf die Windeinspeisung und 

den normierten RMSE, Daten von /EEX-01 15/, /RTE-50 15/, 

/ELIA-50 15/, /NPS-01 15/ 

4.2.6 Prognosegüte 

Die Abhängigkeit der Windkraft-Prognosegüte vom Bilanzierungsraum wurde bereits in 

der Beschreibung des Einflussfaktors „Netzausbau“ angesprochen. In /DOB-02 14/ 

werden hierzu vertiefte Auswertungen durchgeführt. Diese Auswertungen zeigen noch 

zusätzlich die Entwicklung der Prognosegüte über den Vorhersagezeitraum. Für den 

Vorhersagezeitraum von mehr als 4 Stunden werden numerische Vorhersagemodelle 

genutzt. Für den Vorhersagezeitraum bis 4 Stunden führt die zusätzliche Verwendung 

von Online-Messdaten zu einer deutlichen Verbesserung der Prognosegüte.  

Das Windmessnetz ist in Deutschland bereits gut ausgebaut und wird durch die 

Verknüpfung von Daten aus Anemometern und der tatsächlichen Einspeiseleistung 

immer besser. Bereits in /DENA-17 10/ wird für das Jahr 2020 von einer Prognosegüte 

für die 1 h-Prognose von 0,8 % und für die 2 h-Prognose von 1,9 %  ausgegangen. 

Im Gegensatz zur Prognose der Windeinspeisung erfolgte bislang für die Prognose der 

PV-Einspeisung kaum eine Einbindung aktueller Messdaten. Daher kann es Aufgrund 

von Schneebedeckung, Nebel oder aber auch besonders dichten Pollenstaub, wie er am 

5.5.2015 zu verzeichnen war, zu großen Fehlern selbst in der Kurzfristprognose 

kommen. Diese Ereignisse sind jedoch schwer zu prognostizieren. Im Bericht zum 

Zustand der leitungsgebundenen Energieversorgung im Winter 2012/13 heißt es hierzu: 

„Die Übertragungsnetzbetreiber als die größten Vermarkter der PV-Mengen halten hier 

eine deutliche Verbesserung der Solarprognosegüte für dringend erforderlich und 

schlagen hierfür z. B. den Aufbau eines Referenzmessanlagensystems vor, um in 

Situationen wie Nebel oder Schneefall verlässlichere Prognosen zu erhalten. Die 

Bundesnetzagentur erwartet von den Übertragungsnetzbetreibern, dass sie ihre eigenen 

Vorschläge bezüglich der von ihnen vermarkteten Erneuerbaren Erzeugung zügig 

umsetzen.“ /BNETZA-19 13/ 

Der Übertragungsnetzbetreiber Tennet hat zu Beginn des Jahres 2016 hierzu ein 

Projekt zusammen mit SMA gestartet, bei dem die Live-Daten mit in die 
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Prognoseerstellung einbezogen werden sollen /TEN-01 16/. Neben der Verbesserung der 

Prognosegüte für Windkraft und PV aufgrund der Nutzung von Messdaten ist dies auch 

für den Verbraucherlastgang möglich, wie Auswertungen in /HIN-01 16/ zu Smart-

Meter-Daten zeigen.  

Die beschriebenen Verbesserungen können Einfluss auf den Flexibilitätsbedarf im 

Intraday-Handel und für die Bereitstellung von Regelleistung haben. Eine Analyse der 

Abhängigkeit des Intraday-Handelsvolumens vom Handelszeitpunkt in Abbildung 4-7 

verdeutlicht, dass erst vier Stunden vor Erfüllung das gehandelte Volumen deutlich 

ansteigt. In diesem Zeitraum werden rund 80 % der am Intraday-Markt gehandelten 

Energie umgesetzt. Interessant ist zudem, dass die im Juli 2015 eingeführte Möglichkeit 

zum Handel bis 30 Minuten - zuvor waren es 45 Minuten - vor Erfüllung am deutschen 

Intraday-Markt rund 5 % des Handelsvolumens im Gesamtjahr 2015 ausgemacht hat. 

Daraus und zusammen mit der guten Korrelation zwischen mittlerem gewichteten 

Intraday- und Day-Ahead-Preis (vgl. Abbildung 4-15) kann gefolgert werden, dass die 

Nachfrage aufgrund einer verbesserten Kurzfristprognose (<4h) mit der zur Verfügung 

stehenden Flexibilität in der Regel bedient werden kann.   

 

Abbildung 4-7: Handelsvolumen in Abhängigkeit der Zeit bis zur Erfüllung des 

Jahres 2015, Daten /EPEX-02 14/ 

4.2.7 Marktrahmen 

So wie der Netzausbau eine stärkere physikalische Verbindung zwischen Regionen 

schafft, ermöglicht das Vorantreiben des europäischen Energiebinnenmarktes einen 

besseren regionalen Austausch durch eine engere Kopplung der Märkte. Darunter fallen 

unter anderem die Umstellung des grenzüberschreitenden Day-Ahead-Handels von 

explizitem auf impliziten Handel sowie die XBid-Initiative zur Kopplung der Intraday-

Märkte. Darüber hinaus existieren weitere internationale Kooperationen, wie die 

„International Grid Control Cooperation“ oder kurz IGCC zum Ausgleich des 

Sekundärregelleistungsabrufes. Auch für die Bestimmung der gesicherten Leistung gibt 

es mittlerweile internationale Initiativen, wie das Pentalaterale Forum /PLEF-01 15/ 

zeigt, das aus den Übertragungsnetzbetreibern Elia, Rte, Swissgrid, Amprion, Tennet, 

APG und Creos besteht. Neben der Ausweitung des europäischen Energiebinnenmarktes 

gibt es auf regulatorischer Seite auch noch die Möglichkeit Ausschreibungsbedingungen 

für die Regelleistung anzupassen. Zudem können bei den Strombörsen neue Produkte 

eingeführt werden, die sich auf den Wert von Flexibilität auswirken können. Hierzu 

zählen beispielsweise die bereits im Abschnitt „Prognosegüte“ erwähnte Anpassung der 

Vorlaufzeit von 45 auf 30 Minuten im Intraday-Handel oder die Umstellung auf eine 

minimale Blockhandelslänge von 15 Minuten. All diese Maßnahmen haben eine 
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ausgleichende und somit dämpfende Wirkung auf die Einsatzoptionen und wirken damit 

einem physikalischen und wirtschaftlichen Speicherbedarf entgegen. 

4.3 Lastglättung 

Unter Lastglättung wird der untertägige Ausgleich von Schwankungen in der 

Residuallast des Stromverbrauchs zur Kostenreduktion für die Bereitstellung von 

Strom, Wärme und Gas verstanden. Diese Schwankungen können in Form von Peaks 

und/oder Tälern auftreten, so dass Lastglättung nicht mit Peak Shaving gleichgesetzt 

werden kann. Nicht Bestandteil dieses Kapitels ist der Ausgleich des kurzfristig 

erkannten Prognosefehlers (s. Kapitel 4.3.5) und die Bereitstellung gesicherter Leistung 

(s. Kapitel 4.6). 

4.3.1 Beschreibung 

Entsprechend der Merit Order der Kraftwerke wird die Residuallast durch die 

Kraftwerke mit den geringsten Grenzkosten gedeckt. Schwankungen der Residuallast 

verändern in diesem vereinfachten Bild die variablen Kosten für die 

Strombereitstellung. Darüber hinaus spielen für die Kosten die Lastgradienten und die 

Dauer der Lastabsenkung oder -erhöhung eine bedeutende Rolle. Grund für letzteres 

sind Kosten, die für An- und Abfahrvorgänge anfallen. Speicher können die variablen 

Kosten reduzieren, indem sie die Last glätten. 

4.3.2 Bedarf 

Ein physikalischer Bedarf kann nicht ausgewiesen werden, da konventionelle 

Kraftwerke, insbesondere Gaskraftwerke, der Last prinzipiell stets folgen können. 

Bislang wurden Pumpspeicherkraftwerke sowie der Austausch über das europäische 

Verbundnetz für den Ausgleich von Lasten genutzt. In Abbildung 4-8 ist der mittlere 

Erzeugungssaldo der Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke während eines Tages für 

Deutschland und Österreich für mehrere Jahre dargestellt. 

  

Abbildung 4-8: Links: Mittlerer Erzeugungssaldo der Speicherkraftwerke und PSW 

in Österreich /ECON-01 12/, /ECON-08 13/. Rechts: Mittlerer 

Erzeugungssaldo der PSW in Deutschland /DESTATIS-02 13/. 

Darstellung aus /CARR-01 13/ 

In Abbildung 4-9 ist die mittlere Exportleistung der Werktage für Deutschland 

während der Jahre 2012 und 2013 gezeigt.  
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Abbildung 4-9: Mittlerer grenzüberschreitender Stromhandel am Vortag (CBS) für 

Deutschland aus den Jahren 2012 und 2013 /ENTSOE-01 14/ 

Aus den obigen Abbildungen wird deutlich, dass der Ausgleich im GW-Bereich liegt und 

die Schwankungen über mehr als vier Stunden auftreten. Kurzfristige Spitzen treten 

über ein bis zwei Stunden auf. Der Bedarf wird allerdings nicht physikalisch, sondern 

durch die Möglichkeit einer Kostenreduktion ausgelöst. 

4.3.3 Anforderungen 

Die Handelsschrittweite am Day-Ahead-Markt beträgt 0,1 MW. Darüber hinaus 

existieren keine regulatorischen und physikalischen Anforderungen. Wird die Planung 

am Vortag durchgeführt, so liegt die Anforderung an die Aktivierungszeit des Speichers 

bei mehr als zehn Stunden. Aufgrund der steilen Flanken von Wind- und PV-

Einspeisung ist ein Leistungsgradient von 100 % pro Viertelstunde anzustreben. 

4.3.4 Kosten 

Strom-zu-Strom-Speicher werden zur Lastglättung unter Vernachlässigung von 

Lastwechselkosten des Speichers genau dann eingesetzt, wenn durch den Preis-Spread 

zwischen Be- und Entladung die Speicherverluste ausgeglichen werden können: 

𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 𝑓ü𝑟 𝐵𝑒𝑙𝑎𝑑𝑢𝑛𝑔

𝐸𝑟𝑙ö𝑠𝑒 𝑏𝑒𝑖 𝐸𝑛𝑡𝑙𝑎𝑑𝑢𝑛𝑔
< ηSpeicher 

Zudem müssen die Speicherkosten unter den Grenzkosten eines Spitzenkraftwerks, z. B. 

eines Gaskraftwerks, liegen. Power2Heat- oder Power2Gas-Anlagen werden hingegen 

dann eingesetzt, wenn die Grenzkosten für die Bereitstellung von Wärme bzw. Gas 

unterhalb der Kosten für einen alternativen Bezug z. B. aus Erdgas liegen. 

Es existiert weder ein eigenständiger Markt noch besteht ein physikalischer Bedarf, wie 

er bei der Regelleistung ausgewiesen werden kann. Eine direkte Quantifizierung der 

Systemkosten für die Lastglättung ist daher nicht möglich. Hierzu ist eine 

Kraftwerkseinsatzplanung einmal ohne und einmal mit Speichern durchzuführen. Die 

Differenz der Summe der variablen Stromgestehungskosten entspricht dann den Kosten 

für die Lastglättung. Diese Simulationen werden in Kapitel 6 beschrieben. Nach 

/CARR-01 13/ beliefen sich die Erlöse aller deutschen PSW am EEX-Spotmarkt im Jahr 

2012 auf ca. 95 Mio. €. 
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4.3.5 Entwicklungsperspektive 

Die Entwicklung der Einsatzoption „Lastglättung“ hängt von dem Zusammenspiel der 

Einflussfaktoren ab, die laut Abbildung 4-1 relevant sind. Als einzige Treiber können der 

Ausbau der Erneuerbaren Energien und eine stärkere Schwankung des 

Verbraucherlastgangs gelten. Dem gegenüber stehen jedoch die Optionen der 

verstärkten Marktkopplung, worunter auch die Einführung des Flow-Based-Market-

Couplings fällt, der Ausbau der Übertragungsnetze und eine Veränderung der Merit 

Order. 

Insbesondere der grenzüberschreitende Ausbau des Übertragungsnetzes in Richtung 

Norwegen kann zu einer deutlichen Reduktion der Lastglättung durch Pumpspeicher in 

Deutschland führen. Das Kabel „NordLink“ schafft eine Verbindung mit einer 

Übertragungsleistung von 1,4 GW. Alleine dadurch kann die im Mittel zur Verfügung 

stehende Exportkapazität nahezu um 10 % gesteigert werden. 

Neben dem genannten Netzausbau spielt auch die Änderung des Kraftwerksparks eine 

bedeutende Rolle. Neben dem Ausstieg aus der Kernkraft, durch den - bezogen auf den 

Beginn des Jahres 2015 – bis 2030 rund 12 GW Grundlastkraftwerke vom Netz gehen, 

reduziert sich auch die Leistung von Braunkohlekraftwerken. Dadurch wird es immer 

besser möglich die konventionelle Erzeugungsleistung den Lastschwankungen 

anzupassen. Bezogen auf das aktuelle Niveau der CO2-Preise von unter 10 €/tCO2 ist 

langfristig von einer Steigerung und damit von einer flacheren Merit Order auszugehen. 

Gleiches gilt für die Auswirkung gleichbleibender oder sinkender Brennstoffpreise. Zu 

Beginn des Jahres 2016 ist es beispielsweise durch stark gesunkene Gaspreise bereits zu 

einem „Fuel-Switch“ zwischen Steinkohle und GuD-Anlagen gekommen.   

4.4 Ausgleich des erkannten Prognosefehlers 

Insbesondere in Zeiten geringer Residuallast und in Zeiten, in denen sich der Großteil 

der Kraftwerke in Teillast befindet, bieten Speicher die Möglichkeit den erkannten 

Prognosefehler als zusätzliche Flexibilitätsoption auszugleichen. Dadurch können die 

technischen Anforderungen an Kraftwerke reduziert werden.  

4.4.1 Beschreibung  

Fehler in der prognostizierten Verbraucherlast oder Erzeugung müssen, sobald erkannt, 

ausgeglichen werden. Zu den Gründen für Abweichungen auf der Erzeugerseite zählen 

neben Fehlern in der prognostizierten Wind- und Photovoltaikeinspeisung auch 

Kraftwerksausfälle. 

PV-Prognosefehler sind typischerweise Höhenfehler, da der Sonnenaufgang bzw. 

Sonnenuntergang bekannt ist. Im Gegensatz zu PV-Prognosefehlern treten bei der 

Windprognose Höhen- und Zeitfehler auf, da die Bewegungen von Windfeldern nicht an 

eine Tageszeit gebunden sind /Roon-02 11/. Wird allerdings ein Gebiet von der Größe 

Deutschlands gewählt, sind im Vergleich zu einzelnen Standorten kaum Zeitfehler zu 

identifizieren. In Abbildung 4-10 sind die typischen Höhenfehler für die Wind- und PV-

Einspeisung für jeweils einen ausgewählten Tag dargestellt. 
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Abbildung 4-10: links: Vortägig prognostizierte und tatsächliche PV-Einspeisung vom 

08.09.2012; rechts: Vortägig prognostizierte und tatsächliche Wind-

Einspeisung vom 18.12.2012 /EEX-01 15/ 

4.4.2 Bedarf 

Abbildung 4-11 zeigt auf der linken Seite die Entwicklung des Intraday-

Handelsvolumens und rechts den zeitlichen Verlauf des Viertelstundenhandels, der am 

15.12.2011 eingeführt wurde. Letzterer wird bislang vor allem genutzt, um die steilen 

Gradienten der PV-Erzeugung auszugleichen (vgl. Abbildung 4-11 rechts). Dies ist an 

den tageszeitlichen Schwankungen des Handelsvolumens zu erkennen. 

 

Abbildung 4-11: links: Entwicklung des Intraday-Handelsvolumens gemäß 

/EPEX-02 14/; rechts: gemitteltes Handelsvolumen des 15-Minuten 

Intraday-Handels im Jahr 2013 /EPEX-02 14/ 

Aus der Differenz zwischen Prognose- und Ist-Einspeisung kann das saldierte Intraday-

Handelsvolumen aufgrund der Einspeisung aus Wind- und Photovoltaik abgeschätzt 

werden. Für die Jahre 2012 bis 2014 betrug diese Differenz auf Basis der Day-Ahead-

Prognose rund 9 TWh, wohingegen dieser Wert für das Jahr 2015 auf etwa 11,3 TWh 

angestiegen ist.  

Zur Analyse von Kurzfristprognosen stehen für die Arbeit die Day-Ahead- und für einen 

beschränkten Zeitraum 6 h-Intraday-Prognosefehler zur Verfügung.In Abbildung 4-12 

ist die Häufigkeitsverteilung des Day-Ahead- und des 6 h-Intraday-Prognosefehlers der 

kumulierten Wind- und PV-Einspeisung für das Jahr 2012 dargestellt. Unter der 6 h-

Intraday-Prognose sind dabei die Prognosewerte zu verstehen, die um 03:00, 09:00, 

15:00 und 21:00 für die folgenden sechs Stunden gegeben werden. Es ist zu erkennen, 

dass die Kurzfristprognose eine deutlich schmalere Verteilung als die Vortagesprognose 

aufweist. Allerdings zeigen sich auch bei der Kurzfristprognose Fehler von mehr als 

4 GW. 
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Abbildung 4-12: Verteilung des Day-Ahead- und des 6 h-Intraday-Prognosefehlers im 

Jahr 2012 /EEX-01 15/, /TEN-01 12/ 

Abbildung 4-13 zeigt die Abweichung zwischen der Day-Ahead- und der 6 h-Intraday-

Prognose der Wind- und PV-Einspeisung im Jahr 2012. In mehr als 2.200 

Viertelstunden wich der Intraday-Prognosewert für die Einspeisung aus Wind und PV 

um mehr als 2 GW und in 284 Viertelstunden um mehr als 4 GW vom Day-Ahead-

Prognosewert ab.  

 

Abbildung 4-13: Abweichung zwischen Day-Ahead (DA)- und 6 h-Intraday (ID)-

Vorhersage für die kumulierte Wind- und PV-Einspeisung gegenüber 

der Ex-Ante-Erzeugung aus dem Jahr 2012 /EEX-01 15/ 

/TEN-01 12/ 

Als Kennwert für die Prognosequalität dient der normierte Root-Mean-Squared-Error 

(nRMSE). Im Jahr 2012 lag dieser für den Day-Ahead-Fehler für PV bei 3,6 % und Wind 

bei 3,8 %. Für den 6 h-Intraday-Fehler lag der nRSME für PV bei 3,8 % und für Wind bei 

2,4 %. Für kurzfristigere Prognosen konnten keine Daten ausgewertet werden. Eine 

Aussage über die zeitliche Entwicklung des Prognosefehlers ist somit nicht möglich.  

Erwartungen an die Prognosequalität für eine 1,5 h-Kurzfristprognose liegen bei einem 

nRSME von weniger als 1,5 % und für die Day-Ahead-Prognose bei einem nRSME von 

4 % /SCHU-01 11/. Tabelle 4-1 zeigt die historische Entwicklung des nRMSE des Wind- 

und PV-Prognosefehlers nach /Roon-01 11/, /EEX-01 15/ und /TEN-01 12/. 
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Tabelle 4-1: nRMSE des Wind- und PV-Prognosefehlers für mehrere Jahre 

/Roon-01 11/, /EEX-01 15/ 

 nRMSE - Day-Ahead in % 

Jahr Wind PV 

2007 6,1 - 

2008 5,7 - 

2009 4,5 - 

2010 4,6 - 

2011 - - 

2012 3,8 3,6 

2013 3,5 3,6 

2014 2,9 3,2 

2015 3,7 2,8 

 

Der nRMSE des Wind- und PV-Prognosefehlers nimmt über die Jahre hinweg ab. Die 

einzige signifikante Ausnahme ist im Jahr 2015 bei dem nRMSE des Wind-

Prognosefehlers zu verzeichnen. Das Jahr 2015 gilt im Vergleich zu den vorangegangen 

Jahren als besonders windstarkes Jahr. Aus diesem Grund wird in Abbildung 4-14 die 

Entwicklung des Prognosefehlers in Abhängigkeit der Erzeugung gezeigt. Darin ist zu 

erkennen, dass trotz des oben beschriebenen Anstiegs des nRMSE im Jahr 2015 der 

relative Prognosefehler in Bezug auf die Erzeugung aus Windkraft auf unter 10 % 

zurückgegangen ist. 

   

Abbildung 4-14: links: Entwicklung des Prognosefehlers in Prozent der Erzeugung, 

rechts: Anlagenkennlinie einer typischen Windkraftanlage. 

Im Allgemeinen gilt jedoch, dass es für die Prognosequalität nicht entscheidend ist, ob es 

sich um ein gutes oder schlechtes Windjahr im Sinne der gesamten Erzeugung handelt. 

Entscheidend sind aufgrund der Kennlinienform der Windkraftanlagen die typischen 

Windgeschwindigkeiten. So kann die gleiche Erzeugung durch sehr starke Stürme und 

Schwachwindphasen, wie durch eine mittlere Brise erzielt werden. Aus der 

Anlagenkennlinie, die in Abbildung 4-14 gezeigt ist, lässt sich schließen, dass 

Prognosefehler der Windgeschwindigkeit im mittleren Bereich der Kennlinie zu deutlich 

größeren Fehlern führen als im Schwach- bzw. Starkwindbereich. Ein direkter Vergleich 

der Entwicklung der Prognosegüte zwischen einzelnen Jahren erfordert demzufolge eine 

detaillierte Analyse zwischen Windgeschwindigkeiten und Anlagenkennlinien. 

Insgesamt ist jedoch von einer Verbesserung der Prognosegüte auszugehen. 
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4.4.3 Anforderungen 

Die Handelsschrittweite am Intraday-Markt beträgt 0,1 MW. Darüber hinaus existieren 

keine regulatorischen und physikalischen Anforderungen. Der Bedarf für den Ausgleich 

des erkannten Prognosefehlers liegt im GW-Bereich. Zur zeitlichen Entwicklung der 

Prognosegüte kann keine Aussage getroffen werden. Es kann jedoch davon ausgegangen 

werden, dass ein Großteil des Prognosefehlers mehrere Stunden im Voraus erkannt 

wird. Aufgrund der steilen Flanken von Wind- und PV-Einspeisung ist ein 

Leistungsgradient von 100 % pro Viertelstunde anzustreben.  

4.4.4 Kosten 

In Abbildung 4-15 ist der Zusammenhang zwischen dem gewichteten mittleren 

Intraday-Preis und dem Day-Ahead-Preis für die Jahre 2012 und 2015 dargestellt. Das 

Bestimmtheitsmaß von ca. 0,77 bzw. 0,76 weist eine gute Korrelation zwischen den 

beiden Größen aus. Daraus lässt sich schließen, dass zumindest heute noch keine 

besonderen Flexibilitätsanforderungen auf dem stündlichen Intraday-Markt gestellt 

werden und Knappheitssignale nur sehr selten auftreten. Ansonsten müsste es deutlich 

häufiger zu großen preislichen Abweichungen kommen. Zudem zeigt sich keine 

Veränderung mit dem steigenden EE-Ausbau seit 2012. 

 

    

Abbildung 4-15: Zusammenhang zwischen Intraday- und Day-Ahead-Preis im Jahr 

2012 (links) und 2015 (rechts). Daten aus /EEX-01 15/ 

Anders stellt sich die Situation auf dem 15-Minuten-Intraday-Markt dar. Der Tagesgang 

des gewichteten mittleren stündlichen und viertelstündlichen Intraday-Preises ist in 

Abbildung 4-16 für den 3.10.2013 gezeigt. Darin sind Preisschwankungen mit einer 

Dauer von einer halben Stunde zu erkennen, die eine Amplitude von mehr als 60 €/MWh 

erreichen. Aufgrund der hohen Preisschwankungen konnte dieser Markt daher bislang 

als attraktive Option für Funktionale Speicher mit geringen Laständerungskosten 

angesehen werden. 
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Abbildung 4-16: Preisverlauf des 1h-Intraday- und 15-Minuten-Intraday-Handels am 

3.10.2013 /EPEX-02 14/ 

Der Grund für die Dauer der Schwankung liegt in der Blocklänge von einer Stunde beim 

Day-Ahead-Handel. Händler mit Zugang zum 15-Minuten-Handel können die am Vortag 

eingekauften Stundenblöcke besser aufteilen und so den Einkauf ihren Lastgradienten 

besser anpassen. Dies trifft momentan insbesondere auf die Vermarktung von PV-Strom 

durch die Übertragungsnetzbetreiber zu.  

Die starken Preisschwankungen für den 15-Minuten-Handel lassen vermuten, dass es 

einen Bedarf an Flexibilität gibt. Allerdings ist dies vermutlich nur durch 

Markteintrittsbarrieren bedingt. Daher hat die EPEX am 18.3.2014 beschlossen, eine 

dem vortägigen Handel nachgelagerte Viertelstunden-Auktion durchzuführen 

/EPEX-01 14/. Die Einführung der Viertelstunden-Auktion an der EPEX SPOT erfolgte 

am 09.12.2014. Aufgrund eines besseren Ausgleichs von Unterschieden zwischen 

viertelstündlichen und mittleren stündlichen Leistungswerten, wurde – wie in 

/FFE-18 15/ aufgezeigt – der erwartete Effekt einer Verringerung der Preis-Spreads im 

15-Minuten-Handel erzielt. 

Das monetäre Marktvolumen für den stündlichen Intraday-Handel lag zwischen 2011 

und 2014 bei rund 600 Mio. € und ist 2015 auf knapp 900 Mio. € angestiegen. Für den 

viertelstündlichen Handel ist das Handelsvolumen von knapp 60 Mio. € im Jahr 2012 

auf etwas mehr als 100 Mio. € im Jahr 2013 angestiegen. Die Handelsvolumina für die 

im Dezember 2014 eingeführte Intraday-Auktion sind kontinuierlich gewachsen und 

liegen seit März 2015 in der gleichen Größenordnung wie die des kontinuierlichen 15-

Minuten-Handels /FFE-18 15/. 

Die genannten Marktvolumina entsprechen jedoch nicht den Systemkosten, die durch 

den Ausgleich des erkannten Prognosefehlers anfallen. Zum einen kann durch 

mehrmaliges Kaufen und Verkaufen der tatsächliche Marktwert überschätzt werden. 

Zum anderen entstehen so lange keine Systemkosten für den Ausgleich von 

Prognosefehlern, so lange es keinen Kostenunterschied für die Energiebereitstellung im 

Vergleich zu einer perfekten Prognose gibt. Dient beispielsweise der Day-Ahead-Markt 

als Referenz, entstehen keine Systemkosten durch den untertägigen Ausgleich von 

Prognosefehlern, so lange – wie in Abbildung 4-15 gezeigt – die Intraday-Preise mit den 

Day-Ahead-Preisen korrelieren. Unter dieser Annahme kann die Anpassung der 

tatsächlichen Erzeugung untertägig über den Intraday-Handel erfolgen ohne 

Mehrkosten im Vergleich zum vortägigen Day-Ahead-Handel zu generieren. Dies gilt 

sowohl für eine die Erzeugung übersteigende Prognose als auch für den Fall, dass die 

Erzeugung die Prognose übersteigt. Erst wenn die Intraday-Preise die Day-Ahead-Preise 
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aufgrund mangelnder Flexibilität der Kraftwerke übersteigen, entstehen beim 

untertägigen Ausgleich des Prognosefehlers durch Fahrplanänderung Mehrkosten für 

das System. 

4.4.5 Entwicklungsperspektive 

Die Entwicklung der Einsatzoption „Ausgleich des erkannten Prognosefehlers“ hängt 

von dem Zusammenspiel der Einflussfaktoren ab, die laut Abbildung 4-1 relevant sind. 

Als einzige Treiber für einen erhöhten Bedarf ist der Ausbau der Erneuerbaren Energien 

zu identifizieren. Dem gegenüber stehen die Verbesserung der Prognosegüte auf Seiten 

der EE-Anlagen und der Verbraucherlast. Trotz einer Verbesserung der Prognosegüte ist 

jedoch davon auszugehen, dass bei einem weiteren Zubau von Windkraft- und PV-

Anlagen die absoluten Prognosefehler zukünftig ansteigen werden. Insbesondere der 

maximal zu erwartende Fehler wird voraussichtlich deutlich ansteigen. Der steigenden 

Nachfrage steht die Flexibilisierung des Kraftwerksparks, der grenzüberschreitende 

Netzausbau und die Kopplung der Intraday-Märkte im Rahmen der XBid-Initiative 

gegenüber. Allein der bereits unter der Einsatzoption „Lastglättung“ angesprochene Bau 

des NordLink-Kabels mit 1,4 GW ermöglicht die Erschließung eines kurzfristig 

aktivierbaren Flexibilitätspotenzials von bis zu 2,8 GW. Zwar stellt sich die Frage, ob die 

Transportkapazität bei einer hohen EE-Einspeisung bereits vollkommen ausgelastet ist 

und so kein positiver grenzüberschreitender Austausch von Flexibilität mehr möglich 

ist. In diesen Fällen kann allerdings immer noch die Option genutzt werden, 

EE-Anlagen abzuregeln.  

Die Schwankungen am 15-Minuten-Intraday-Handel haben sich bereits seit der 

Einführung einer Vortagesauktion deutlich reduziert. Zur weiteren Reduktion dieser 

Schwankungen ist es denkbar, die minimale Zeitscheibe des Day-Ahead-Markts auch 

auf 15 Minuten zu verkürzen. Daher ist davon auszugehen, dass diese nicht 

fundamental verursachte Flexibilitätsnachfrage langfristig verschwinden wird.  

4.5 Integration überschüssig gesetzter Einspeisung 

Geläufiger als der Ausdruck ‚Integration überschüssig gesetzter Einspeisung‘ sind die 

Begriffe ‚saisonale Speicherung‘ und ‚Stromüberschüsse‘. Diese werden daher im 

Folgenden verwendet. Es ist jedoch zu beachten, dass die Speicherung überschüssig 

gesetzter Einspeisung nicht nur saisonal, sondern auch stunden-, tage- oder 

wochenweise erfolgen kann. Zudem bedeutet ein ‚Überschuss‘ nicht, dass die zu 

speichernde elektrische Energie im Überfluss vorhanden ist, sondern verweist darauf, 

dass die elektrische Energie ohne Speicher oder perfekt vermaschtem Netz nicht in das 

System integrierbar wäre. 

4.5.1 Beschreibung 

Überschüssig gesetzte Einspeisung bezeichnet die Einspeisung, die unter 

Berücksichtigung des Ausbaus Erneuerbarer Energien, des internationalen 

Stromaustausches und ggf. unter Betrachtung eines thermischen Mindestsockels zu 

einer Lastüberdeckung führt. Wenn die Einspeisung den Verbrauch in einem Maße 

übersteigt, so dass die Schwankungen der Residuallast nicht durch den Stromaustausch 

mit dem Ausland oder durch die Regelung flexibler Kraftwerke kompensiert werden 
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können, so können Speicher zum Einsatz kommen, um eine Abregelung erneuerbarer 

Erzeugungsanlagen zu vermeiden. 

Der Bedarf an saisonalen Speichern ist zudem von den konventionellen 

Must-Run-Kapazitäten abhängig, welche für die Gewährleistung der Systemstabilität 

notwendig sein können. Unter der Annahme eines in Zukunft flexibleren 

konventionellen Kraftwerksparks, eines Einsatzes von Speichertechnologien für die 

Regel- und Blindleistungsbereitstellung sowie des Ausbaus der Übertragungsnetze wird 

für die Sensitivitätsanalyse der Bedarfsabschätzung im Folgenden eine konventionelle 

Must-Run-Kapazität in Höhe von 10 GW angesetzt (vgl. Kapitel 4.1). 

4.5.2 Bedarf 

Die Bestimmung des gegenwärtigen Bedarfs an saisonaler Speicherung erfolgt 

beispielhaft auf Basis der Verbraucherlast nach /ENTSOE-01 14/ sowie 

Erzeugungsgängen des Jahres 2012 nach /EEX-01 15/. Es werden drei 

Darstellungsformen verwendet: die Residuallast, die Residuallast mit thermischem 

Mindestsockel von 10 GW sowie die Residuallast mit thermischen Mindestsockel und 

Im- und Exporten, die durch den CBS (Cross Border Schedules)-Saldo ausgedrückt 

werden /ENTSOE-01 14/. Aus Abbildung 4-17 ist zu erkennen, dass im Jahr 2012 

nahezu kein bilanzieller Bedarf an saisonaler Speicherung gegeben war. Eine genaue 

Analyse der Daten zeigt, dass es ohne Berücksichtigung der CBS nur in 45 Stunden zu 

einer Unterschreitung der Must-Run-Erzeugung von 10 GW kam.  

 

Abbildung 4-17: Jahresdauerlinie der Residuallast im Jahr 2012 nach /EEX-01 15/ 

mit und ohne Berücksichtigung des CBS (Cross Border 

Schedules)-Saldos im Jahr 2012 nach /ENTSOE-01 14/ 

Da neben der konventionellen Must-Run-Leistung auch der Stromaustausch mit dem 

Ausland einen Einfluss auf die Residuallast hat, wird dieser hier durch den Saldo der 

Cross Border Schedules (CBS) im Jahr 2012 /ENTSOE-01 14/ abgebildet. Für das Jahr 

2012 belief sich der Exportüberschuss auf 22,5 TWh und stieg für das Jahr 2013 um 

weitere 52 % /FFE-05 14/. Für das Jahr 2015 lag er sogar bei über 50 TWh. 

Wird der internationale Stromhandel berücksichtigt, erhöht sich die Residuallast 

insbesondere in den Stunden geringer Residuallasten. So lag die minimale Residuallast 

unter Berücksichtigung des internationalen Stromhandels im Jahr 2012 um 9 GW über 

der minimalen Residuallast ohne Berücksichtigung des Stromaustausches. Neben den 

Must-Run-Kapazitäten haben folglich auch die internationalen 

Übertragungskapazitäten einen großen Einfluss auf den saisonalen Speicherbedarf.  
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Anders verhält es sich hingegen für den Fall der Regelung erneuerbarer Erzeuger 

aufgrund lokaler Netzrestriktionen. Dieser Bedarf zählt jedoch nicht zu der saisonalen 

Speicherung, sondern wird der Einsatzoption Engpassmanagement zugeordnet (s. 

/PEL-01 16/). 

4.5.3 Anforderungen 

Wie die kurze Analyse zum Bedarf zeigt, gibt es aus heutiger Sicht noch keinen Bedarf 

an saisonaler Speicherung. Dementsprechend bestehen für diese Einsatzoption aktuell 

noch keine spezifischen regulatorischen Anforderungen. Als Haupttreiber für die 

saisonale Speicherung gilt der Ausbau EE. Die sich in Zukunft einstellenden 

technischen Anforderungen werden im Abschnitt zur Entwicklungsperspektive 

diskutiert. 

4.5.4 Kosten 

Prinzipiell fallen bei der Regelung von regenerativen Anlagen aus Systemsicht keine 

Kosten an. Die durch Abregelung nicht genutzte elektrische Energie besitzt jedoch 

insofern einen Wert, da diese entweder in einem Strom-zu-Strom-Speicher genutzt oder 

für die Wärmeversorgung oder im Mobilitätssektor direkt Anwendung finden kann. Die 

bei Nicht-Regelung der regenerativen Anlagen auch in anderen Versorgungsbereichen 

eingesparten Kosten können als Opportunitätskosten verstanden werden.  

Aus volkswirtschaftlicher Sicht schafft der Einsatz einer Speichertechnologie für die 

saisonale Speicherung nur dann einen Mehrwert, wenn die Speicherkosten geringer sind 

als die Kosten für die alternativ eingesetzte Technologie. Die Kosten dieser marginalen 

Technologie können als Referenz heran gezogen werden und unterscheiden sich für die 

verschiedenen Versorgungsbereiche. So können z. B. für den Wärmesektor die Kosten 

für Wärme aus Erdgas und für den Mobilitätssektor die Wasserstoffgestehungskosten 

als Referenz dienen. Strom-zu-Strom-Speicher hingegen müssen mit flexiblen 

Kraftwerkstechnologien, wie zum Beispiel Gaskraftwerken, konkurrieren. 

Da noch kein Bedarf an saisonaler Speicherung gegeben ist, besteht derzeit kein 

expliziter Markt für diese Einsatzoption. Es können daher keine Systemkosten 

ausgewiesen werden.  

4.5.5 Entwicklungsperspektive 

Aktuell existiert also kein Bedarf für die Integration überschüssig gesetzter 

Einspeisung. Um einen Eindruck zu erlangen, wie sich die Einsatzoption entwickeln 

wird zum einen die installierte Photovoltaik- und Windkraftleistung verdoppelt. Zum 

anderen erfolgt eine Variation der Erzeugungsgänge. Die Bestimmung der durch 

Lastüberdeckung auftretenden Überschüsse, sowie der maximalen negativen 

Residuallast, erfolgt auf Basis der Verbraucherlast nach /ENTSOE-01 14/ und – je nach 

Szenario – mithilfe folgender normierter Leistungsgänge: 

NEP: Leistungsgänge gemäß Szenario 2022B des Netzentwicklungsplans 2012 

/UENB-01 13/ 

ÜNB: Leistungsgänge der Übertragungsnetzbetreiber, erhalten über /EEX-01 15/ 

DFM: Leistungsgänge gemäß dem FfE-Projekt DEA Flex Masterplan (DFM) 
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/BEER-02 12/ und /SCHM-01 12/. 

Im Folgenden werden die Stromüberschüsse, die durch Speicher maximal 

aufzunehmende Leistung und die Anzahl der Stunden negativer Residuallast für die 

drei Szenarien untersucht (siehe Tabelle 4-2).  

Tabelle 4-2: Jahresdauerlinie der Residuallast sowie die Stromüberschüsse für die 

drei Szenarien ÜNB, NEP, DFM 

Szenario Jahresdauerlinie der Residuallast Stromüberschüsse 

ÜNB 

 

971 GWh 

 

Mit Must-Run: 
5.488 GWh 

NEP 

 

4.310 GWh 

 

Mit Must-Run: 
14.528 GWh 

DFM 

 

6.335 GWh 

 

Mit Must-Run: 
17.976 GWh 

 

Wie in den Jahresdauerlinien in Tabelle 4-2 zu erkennen, variiert die maximale negative 

Residuallast in Abhängigkeit des Szenarios zwischen 17 und 44 GW. Bei 

Berücksichtigung einer konventionellen Must-Run-Leistung von 10 GW steigt diese auf 

27 bis 54 GW an. Die Anzahl der Stunden negativer Residuallast lässt sich ebenfalls aus 

den Jahresdauerlinien in Tabelle 4-2 ablesen und beträgt zwischen 209 und 

735 Stunden, beziehungsweise unter Berücksichtigung der Must-Run-Kapazitäten 785 

bis 1.658 Stunden. Ohne Berücksichtigung des internationalen Stromhandels und unter 
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Annahme eines flexiblen Systems ergibt sich für alle Szenarien eine zu speichernde 

Energiemenge von weniger als 6,4 TWh. Dies entspricht weniger als 3,5 % der 

Gesamterzeugung aus Windkraft und Photovoltaik (vgl. Tabelle 4-3), beziehungsweise 

1,4 % des jährlichen Stromverbrauchs in 2012 nach /ENTSOE-01 14/. Wird von einer 

konventionellen Must-Run-Kapazität von 10 GW ausgegangen, erhöht sich die zu 

speichernde Energiemenge von 6,4 auf maximal 18 TWh und der Anteil der nicht-

integrierbaren Stromüberschüsse an der Gesamterzeugung aus Wind und PV steigt auf 

10 %. Es zeigt sich, dass die Stromüberschüsse, die Anzahl der Stunden negativer 

Residuallast sowie die maximale Leistung je nach Szenario stark variieren. Dies ist – bei 

für alle Szenarien gleichen Ausbaugraden – durch die den Leistungsgängen 

zugrundeliegenden Wetterdaten zu erklären, welche in Abhängigkeit des Wetterjahrs je 

nach Szenario stark variieren. 

Tabelle 4-3: Gesamterzeugung aus PV und Wind für die verschiedenen Szenarien 

und Anteil der Stromüberschüsse für die drei Szenarien  

Szenario Gesamte 
Erzeugung PV  

in TWh 

Gesamte 
Erzeugung 

Wind  
in TWh 

Anteil der 
Stromüberschüsse 

an der 
Gesamterzeugung 

Wind und PV 

Anteil der 
Stromüberschüsse an 
der Gesamterzeugung 

Wind und PV mit 
10 GW Must-Run 

ÜNB 55 83 0,7 % 4 % 

NEP 54 128 2,4 % 8 % 

DFM 64 117 3,5 % 10 % 

 

In diesen Szenarien wird der internationale Stromaustausch noch nicht berücksichtigt. 

Obwohl auf Basis historischer Daten kein eindeutiger Zusammenhang zwischen der 

Einspeisung aus Wind und PV und der Höhe des Handelssaldos abgeleitet werden kann, 

kann jedoch grundsätzlich festgehalten werden, dass gerade zu Zeiten sehr hoher 

Einspeisung aus regenerativen Erzeugern der Stromexport aufgrund sinkender 

Börsenpreise steigt. Ähnlich wie für das Jahr 2012 (vgl. Abbildung 4-17) verschieben 

sich in diesem Falle die Jahresdauerlinien der Residuallast nach oben, was zu einer 

Verringerung der zu speichernden Energiemengen, der Stunden negativer Residuallast 

sowie der benötigten Speicherleistung führt. Aufgrund des geplanten Ausbaus der 

Kuppelstellen /EB-02 13/ kann sich dieser Trend in Zukunft noch weiter fortsetzen. 

Neben den kumulierten Stromüberschüssen über das gesamte Jahr sind für die 

Bestimmung der erforderlichen Speicherkapazität die zusammenhängenden, nicht 

integrierbaren, elektrischen Energiemengen relevant. Tabelle 4-4 zeigt die 

Häufigkeitsverteilung der zusammenhängenden Stromüberschüsse in GWh, sowie die 

kumulierte bzw. integrierbare Überschussenergie in Abhängigkeit verfügbarer 

Speicherkapazitäten von 40, 100 und 200 GWh. Es wird zunächst davon ausgegangen, 

dass der Speicher jeweils zu Beginn eines Events von EE-Überschüssen leer ist 

(Annahme: ‚ständige Verfügbarkeit‘). Dieses Vorgehen führt zu einer Überschätzung der 

Energiemengen, die durch die Speicher integriert werden können.  
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Tabelle 4-4: Häufigkeitsverteilung der zusammenhängenden Stromüberschüsse und 

kumulierte Stromüberschüsse in Abhängigkeit von der 

Speicherkapazität unter der Annahme ‚ständiger Verfügbarkeit‘. Die 

Skalen unterscheiden sich auf der linken und rechten Seite um den 

Faktor 2. 

Ohne Must-Run Mit Must-Run 

ÜNB ÜNB 

  

NEP NEP 

  

DFM DFM 
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Es zeigt sich, dass für das ÜNB-Szenario ohne Must-Run-Kapazität mit einer geringen 

installierten Speicherkapazität von 40 GWh fast die gesamte kumulierte 

Überschussenergie integriert werden kann, wenn von einer uneingeschränkten 

zeitlichen Verfügbarkeit der Speicher ausgegangen wird. Für den Fall einer 

Must-Run-Kapazität von 10 GW werden hingegen Speicherkapazitäten größer als 

100 GWh benötigt, um einen Großteil der Überschüsse zu integrieren. Für das NEP- und 

das DFM-Szenario kann mit Speicherkapazitäten von 40 GWh weniger als die Hälfte der 

Überschussenergie gespeichert werden. Unter Berücksichtigung der 

Must-Run-Kapazitäten sind für die Integration des größten Teils der auftretenden 

Überschüsse installierte Speicherkapazitäten im Bereich von 100-200 GWh notwendig. 

Wird nun in einem nächsten Schritt davon ausgegangen, dass nach einem Überschuss-

Event die Speicherentladung maximal in Höhe der auftretenden Residuallast bis zum 

nächsten Event erfolgen kann (Szenario ‚eingeschränkte Verfügbarkeit‘), reduzieren sich 

die integrierbaren Überschüsse wie in Abbildung 4-18 dargestellt. Keine 

Berücksichtigung finden weitere Einschränkungen, die sich durch die installierte Be- 

und Entladeleistung ergeben können.  

 

Abbildung 4-18: Integrierbare Überschüsse in Abhängigkeit der Speicherkapazität für 

das Szenario ‚eingeschränkte Verfügbarkeit‘ 

Bei Berücksichtigung der zuvor beschriebenen eingeschränkten Verfügbarkeit ist eine 

Reduktion der integrierbaren Überschüsse um bis zu 15 % zu beobachten. 

Einschränkungen für die Entladung ergeben sich vorwiegend für die NEP- und 

DFM-Szenarien mit Must-Run.  

Die Dauer der zusammenhängend auftretenden Überschüsse für das Maximalszenario 

sind in Abbildung 4-19 dargestellt. Es zeigt sich, dass eine Beladedauer von ca. 10 h 

notwendig ist, um einen Großteil der auftretenden Überschüsse zu speichern. 

Voraussetzung hierfür ist eine schnelle Entladung des Speichers, um die Verfügbarkeit 

des Speichers zu gewährleisten. 
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Abbildung 4-19: Häufigkeitsverteilung der Dauer der zusammenhängenden 

Stromüberschüsse für das Szenario DFM mit Must-Run 

Außer der Häufigkeit sowie der Dauer des Auftretens negativer Residuallast, ist für die 

Wahl der geeigneten Speichertechnologie auch die Vorhaltedauer relevant. Daher wird 

für jede Woche die mittlere Verbraucherlast der mittleren Einspeisung regenerativer 

Erzeugung und Must-Run-Anlagen gegenübergestellt. Wie die Wochenbilanzen in 

Abbildung 4-20 zeigen, ist der Verbrauch über den Zeitraum einer Woche betrachtet, 

stets größer als die Erzeugung aus erneuerbaren Energien und Must-Run-Anlagen. Eine 

Vorhaltedauer des Speichers von mehr als einer Woche ist folglich nicht notwendig.  

 

 

 

Abbildung 4-20: Nach Wochen aufgelöster Verbrauch sowie Erzeugung aus 

erneuerbaren Erzeugern und Must-Run-Anlagen für das Jahr 2012 

und die drei Szenarien ÜNB, NEP, DFM  
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Zusammenfassung 

Die Entwicklung der Einsatzoption „Integration überschüssig gesetzter Einspeisung“ 

hängt von dem Zusammenspiel der Einflussfaktoren ab, die laut Abbildung 4-1 relevant 

sind. Als Treiber für die Nachfrage konnten in den obigen Betrachtungen der Anteil der 

Erneuerbaren Energien an der Stromnachfrage und die Höhe des thermischen Must-

Run-Sockels identifiziert werden. Einen besonders sensitiven Faktor stellt die 

Zusammensetzung des EE-Parks dar. In den betrachteten Szenarien wurde zwar die 

installierte Leistung je Energieträger konstant gehalten, der Erzeugungsgang jedoch 

variiert. So wird im ÜNB-Szenario davon ausgegangen, dass neu gebaute 

Windkraftanlagen die gleichen Volllaststunden besitzen, wie bereits bestehende. In den 

anderen beiden Szenarien wird hingegen von höheren Volllaststunden (ca. 2000) 

ausgegangen. Hierdurch steigt die nicht integrierbare Energiemenge um mehr als einen 

Faktor 2 an. Die Betrachtungen zu der Entwicklung der Volllaststunden von 

Windkraftanlagen aus Abbildung 4-5 zeigen jedoch, dass mit um 50 % höheren 

Volllaststunden für Neubauanlagen zu rechnen ist. Wird der Anteil der Erneuerbaren 

Energien am Stromverbrauch hingegen konstant gehalten, so ist durch die Steigerung 

der Volllaststunden bei Windkraftanlagen von einer Abnahme der Überschüsse 

auszugehen. Das Angebot für die Aufnahme von Überschüssen wird durch den 

grenzüberschreitenden Netzausbau und eine effizientere Nutzung der 

Transportkapazitäten erweitert. Zudem zeigen die Analysen in /GUM-01 15/, dass bei 

einem steigenden EE-Anteil der Anteil von Strom am Endenergieverbrauch zunimmt. 

Dadurch entstehen automatisch zusätzliche Flexibilitäten im System. Geschieht dies 

jedoch nicht, und wird der Zubau über Leistungsziele definiert, so ist bis 2030 mit einer 

deutlichen Zunahme an Überschüssen zu rechnen. 

Auf Basis der durchgeführten Analysen lassen sich die zu erwartenden Anforderungen 

an saisonale Speicher ableiten. So zeigt sich, dass bei einer Verdopplung der 

installierten Leistung von Wind und Photovoltaik in Bezug auf das Jahr 2012 

Wochenspeicher ausreichend sind, um alle Überschüsse zu integrieren. Selbst bei der 

Annahme von 10 GW thermischen Must-Run-Kapazitäten tritt bilanziell über den 

Zeitraum einer Woche keine Lastüberdeckung auf. Insgesamt fallen in den betrachteten 

Szenarien Überschüsse in Höhe von unter einer TWh bis hin zu 18 TWh im 

Maximalszenario (DFM mit 10 GW Must-Run) an. Diese zu speichernde Energiemenge 

ist im Vergleich zum Netto-Exportüberschuss im Jahr 2013 in Höhe von ca. 34 TWh 

/FFE-05 14/ als gering einzustufen. Die maximal zusammenhängend auftretenden 

Überschüsse und somit die erforderliche Speicherkapazität liegt im zwei- bis 

dreistelligen GWh-Bereich. Zur vollständigen Aufnahme der Überschüsse müssten die 

Beladeleistungen der Speicher in der durchgeführten rein nationalen Betrachtung im 

zweistelligen GW-Bereich liegen. Für das Maximalszenario beträgt die bereitzustellende 

Leistung ca. 54 GW. Die Anforderungen an den dynamischen Betrieb sind wesentlich 

geringere als bei den Einsatzoptionen ‚Frequenzhaltung‘ und ‚Ausgleich von 

Prognosefehlern‘, für welche Speicher auf Schwankungen im Sekundenbereich reagieren 

müssen. Da das Auftreten großer Überschussströme mehrere Stunden im Voraus 

bekannt ist, ist eine Aktivierungszeit von mehreren Stunden vertretbar. 
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4.6 Bereitstellung gesicherter Leistung 

Die Einspeisung aus Erneuerbaren Energien ist schwer planbar und nur ein kleiner 

Anteil der installierten Leistung kann als gesicherte Leistung gewertet werden. 

Demzufolge ist durch steuerungsfähige Erzeugungseinheiten der Großteil der 

Maximallast zu decken. Speicher können durch gezieltes Be- und Entladen einen 

Beitrag zur gesicherten Erzeugungsleistung liefern. 

4.6.1 Beschreibung 

Konventionelle Kraftwerke erbringen, abgesehen von Kraftwerksausfällen und 

kurzzeitigen Brennstoffengpässen, den Großteil der gesicherten Leistung. 

Brennstoffengpässe werden im Allgemeinen bei der Bestimmung der gesicherten 

Leistung durch konventionelle Kraftwerke vernachlässigt. Der Beitrag von Speichern 

zur Bereitstellung gesicherter Leistung bemisst sich zum einen an der speicherbaren 

Energiemenge (Energiekriterium) und zum anderen an der Be- und Entladeleistung 

(Leistungskriterium). 

4.6.2 Bedarf 

Die für die Systemstabilität zusätzlich zur Lastdeckung erforderlichen 

Kraftwerkskapazitäten ergeben sich vorrangig aus geplanten und ungeplanten 

Nichtverfügbarkeiten sowie der notwendigen Reserve für Systemdienstleistungen. Dies 

bedeutet, dass höhere Kraftwerkskapazitäten vorgehalten werden müssen als rein für 

die Deckung der im Winter auftretenden Maximallast notwendig wären. Berechnungen 

mit Daten aus /UENB-01 12/ weisen einen Bedarf in Höhe von etwa 106 % der 

Jahreshöchstlast als gesicherte Leistung aus. Eine Analyse der stündlichen Lastwerte, 

wie sie von der ENTSO-E für die öffentliche Versorgung ausgewiesen werden, zeigt, dass 

seit 2007 die Maximallast am 1.12.2012 in einer Höhe von 79,9 GW aufgetreten ist 

/ENTSOE-02 14/. Bislang kann die erforderliche gesicherte Leistung prinzipiell durch 

den bestehenden Kraftwerkspark erbracht werden.  

Allerdings werden bereits heute durch die Bundesnetzagentur im Rahmen der 

Reservekraftwerksverordnung mehrere GW an Reservekraftwerksbedarf ausgewiesen 

(vgl. Abbildung 4-21). Die Motivation hierfür ist durch Netzengpässe gegeben. Auf 

Grund der derzeit bestehenden regionalen Engpässe im Süden Deutschlands, ist es bis 

zur Fertigstellung wichtiger Netzausbauprojekte erforderlich, Reservekraftwerke für 

besondere Belastungssituationen – insbesondere während der Wintermonate – 

vorzuhalten, die außerhalb des Energiemarktes zur Gewährleistung der Sicherheit und 

Zuverlässigkeit des Elektrizitätsversorgungssystems eingesetzt werden können. Zudem 

soll zur Vermeidung einer Verschärfung dieser Situation die weitere Stilllegung von 

gesicherter Erzeugungskapazität verhindert werden. Die jüngste Novelle des 

Energiewirtschaftsgesetzes hat daher die Möglichkeiten geschaffen, Anlagen, welche 

vom Betreiber stillgelegt werden sollen, vorläufig im Betrieb zu halten, wenn dies zur 

Gewährleistung der Systemsicherheit erforderlich ist.  



Bereitstellung gesicherter Leistung 39 

   

 

Abbildung 4-21: Entwicklung des Bedarfs an Reservekraftwerken nach 

/BNETZA-06  14/ 

Bis vor kurzem wurde die Versorgungssicherheit als eine rein nationale Angelegenheit 

wahrgenommen. Nach Maßnahme 18 aus /BMWI-03 15/ und den Plänen der 

Übertragungsnetzbetreiber /PLEF-01 15/ wird sich dies in Zukunft jedoch ändern. Durch 

geöffnete Elektrizitätsmärkte und ein funktionierendes europäisches Verbundnetz wird 

der Reservebedarf weiter sinken. Darüber hinaus wird sich die europäische 

Marktkopplung voraussichtlich auch auf die in den jeweiligen Gebieten installierte 

Kraftwerksleistung auswirken. Aufgrund der zentralen Lage in Europa und den bereits 

vorhandenen Kuppelkapazitäten gilt dies insbesondere für das deutsch-österreichische 

Marktgebiet /PEL-02 13/. Für die hier dargestellten, vereinfachten Betrachtungen wird 

noch von einem rein nationalen Ansatz ausgegangen. 

4.6.3 Anforderungen 

Die folgenden Ausführungen entsprechen denen aus /PEL-01 15/. Die Anforderungen an 

Speicher zur Bereitstellung von gesicherter Leistung lassen sich anhand eines 

Gedankenexperimentes nachvollziehen. Dies gibt Aufschluss darüber, welchen Beitrag 

Tagesspeicher theoretisch zur gesicherten Erzeugung leisten können, und welche 

Speicherkapazität, Be- und Entladeleistung dafür zur Verfügung stehen müssten: 

Zunächst werden die stündlichen Lastwerte, wie sie von der ENTSO-E für die öffentliche 

Versorgung ausgewiesen werden, analysiert. Die Maximallast trat dabei am 1.12.2012 

mit einer Höhe von 79,9 GW auf. Die mittlere Tageslast lag um etwa 8,7 GW unterhalb 

der Maximallast. Dies entspricht dem hypothetischen Maximalbeitrag von 

Tagesspeichern zur Bereitstellung gesicherter Leistung. 

Wird analog zu Pumpspeicherkraftwerken von einem Verfügbarkeitsfaktor der Speicher 

von 0,8 ausgegangen /UENB-01 12/, so könnten Tagesspeicher mit einer installierten 

Entladeleistung von 11 GW den Bedarf an verfügbarer thermischer Kraftwerksleistung 

um 8,7 GW senken.  

Bisher erfolgte die Bewertung nur über das Leistungskriterium für die Entladung. Wird 

das Energiekriterium betrachtet, so müssen einerseits über den gesamten Tag ca. 

76 GWh bereitgestellt werden, wenn die konventionelle Erzeugung der mittleren 

Tageslast entspricht. Andererseits können bei einer konventionellen Erzeugung in Höhe 

der mittleren Tageslast über den Tag hinweg 76 GWh aus dem Netz bezogen werden. 

Nun ist zu berücksichtigen, dass bei Be- und Entladevorgängen stets Speicherverluste 

anfallen. Bei guten Pumpspeicherkraftwerken liegen diese bei ca. 20 %. Bei einem 
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Speichernutzungsgrad von 20 % würden bei einem nächtlichen Netzbezug von 76 GWh 

somit 15,3 GWh tagsüber nicht zur Verfügung stehen. 

Im Gegensatz zu den Betrachtungen bezüglich des Spitzenlastbeitrages von 

Erneuerbaren Energien zum Zeitpunkt der Maximallast (vgl. /UENB-01 12/) wurden 

selbst am schlechtesten Tag der Produktion aus Windkraft und Photovoltaik in den 

Jahren zwischen 2012 und 2014 – bei einer installierten Leistung von 60 GW Wind und 

60 GW PV – ca. 20 GWh zwischen 6 und 20 Uhr eingespeist. Die Speicherverluste 

könnten damit wieder ausgeglichen werden. 

Bei Tagesspeichern ist aufgrund der kürzeren Ladedauer und der stärkeren 

Lastschwankung in den Nachtstunden die zu installierende Ladeleistung jedoch höher 

als die Beladeleistung. Die gesicherte Beladeleistung müsste bei etwa 13 GW liegen, um 

die 76 GWh aus dem Netz zu beziehen. Bereits heute sind in Deutschland ca. 6,7 GW 

Pumpleistung vorhanden. Nach dem Leistungskriterium, Faktor 0,8, können somit 

5,4 GW gesicherte Leistung durch Speicher bereitgestellt werden. Aus energetischer 

Sicht würden damit 33,4 GWh über den Tag hinweg bereitgestellt werden. Bei einer 

Speicherkapazität von ca. 40 GWh der Pumpspeicherkraftwerke in Deutschland ist 

damit auch das Energiekriterium erfüllt. Der Maximalbeitrag neuer Tagesspeicher zur 

gesicherten Leistung liegt somit bei 3,3 GW, da von den erforderlichen 8,7 GW bereits 

5,4 GW durch bestehende Pumpspeicherkraftwerke bereitgestellt werden können.  

Das Gedankenexperiment erlaubt folgendes Fazit: Tagesspeicher können einen 

maximalen Beitrag von knapp 9 GW zur gesicherten Leistung liefern. Die Betrachtung 

erfolgte dabei auf den stündlichen Lastdaten der ENTSO-E seit dem Jahr 2007. Sollten 

Kurzzeitspeicher zur Bereitstellung gesicherter Leistung verwendet werden, so muss 

eine Verlagerung des Lastgangs von Spitzenlastzeiten zwischen 6 Uhr morgens und 

21 Uhr abends in die Nachtstunden möglich sein. 

4.6.4 Kosten 

Es besteht kein konkreter Markt aus dem die Kosten abgeleitet werden könnten. Daher 

könnten aus heutiger Sicht die Kosten angenommen werden, die im Rahmen der 

Reservekraftwerksverordnung anfallen. Zwar werden diese nicht veröffentlicht, nach 

einer Expertenbefragung ist jedoch davon auszugehen, dass sie im mittleren 

zweistelligen Millionenbereich liegen.  

Als Referenzkosten zur Bereitstellung gesicherter Leistung im Falle eine Neubaubedarfs 

können einfache Gaskraftwerke oder Konzepte mit Schiffdieseln herangezogen werden. 

Die Kosten für Gaskraftwerke belaufen sich auf ca. 400 €/kWel /KUH-01 11/. Für die 

Schiffsdieselanlagen liegen keine offiziellen Kosten vor. 

4.6.5 Entwicklungsperspektive 

Die Entwicklung der Einsatzoption „Bereitstellung gesicherter Leistung“ hängt von dem 

Zusammenspiel der Einflussfaktoren ab, die laut Abbildung 4-1 relevant sind. Bei der 

Entwicklung des Verbraucherlastgangs gibt es Treiber und Dämpfer für die 

Entwicklung des Bedarfs. Als Treiber auf der Nachfrageseite können die 

Elektrofahrzeuge, die zu einer Erhöhung der Abendspitze führen und die Installation 

von klassisch nicht-hybrid ausgelegten Wärmepumpensystemen genannt werden. Unter 

diesen sind dabei Anlagen zu verstehen, die bei einem kontinuierlichen Betrieb – unter 
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Berücksichtigung der vereinbarten Sperrzeiten - die maximale Wärmenachfrage für das 

zu versorgende Objekt liefern können. Als indirekter Dämpfer kann eine Reduktion von 

Nachtspeicherheizungen verstanden werden, da hierdurch die Nachfrage in den 

Nachtstunden um mehrere GW absinken, und der Beitrag von Tagesspeichern nach 

obigem Gedankenexperiment zunehmen kann. Weitere Dämpfer sind die 

Internationalisierung der Bemessung für die Bereitstellung gesicherter Leistung, der 

Netzausbau und der sich dadurch steigernden Anteil der gesicherten Einspeisung aus 

EE-Anlagen (vgl. Abbildung 4-6).  

In Anbetracht der Reduktion fossiler Kraftwerksleistung ist es stark von dem gewählten 

Rahmenszenario abhängig, ob Speicher einen Beitrag zur gesicherten Leistung liefern 

können. Zudem sind Betrachtungen zur gesicherten Leistung sehr stark von der 

tatsächlichen Einspeisung aus EE-Anlagen, dem Exportsaldo und der sich daraus 

ergebenden Residuallast 2.0 /PEL-02 13/ abhängig. Der absolute Wert, der durch 

planbare Erzeugung bereitgestellt werden muss, wird mit hoher Wahrscheinlichkeit 

abnehmen und nur in sehr wenigen Jahren tatsächlich abgerufen werden. Genauere 

Analysen hierzu sollten Bestand weiterer Forschungsarbeiten sein. 

4.7 Frequenzhaltung 

Der nicht erkannte Prognosefehler führt zu einer Abweichung von der Sollfrequenz im 

Stromnetz. Neben der Momentanreserve, die für eine kurzfristige Stabilisierung des 

Stromsystems sorgt, werden zur Wahrung der Netzfrequenz die drei Regelleistungsarten 

Primär-, Sekundärregelleistung und Minutenreserve eingesetzt. Die Momentanreserve 

wird in /BECK-01 13/ ausführlich diskutiert und ist nicht Bestandteil dieser Arbeit. Die 

Analyse der Regelleistungsmärkte wurde in Zusammenarbeit mit /FAT-01 14/ und dem 

Projekt „PiVO-Tanken im Smart Grid“ durchgeführt. Aus den Analysen zur 

Frequenzhaltung ergaben sich die beiden Publikationen /FFE-01 15/ und /FAT-02 15/ in 

denen Teile der nachfolgenden Analysen detaillierter ausgeführt sind.  

4.7.1 Beschreibung 

Der nicht erkannte Prognosefehler führt zu einer Abweichung der Netzfrequenz von der 

Sollfrequenz. Diese Abweichung wird von den ÜNB registriert und durch den Einsatz 

von Primär-, Sekundärregelleitung und Minutenreserve entsprechend der Abfolge, wie 

sie in Abbildung 4-22 zu sehen ist, ausgeglichen.  

 

Abbildung 4-22: Reihenfolge der Regelleistungsaktivierung nach ENTSO-E 

/UCTE-2 09/ 
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Die Entwicklung von Bedarf und Kosten wird durch direkte Eingriffe in die 

Rahmenbedingungen beeinflusst. Hier haben sich in den letzten 10 Jahren in Bezug auf 

Marktgröße und Ausschreibungsmodalitäten immer wieder Neuerungen ergeben. Daher 

ist es hilfreich, vorab die historische Entwicklung der Rahmenbedingungen zu 

betrachten: 

Zur Reduktion gegenläufiger Abrufe in den vier deutschen Regelzonen wurde über einen 

Zeitraum von 2008 bis 2010 in Form von vier Modulen der bundesweit optimierte 

Netzregelverbund (ONRV) geschaffen (siehe Abbildung 4-23). Hierdurch können 

Synergieeffekte einer größeren Regelzone genutzt werden. Laut /BNETZA-05 13/ führte 

die Gründung des ONRV zu jährlichen Einsparungen in dreistelliger Millionenhöhe. In 

Abbildung 4-23 ist zudem zu erkennen, dass zwischen 2011 und 2012 eine Umstellung 

der Mindestangebotsgrößen sowie für PRL und SRL eine Reduktion des 

Ausschreibungszeitraums eingeführt wurde.  

Neben diesen Anpassungen an den deutschen Regelleistungsmärkten gibt es auch 

internationale Erweiterungen der Märkte. Darunter fällt zum einen die IGCC 

(International Grid Control Cooperation), die sich in ihrem ersten Modul auf den 

gegenläufigen Einsatz der Sekundärregelleistung der teilnehmenden Länder beschränkt 

(siehe Abbildung 4-24). Zum anderen haben sich Deutschland, die Niederlande, die 

Schweiz und Österreich auf eine zumindest teilweise gemeinsame Ausschreibung von 

Primärregelleistung verständigt.  

 

Abbildung 4-23: Entwicklung der innerdeutschen Rahmenbedingungen, /FAT-01 14/ 

 

Abbildung 4-24: Entwicklung der internationalen Kooperationen 
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4.7.2 Bedarf  

Der Bedarf im Kontext der Regelleistung definiert sich einerseits über die 

Vorhalteleistung, für die SRL und MRL ist zusätzlich der Abruf von Bedeutung. 

Während die Vorhalteleistung für PRL im gesamten Netzgebiet der ENTSO-E auf 

3000 MW definiert und anteilig am Verbrauch auf die Länder verteilt wird, definieren 

die ÜNB die vorzuhaltende Leistung für SRL und MRL separat. In Abbildung 4-25 ist 

die Entwicklung der mittleren jährlichen Leistungsvorhaltung je Regelleistungsart 

dargestellt.  

 

Abbildung 4-25: Entwicklung der mittleren jährlichen Leistungsvorhaltung je 

Regelleistungsart 

Seit Einführung des ONRV im Jahr 2010 ist bis 2015 ein Rückgang der vorgehaltenen 

Leistung von ca. 11 auf 9 GW zu verzeichnen. Zwar wurde in den Jahren 2013 und 2014 

mehr MRL ausgeschrieben, dies hat sich jedoch 2015 wieder auf das Niveau von 2012 

reduziert. Eine ähnliche Tendenz ist bei den abgerufenen Energiemengen, die in 

Abbildung 4-26 dargestellt sind, zu erkennen. 

  

Abbildung 4-26: Mittlerer Abruf der Sekundärregelleistung (links) und der 

Minutenreserve (rechts) 

Abgesehen von Schwankungen hat bei der SRL seit 2012 ein kontinuierlicher Rückgang 

stattgefunden. Im Vergleich zum Jahr 2008 hat sich der SRL-Abruf im Jahr 2015 um 

mehr als 50 % reduziert. Nach deutlichen Schwankungen in den Jahren 2009 bis 2012 

liegen die MRL-Abrufe in den Jahren 2014 und 2015 wieder auf dem Niveau von 2008.   

Da sich der Bedarf an SRL und MRL in die Regelleistungsvorhaltung und den Abruf 

gliedert, ist es zudem von Interesse, die Verteilung des Abrufes zu kennen. Daraus lässt 
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sich ableiten, wie sich die Kosten für Leistungsvorhaltung und Abruf idealerweise 

aufteilen. Hierfür ist in Abbildung 4-27 die Jahresdauerlinie des positiven und 

negativen SRL-Abrufes für mehrere Jahre dargestellt. Die Häufigkeit der Abrufe 

oberhalb von 500 MW hat sich für die negative SRL von ca. 8000 auf rund 2000 

Viertelstunden verringert. Bei der positiven SRL hat sich der Abruf von etwas mehr als 

6000 auf ca. 2000 Viertelstunden verringert. Abrufe oberhalb von 1000 MW kommen in 

beiden Fällen in weniger als 320 Viertelstunden des Jahres vor. Daraus lässt sich 

ableiten, dass Technologien für die Regelleistungsvorhaltung und Erbringung favorisiert 

werden, die im Vergleich zu den Kosten für den Abruf besonders geringe Kosten für die 

Leistungsvorhaltung aufweisen. Abgesehen davon hat sich auch die Höhe des 

maximalen Abrufes in den letzten beiden Jahren auf unter 2000 MW belaufen.  

 

Abbildung 4-27: Jahresdauerlinien SRL Abruf negativ (links) und positiv (rechts) für 

die Jahre 2012 – 2015 (Eigene Darstellung, Daten von 

/UENB-02 15/) 

Die Jahresdauerlinie der Minutenreserve (nicht dargestellt) weist einen ähnlichen 

Verlauf auf. Allerdings kam es 2015 hier nur noch in etwas weniger als 8000 

Viertelstunden zu einem Abruf.  

4.7.3 Kosten 

Die Vorhaltung von Regelleistung verursacht Kosten aus Systemsicht. Kosten aufgrund 

des Abrufes entstehen nur dann, wenn Zusatzkosten gegenüber dem Kraftwerks- und 

Speichereinsatzes bei perfekter Prognose entstehen. Im Folgenden wird daher nur der 

Leistungspreis betrachtet. Abbildung 4-28 zeigt auf der linken Seite die Gesamtkosten 

je Regelleistungsart und Jahr. Auf der rechten Seite ist die Entwicklung der 

leistungsspezifischen Kosten dargestellt. Das monetäre Volumen für die 

Leistungsvorhaltung beträgt heute mit ca. 300 Mio. €/Jahr weniger als 40 % vom 

Volumen des Jahres 2008.  
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Abbildung 4-28: Gesamtkosten und spezifische Kosten für die Leistungsvorhaltung je 

Regelleistungsart 

Die Reduktion der Gesamtkosten für die Leistungsvorhaltung ist jedoch nicht für alle 

Regelleistungsarten gleich. Besonders hohe Kostenreduktionen sind bei der negativen 

und positiven SRL sowie bei der positiven MRL zu verzeichnen. Hingegen sind die 

Kosten für die PRL und negative MRL mit Ausnahme von kleineren Schwankungen in 

etwa konstant geblieben. Insgesamt ist auffällig, dass die Kosten für die 

Leistungsvorhaltung zwischen zwei Jahren um mehr als 100 % schwanken können.  

4.7.4 Anforderungen 

Die Anforderungen zur Teilnahme an den Regelleistungsmärkten sind in /VDN-03 07/ 

dokumentiert. Im Rahmen eines Präqualifikationsverfahrens sind diese durch den ÜNB 

zu überprüfen. Wie bereits in Kapitel 4.6.1 erwähnt, haben sich hier in den letzten 

Jahren eine Reihe von Änderungen gegeben. In Tabelle 4-5 ist der gegenwärtige 

Rahmen zum Stand 01.03.2016 aufgeführt. Demnächst sind Anpassungen zu erwarten, 

da die BNetzA aktuell ein „Festlegungsverfahren zur Weiterentwicklung der 

Ausschreibungsbedingungen und Veröffentlichungspflichten für Sekundärregelung und 

Minutenreserve“ durchführt.  
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Tabelle 4-5: Überblick über die Anforderungen und Charakteristika der einzelnen 

Regelleistungsarten 

 Primärregelleistung Sekundärregelleistung Minutenreserve 

Angebotsgröße 
±1 MW 

(bis 27.06.2011 5 MW) 
5 MW 

(bis 27.06.2011 10 MW) 
5 MW 

(bis 03.07.2012 10 MW) 

Poolbar? 
Ja, innerhalb einer 

Regelzone 

Ja, innerhalb einer 
Regelzone  

Regelzonenübergreifend 
nur zur Erreichung der 
Mindestangebotsgröße 

Ja, innerhalb einer 
Regelzone  

Regelzonenübergreifend 
nur zur Erreichung der 
Mindestangebotsgröße 

Aktivierungs-
geschwindigkeit 

30 s 5 min 15 min 

Arbeitsverfügbarkeit 

100 % des 
Vermarktungszeitraums 
(Präqualifikation: 15 min 

am Stück) 

100 % des 
Vermarktungszeitraums 

4 Stunden am Stück für 
Anlagen mit begrenztem 

Arbeitsvermögen  
(z. B. Speicher) 

100 % des 
Vermarktungszeitraums 

Abruf automatisch automatisch online 

Vermarktungszeitraum 
Wöchentlich 

(bis 27.06.2011 monatlich) 
Wöchentlich 

(bis 27.06.2011 monatlich) 
täglich 

Intervalldauer 

gesamter 
Ausschreibungszeitraum  

24 h täglich 

HT: 8-20 Uhr 

 NT: 0-8 und 20-24 Uhr 
(inkl. an Sa, So und 

Feiertage von 0-24 Uhr) 

4 h-Blöcke 

Vergütung Leistungspreis 
Leistungspreis & 

Arbeitspreis 
Leistungspreis & 

Arbeitspreis 

Marktvolumen DE ~ 600 MW ~ ± 2.300 MW ~ ± 2.400 MW 

Typische Anlagen 
Hauptsächlich fossile 

Kraftwerke 

Fossile, Pumpspeicher-, 
Virtuelle Kraftwerke, 

Power2Heat 

Fossile, Pumpspeicher-, 
Virtuelle Kraftwerke 

 

4.7.5 Entwicklungsperspektive 

Die starken historischen Fluktuationen bei Bedarf und Kosten motivieren dazu nicht 

nur zukünftige Einflussfaktoren zu untersuchen, sondern auch aus einer Analyse 

historischer Daten Einflussfaktoren und deren Wirkung zu bestimmen. 

Dementsprechend erfolgt zunächst eine Analyse der historischen Entwicklung und 

anschließend darauf aufbauend der Ausblick in die Zukunft.  

4.7.5.1 Analyse der historischen Entwicklung 

Auch wenn eine direkte Zuordnung von Einflussfaktoren auf die Entwicklung des 

Bedarfs und der Kosten für Regelleistung nicht immer eindeutig möglich ist, gibt es 

dennoch einige Zusammenhänge, die herausgearbeitet werden können. Diese werden im 

Folgenden vorgestellt. Ein Anspruch auf Vollständigkeit besteht hier jedoch nicht. Ziel 

ist es vielmehr, ein grundsätzliches Verständnis der Wirkzusammenhänge zu erlangen. 

Maßgeblichen Einfluss auf die Entwicklung des Bedarfs und auf die Kosten für 

Regelleistung hat beispielsweise die Entwicklung der Rahmenbedingungen (vgl. 

Kapitel 4.7.2). So führte die Umsetzung des ONRV zu einer deutlichen Reduktion der 

vorgehaltenen Leistung und dem Rückgang der Aufwendungen hierfür. Dies äußert sich 
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in dem klaren Sprung des Bedarfs und der Kosten im Jahr 2009 auf die Werte des 

Jahres 2010 (vgl. Kapitel 4.7.2 und 4.7.3).  

Ein direkter Einfluss auf den Abruf von SRL und MRL kann aus den Daten jedoch nicht 

abgeleitet werden. Hingegen sinkt der SRL-Abruf seit der Einführung der International-

Grid-Control-Cooperation (IGCC) im Jahr 2011. Eine detaillierte Analyse zur IGCC und 

deren Einfluss auf die beteiligten Länder wird in /FAT-01 15/ durchgeführt. Dort wird 

gezeigt, dass der Abruf positiver SRL zwischen in den Jahren 2012 bis 2014 im Mittel 

um 500 GWh und für negative SRL im Mittel um etwas mehr als 280 GWh reduziert 

werden konnte.  

Neben der IGCC hat auch die Einführung des 15-Minuten-Intraday-Handels den SRL-

Abruf beeinflusst. In /WEI-01 09/ wird gezeigt, dass die Netzfrequenz zum 

Stundenwechsel aufgrund der Differenz zwischen dem kontinuierlichen Lastverlauf und 

dem treppenförmigen Fahrplanverlauf Sprünge aufweist. Die Differenz zwischen beiden 

Verläufen ähnelt dabei einem Sägezahnprofil. In /FAT-02 15/ wird gezeigt, dass dieser 

Zusammenhang auch im Abruf der SRL zu erkennen ist und dass die Verkürzung der 

minimalen Blockhandelslänge von einer Stunde auf 15 Minuten zu einer deutlichen 

Reduktion des SRL-Abrufes führt. Hierzu wurden mit Hilfe eines Suchalgorithmus die 

charakteristischen Abweichungen des 4-Sekunden-SRL-Bedarfs identifiziert, und eine 

um diese Abweichungen bereinigte Zeitreihe erstellt. Das Integral über den Betrag der 

Differenzen der beiden Zeitreihen gilt als Maß für den Anteil des SRL-Abrufes, der auf 

die Blockhandelslänge von einer Stunde zurückzuführen ist und wird als 

Sägezahnfaktor bezeichnet. Für die vorliegende Arbeit wird die Entwicklung der 

charakteristischen Amplituden der Fourier-Transformation der Zeitreihe verwendet. 

Abbildung 4-29 zeigt links die Entwicklung des 15-Minuten-Intraday-

Handlesvolumens bis Dezember 2015 und rechts die Entwicklung des 

Amplitudenmaximums der charakteristischen Schwingungen mit einer Periodendauer 

von 60 Minuten zwischen 21 und 24 Uhr. Dieser Zeitraum wird exemplarisch gewählt, 

da hier die 60-Minuten-Schwingung am deutlichsten zu erkennen ist. 

    

Abbildung 4-29: Entwicklung des 15-Minuten Intraday-Handels (links) und der 

Maxima der Schwingungen mit einer Periodendauer von 60 Minuten 

zwischen 21 und 24 Uhr (rechts) 

Der 15-Minuten-Intraday-Handel nimmt seit seiner Einführung Mitte Dezember 2011, 

abgesehen von den jahreszeitlichen Schwankungen, aufgrund erhöhter PV-Einspeisung 

in den Sommermonaten kontinuierlich zu. Die Betrachtung der Amplitudenmaxima 

weist im Gegensatz dazu einen umgekehrten Trend auf. Seit Mitte 2012 ist eine 

deutliche Abnahme zu verzeichnen, wobei das Amplitudenmaximum seit Mitte 2015 bei 
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ca. 22 % des absoluten Maximums in etwa konstant ist. Eine weitere Reduktion durch 

eine vollständige Umstellung auf einen 15-Minuten-Handel hat demnach nur noch einen 

geringen Einfluss.  

Neben der deutlichen Reduktion des SRL-Abrufes aufgrund der IGCC und der 

Verkürzung der minimalen Blockhandelslänge haben sich die Kosten für die 

Leistungsvorhaltung negativer SRL im Jahr 2015 im Vergleich zum Jahr 2013 um mehr 

als 75 % reduziert. Ein Grund hierfür kann ein deutlicher Anstieg der installierten 

Power2Heat-Anlagenleistung in Fernwärmenetzen sein, der nach Daten der 

Power2Heat-Liste der FfE mehr als 500 MW in den letzten beiden Jahren betragen hat. 

Dies zeigt, wie die Nutzung einer kostengünstigen Technologie bei einem beschränkten 

Marktvolumen zu deutlichen Erlösreduktionen führen kann.  

Gleiches ist bei der Entwicklung des Arbeitspreises der positiven MRL zu beobachten 

(vgl. Abbildung 4-30, rechts). Neben dem Effekt des ONRV hat laut Betreiberangaben 

auch die Nutzung von Netzersatzanlagen zu einer deutlichen Erlösreduktion geführt. 

Darüber hinaus erlaubt eine genauere Betrachtung der MRL-Leistungspreise nach 

Produktzeitscheiben in Abbildung 4-30 die Identifikation weiterer Zusammenhänge, wie 

nachfolgend erläutert wird. 

  

Abbildung 4-30: Leistungspreise negativer (links) und positiver MRL (rechts) nach 

Produkten (Eigene Darstellung, Daten von /UENB-02 15/) 

Auffällig ist, dass in Niedriglastzeiten die Preise für die Lastreduktion am höchsten 

sind. Dies ist darauf zurückzuführen, dass sich die meisten Kraftwerke, die dann in 

Betrieb sind, bereits nahe der Mindestlast befinden und eine weitere Absenkung der 

Leistung daher nur beschränkt möglich ist. Seit 2013 ist im Vergleich zu den 

benachbarten Gebotszeiträumen außerdem ein erhöhter Leistungspreis im 

Gebotszeitraum von 12 bis 16 Uhr zu verzeichnen. Dies kann auf die hohe installierte 

PV-Leistung zurückgeführt werden, die in den Mittagsstunden Kraftwerke dazu zwingt, 

sich in Teillast zu begeben. Auf Seiten der positiven MRL weisen seit 2012 die 

Gebotszeiträume 08:00-12:00 und 16:00-20:00 die höchsten Preise auf, was sich über 

einen Anstieg der Residuallast erklären lässt. Im Gebotszeitraum zwischen 12:00 und 

16:00 sind im Gegensatz zur negativen MRL die Preise zurückgegangen. Der 

Teillastbetrieb der Kraftwerke in diesem Zeitraum wirkt sich hier konsequenterweise 

invers aus. Aus dieser Analyse lässt sich folgern, dass ein flexiblerer Kraftwerkspark zu 

einer weiteren Verringerung der Erlöse führen wird und sich der Ausbau Erneuerbarer 

Energien vielfältig auswirken kann. 
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Unabhängig von der Regelleistungsart zeigen die durchgeführten Analysen, dass der 

Ausbau Erneuerbarer Energien die dämpfenden Effekte zumindest nicht überwogen hat. 

Es bleibt offen, ob ohne diesen eine noch stärkere Reduktion stattgefunden hätte. 

4.7.5.2 Zukünftige Entwicklung 

Die Entwicklung der Einsatzoption „Frequenzhaltung“ hängt von dem Zusammenspiel 

der Einflussfaktoren ab, die nach Abbildung 4-1 relevant sind. Als Treiber auf der 

Nachfrageseite ist alleine der Ausbau der Erneuerbaren Energien zu nennen. In 

/DENA-02 14/ wird eine detaillierte Analyse zur zukünftigen Entwicklung des Bedarfs 

an Regelleistungsvorhaltung durchgeführt. In Abbildung 4-31 sind die Ergebnisse der 

Studie zur Entwicklung des Bedarfs an Regelleistungsvorhaltung zusammengefasst 

dargestellt. Wird das Standardverfahren zur Dimensionierung verwendet, so ergibt sich, 

dass der Bedarf an positiver und negativer Minutenreserve mit +90 bzw. +70 % bis 2030 

eine markante Steigerung erfahren wird. Auch der Bedarf an SRL erfährt eine, wenn 

auch nicht genauso ausgeprägte Steigerung mit rund 40 bzw. 10 %. Ein der EE-Prognose 

angepasstes Dimensionierungsverfahren weist eine deutlich geringere Steigerung und 

im Falle der negativen SRL sogar eine Absenkung im Mittel aus. Des Weiteren heißt es 

in der Studie, dass aufgrund des vermehrten Auftretens starker Windflanken mit einem 

erhöhten Abruf von SRL zu rechnen ist. 

 

Abbildung 4-31: Abschätzung des zukünftigen Regelleistungsbedarfs nach 

/DENA-02 14/ 

Als Dämpfer für die Nachfrage ist die Verbesserung der Kürzestfrist-Prognose (<1 h) der 

Verbraucher und der Erzeuger zu nennen. Für Erneuerbare Energien ist eine 

Verbesserung jedoch bereits in den Berechnungen der oben genannten Studie enthalten. 

Eine Ausweitung internationaler Kooperationen kann sich vor allem in Verbindung mit 

dem Netzausbau hingegen dämpfend auf den Bedarf auswirken. Wohingegen einer 

Umstellung auf einen reinen 15-Minuten-Intraday- bzw. Day-Ahead-Handel kein 

weiterer signifikanter Einfluss auf den SRL-Abruf zugeschrieben werden kann. Eine 

Verkürzung der Intraday-Vorlaufzeit von aktuell 30 auf 15 Minuten kann sich jedoch 

wieder dämpfend auf den Abruf auswirken. 

Auch wenn in Niedriglastsituationen kaum konventionelle Kraftwerke am Netz sind, so 

stehen andere technische Optionen als Erbringer von Regelleistung zur Verfügung. 

Hierzu zählen Power2Heat, die Einbindung von EE-Parks und aufgrund der 

Kostendegressionen auch Batterien. Darüber hinaus ist durch eine weitere Reduktion 
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der Markteintrittsbarrieren von einer effizienteren Nutzung und Vergrößerung des 

Angebots auszugehen /BNETZA-22 15/. Auch die Veränderung des Kraftwerksparks hin 

zu flexibleren Kraftwerken und einer Flexibilisierung des Bestands wirkt sich positiv 

auf das Angebot und reduzierend auf die Kosten aus. Insgesamt ist daher auch bei 

steigender Nachfrage von sinkenden Kosten für die Bereitstellung und Erbringung von 

Regelleistung auszugehen. 
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5 Modellumgebung ISAaR 

Für die Erstellung des integrierten Simulationsmodells zur Anlageneinsatz- 

und -ausbauplanung mit Regionalisierung wurden die Energiesystemmodelle aus 

/SCHM-01 12/, /BEER-01 12/, /BEER-02 12/, /STECK-01 12/, /STECK-02 12/ der FfE 

weiterentwickelt. Das entwickelte Modell wird in seinem vollen Umfang mit den 

Bestandteilen „Optimierungsmodell“ und „Datenbankstruktur“ als Integriertes 

Simulationsmodell zur Anlageneinsatz- und –ausbauplanung mit Regionalisierung, kurz 

ISAaR bezeichnet. Hierzu wurden im Rahmen der Promotion die Arbeiten von 

/EB-01 13/, /SCHN-01 14/, /ZAU-01 14/, /BOE-01 15/, /MUR-01 15/ und /BOET-01 15/ 

betreut, nach deren Abschluss der jeweilige Stand dokumentiert wurde. Durch das 

kontinuierliche Anlernen von Studierenden konnten Schwachstellen im Aufbau des 

Optimierungsmodells identifiziert werden und die Bedienbarkeit sowie die Flexibilität 

des Modells durch eine weiterführende Abstraktion stets verbessert werden. Letzteres 

zeigt sich in der verwendeten normalisierten Datenbankstruktur (s. Kapitel 5.2) und 

dem darin enthaltenen Prozessmodell /KOEP-01 15/. 

Zunächst werden die grundsätzlichen Anforderungen an ISAaR diskutiert, die sich zum 

einen aus der Nachvollziehbarkeit der Datengrundlage und zum anderen aus den 

Analysen der Einsatzoptionen ergeben. Für das Optimierungsmodell ist eine Vielzahl 

von Eingangsdaten notwendig, die sich je nach Szenario ändern können. Um die 

Ergebnisse und die Eingangsdaten für eine Berechnung nachvollziehbar ablegen zu 

können, wurde eine normalisierte Datenbankstruktur erstellt, deren Aufbau in 

Abschnitt 5.2 erläutert wird. Eine Beschreibung des Optimierungsmodells findet sich in 

Abschnitt 5.3. Abschließend werden Validierungsergebnisse für das Wetterjahr 2012 

vorgestellt. 

5.1 Anforderungen 

Grundsätzlich soll es mit dem Modell möglich sein, den Ausbau und Einsatz von 

Anlagen der Energieversorgung aus Systemsicht zu bestimmen und gleichzeitig aus 

Akteurssicht zu bewerten. Auch aus Akteurssicht liegt der Fokus der Untersuchungen 

auf dem Gesamtsystem und nicht auf der Optimierung einzelner Prosumenten oder der 

Portfoliooptimierung. Der Unterschied zwischen der System- und Akteursbetrachtung 

liegt darin, dass bei letzterer Steuern und Abgaben für den Einsatz der Bestandteile des 

Energiesystems berücksichtigt werden. Als Optimierungsansatz wurde hierfür die 

lineare Optimierung gewählt. Zur Identifikation der weiteren Anforderungen haben sich 

die vier folgenden Punkte als besonders relevant herausgestellt, die nachfolgend genauer 

beschrieben werden: 

 Welche Einsatzoptionen sollen mit dem Modell abgebildet werden und welche 

davon sind sinnvoll abzubilden? 

 Welche zeitliche und räumliche Auflösung ist abzubilden? 

 Was ist der notwendige Detaillierungsgrad technischer Restriktionen? 

 Wie kann das Modell neben einer mathematischen Beschreibung in Form einer 

Optimierung auch über ein Datenhandling verfügen, das es erlaubt, flexibel und 

nachvollziehbar auf verschiedenste Eingangsdaten zugreifen zu können? 
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5.1.1 Abzubildende Einsatzoptionen 

In Kapitel 4 und /PEL-01 16/ sind die Einsatzoptionen für Speicher aus System- und 

Akteurssicht vorgestellt. Da im Rahmen dieser Arbeit ISAaR nicht die Optimierung 

einzelner Prosumenten oder eine Portfoliooptimierung beinhalten soll und auch keine 

knotenscharfen Netzbetrachtungen durchgeführt werden, verbleiben die folgenden 

Einsatzoptionen:  

 Frequenzhaltung 

o Primärregelleistung 

o Sekundärregelleistung 

o Minutenreserve 

o Momentanreserve (Rückgang der Schwungmasse) 

 Ausgleich des erkannten Prognosefehlers 

 Lastglättung  

 Bereitstellung gesicherter Leistung  

Bis auf die Bereitstellung gesicherter Leistung decken sich diese Einsatzoptionen aus 

System- und Akteurssicht.  

Die Betrachtungen aus Kapitel 4 zur Frequenzhaltung zeigen, dass es in den letzten 

Jahren zu einer Drittelung der Kosten für die Leistungsvorhaltung gekommen ist. Dies 

ist zum einen auf Anpassungen im regulatorischen Rahmen und eine Zunahme des 

Angebots zurückzuführen. Bereits heute sind Batteriespeicher konkurrenzfähig am 

Primärregelleistungsmarkt einzusetzen, wie die Analysen in /PEL-01 16/ zeigen. Alleine 

aufgrund der starken Kostensenkungen der Batterien ist daher von einem deutlichen 

Erlösrückgang auf dem PRL-Markt auszugehen, weshalb auch Branchenexperten dazu 

raten, Investitionsentscheidungen für diesen Business-Case zu überdenken 

/PÖYR-01 16/. Auch wenn die Erlöse für die Leistungsvorhaltung sinken, so könnte es 

durchaus sein, dass hohe Erlöse bzw. Kosten durch einen vermehrten Abruf der 

Regelleistung zu erwarten sind. Auch hier stellt sich jedoch eine deutliche Senkung der 

Abrufraten ein. Zudem kann die Bereitstellung negativer Regelleistung in einem 

linearen Optimierungsmodell nur unzureichend abgebildet werden /PFEI-01 15/. Aus 

den aufgeführten Gründen wird darauf verzichtet, den Regelleistungsmarkt bzw. die 

Kosten durch Regelleistung in ISAaR mit abzubilden.  

Insbesondere in Zeiten geringer Residuallast und in Zeiten, in denen sich der Großteil 

der Kraftwerke in Teillast befindet, bieten Speicher die Möglichkeit den erkannten 

Prognosefehler als zusätzliche Flexibilitätsoption auszugleichen. Dadurch können die 

technischen Anforderungen an Kraftwerke reduziert werden. Die Entwicklung in den 

letzten Jahren hat jedoch gezeigt, dass am Stunden-Intraday-Handel der gewichtete 

mittlere Intraday-Preis im Mittel nicht signifikant vom Day-Ahead-Preis abweicht. 

Bislang besteht also in der Regel ausreichend Flexibilität am Intraday-Markt, um den 

erkannten Prognosefehler auszugleichen. In Anbetracht dessen, dass immer mehr 

Grundlastkraftwerke (Kernkraft und Braunkohle) aus dem Markt gehen und damit 

alleine durch den sich ändernden Kraftwerkspark das Flexibilitätsangebot für den 

Intraday-Markt steigen wird, ist - bis auf wenige Ausnahmen - nicht mit hohen Kosten 

für den kurzfristigen Ausgleich des erkannten Prognosefehlers zu rechnen. Des Weiteren 

schreitet die europäische Marktkopplung auch auf dem Intraday-Markt immer weiter 

voran, und es kann von kontinuierlich verbesserten Prognosen der Erneuerbaren 
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ausgegangen werden. Zwar sind auf dem viertelstündlichen Intraday-Markt deutliche 

Preisschwankungen innerhalb einer Stunde zu erkennen, allerdings wird auch hier 

davon ausgegangen, dass dies nur ein temporärer Effekt ist, der sich durch die 

Steigerung der Liquidität am viertelstündlichen Intraday-Markt reduzieren wird. 

Damit verbleiben noch die Lastglättung und die Bereitstellung gesicherter Leistung als 

abzubildende und mittels des Optimierungsmodells zu erfassende Einsatzoptionen.  

5.1.2 Detaillierungsgrad der technischen Restriktionen 

Bereits in Abschnitt 5.1.1 wurde im Rahmen der Diskussion um die Abbildung des 

Intraday-Handels erwähnt, dass der Anteil der Grundlastkraftwerke immer weiter 

zurückgeht. Darüber hinaus werden bestehende Anlagen immer weiter flexibilisiert. Es 

kommt der weitere Ausbau der Kuppelkapazitäten und die europäischen Marktkopplung 

hinzu, wodurch sich im Optimierungsmodell eine Ganzzahligkeitsbedingung immer 

einfacher durch die Regelung von immer mehr Anlagen umgehen lässt. Damit weicht 

das Ergebnis einer Modellierung, die mit Hilfe von Ganzzahligkeit technische 

Restriktionen detaillierter abbildet, immer weniger von einer Modellierung ab, die auf 

eine linearisierte Abbildung der Ganzzahligkeit setzt. Dies motiviert zur Verwendung 

eines linearen Optimierungsmodells. 

5.1.3 Zeitliche Auflösung 

Die zeitliche Auflösung wird durch die Zeitkonstanten der abzubildenden technischen 

Eigenschaften der Anlagen und Wetterbedingungen bestimmt. Aufgrund der 

Betrachtung des Energiesystems kommt es zu einer Glättung verschiedener Aspekte, 

wie der Schwankung der Wind- und PV-Einspeisung, und damit zu einer Glättung des 

Verlaufs der Residuallast. Für Energiesystembetrachtungen wird hierfür in der Regel 

eine zeitliche Auflösung von einer Stunde verwendet, um auch Leistungsspitzen 

ausreichend abbilden zu können. Die Verwendung von Typtagen ist nach /GEN-01 12/ 

nicht geeignet, da sich der Erzeugungsgang von Windkraft kaum typisieren lässt.  

5.1.4 Räumliche Auflösung 

Mit ISAaR soll die Kopplung der Sektoren Strom, Wärme und Verkehr dargestellt 

werden können. Zur Berücksichtigung regionaler Unterschiede der Verfügbarkeit von 

Speicheroptionen und von Netzrestriktionen wird Deutschland in 18 Netzregionen 

entsprechend /DENA-17 10/ unterteilt, die über das Stromnetz miteinander verbunden 

sind (siehe Abbildung 6-1). Österreich wird in 8 Zonen in Anlehnung an die Studie 

Super-4-Micro-Grid /BOX-01 11/ aufgeteilt. Für die Untersuchungen ist der europäische 

Stromhandel auf Landesebene mit einzubeziehen. Fernwärmenetze werden ebenfalls in 

einer räumlichen Auflösung von Netzregionen modelliert, wobei in Deutschland 

zusätzlich zwischen industriellen Fernwärmenetzen und Fernwärmenetzen der 

öffentlichen Versorgung unterschieden wird. Darüber hinaus soll es für weitere 

Untersuchungen über die vorliegende Arbeit und MOS2030 hinaus auch möglich sein, 

andere Aggregationsstufen zu wählen.  

5.1.5 Datenverwaltung 

Die Eingangsdaten bilden das Rückgrat der Optimierungsrechnung, da diese für die 

Aussagekraft und Qualität der Ergebnisse entscheidend sind. Aufgrund der 
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Vielschichtigkeit der notwendigen Eingangsdaten, wie wirtschaftliche Parameter, 

Anlagenkenngrößen und verschiedenste Lastgänge sollte die Verwaltung der Daten in 

einer Datenbank stattfinden. Die Datenbankstruktur sollte dabei einen hohen Grad an 

Flexibilität mit sich bringen, damit das Energiesystem ohne Einschränkungen 

abgebildet werden kann. Dementsprechend wird eine relationale Datenbank gewählt, 

die eine normalisierte Ablage erlaubt und damit eindeutige Beziehungen zwischen 

verschiedenen Tabellen schafft. Hierdurch wird die Wartung vereinfacht und die 

Konsistenz der Daten gewährleistet.  

5.2 Datenbankstruktur 

An der FfE existiert seit einigen Jahren das FREM /CORR-01 14/, in dem jegliche Art 

von Energiesystemdaten gesammelt, aggregiert und modelliert werden. 

Dementsprechend wird die Datenverwaltung von ISAaR in das FREM eingebettet. 

Hierdurch ist es möglich, die im FREM modellierten Daten, wie sich ändernde 

Ausbauleistungen Erneuerbarer Energien oder neue Verbrauchsentwicklungen 

dynamisch in die Szenarienerstellung einzubinden. Einen Überblick über die für ISAaR 

erstellte Datenbankstruktur gibt Abbildung 5-1. Sie besteht aus insgesamt vier 

Ebenen:

 Energiesystem: grundlegende Definitionen von Energieträger-IDs, technischen 

Komponenten und den daraus resultierenden Prozess-IDs, sowie verknüpfende 

Tabellen zur Bildung von Baumstrukturen 

 Grundlagendaten: Daten zu Anlagenbeständen (Kraftwerke, Speicher, Netze,..), 

technischen und wirtschaftlichen Parametern (Brennstoffkosten, 

Wirkungsgrade,...), sowie Zeitreihen (thermische und elektrische Lastgänge, 

installierte Leistung je Jahr) 

 Szenariendefinition: Kombination der Daten zu rechenfähigen Subszenarien und 

Beschreibung der Szenarien 

 Ergebnisverwaltung: Verwaltung von relevanten Berechnungsergebnissen und 

Informationen zur Zusammensetzung der Berechnungsläufe 

Zwischen der Szenariendefinition und der Ergebnisverwaltung stehen noch die 

Verknüpfung der einzelnen Szenarien zum gesamten Eingangsdatensatz und die 

eigentliche Optimierung. Dieser Teil ist in Abbildung 5-1 grau dargestellt. In der Regel 

wird über die grafische Bedienoberfläche eine Auswahl an Szenarien getroffen, die 

anschließend aus der Datenbank abgerufen und für die Optimierung aufbereitet werden. 

Nach dem Modellaufbau erfolgt die Lösung mittels CPLEX und im Nachgang die 

Ergebnisübergabe an die Datenbank.  
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Abbildung 5-1: Struktureller Aufbau von ISAaR /BOE-01 15/ 

5.2.1 Energiesystem  

In dem Energiesystem-Schema finden sich die Grundlagendefinitionen über die das 

gesamte Energiesystem beschrieben werden kann. Somit beinhaltet dieses Schema die 

Tabellen, durch deren Kombination alle Bestandteile des Energiesystems beschrieben 

werden können. Die Kombination der Tabellen wird als Prozessmodell bezeichnet. Den 

Prozessen sind in den Grundlagendaten-Schemata technische und wirtschaftliche 

Parameter zugeordnet. In /KOEP-01 15/ wird dieser Ansatz genutzt und auf die 

Anwendbarkeit im Kontext von Netzberechnungen eingegangen. 

Ein Prozess wird durch den/die Input-Energieträger, eine technische Komponente, 

den/die Output-Energieträger und bei Bedarf durch die Prozesseigenschaft(en) 

beschrieben. Er besteht also aus 3+1 Bestandteilen. Eine schematische Darstellung des 

Prozessmodells ist in Abbildung 5-2 gegeben. 

 

Abbildung 5-2:  Prozessmodell /BOE-01 15/ 

Eine technische Komponente ist eindeutig definiert und beschreibt die verbaute 

Anlagentechnik, wie z. B. chemischer Stromspeicher oder Gasturbine. Die anderen drei 

Bestandteile können einzeln oder in Kombination auftreten. Dies erhöht die Anzahl der 

Ergebnisverwaltung
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notwendigen Freiheitsgrade zur Beschreibung von Anlagen des Energiesystems. Als 

Beispiel ist an dieser Stelle eine KWK-Anlage anzuführen. Sie besitzt die Energieträger 

(Out) „Strom“ und „Wärme“.  

Eine optionale Kenngröße stellt die Prozesseigenschaft dar. Sie wird benötigt, wenn bei 

gleicher Zusammensetzung eines Prozesses dennoch unterschiedliche technische 

Ausprägungen dieses Prozesses zu berücksichtigen sind. Beispielsweise ist bei der KWK 

zwischen Entnahmekondensations- und Gegendruckanlagen zu unterscheiden. Im 

Gegensatz zur technischen Komponente beeinflusst die Prozesseigenschaft jedoch nicht 

die In- und Output-Energieträger. Im Rahmen der Modellierung ist sie jedoch 

notwendig, damit beispielsweise eine technologische Ausprägung, wie die 700 C-

Technologie bei der Zuweisung von Parametern berücksichtigt werden kann. 

Durch eine Eltern-Kind-Zuweisung von Prozessen kann eine Baumstruktur gebildet 

werden, wie sie in Abbildung 5-3 exemplarisch gezeigt ist. Dadurch ist es möglich, 

Parameter auf unterschiedlichen Detaillierungsebenen zu definieren und konsistent den 

Anlagen zuzuweisen.  

 

Abbildung 5-3: Ausschnitt der Prozess-Baumstruktur /BOE-01 15/ 

Neben der Zuweisung von Parametern wird das Prozessmodell auch dazu verwendet, um 

Instanzen zu aggregieren und zu gruppieren. Für die Modellbildung ist dies von Vorteil, 

wenn für einen bestimmten Ober-Prozess und alle Unterprozesse eine spezifische 

Randbedingung gelten soll. Dies trifft beispielsweise bei Entnahmekonden-

sationsanlagen zu, die dem Ober-Prozess „KWK-Kraftwerke“  zugeordnet sind. 

5.2.2 Anlagenregister und Parametertabellen 

Zur Ablage von Eingangsdaten erfolgt eine Klassifizierung der Daten. Zum einen 

existieren anlagenscharfe Daten, die in dem jeweiligen Element-Schema bzw. 

Anlagenregister abgelegt werden. Zum anderen existieren Daten mit einem räumlichen 

Bezug und Daten, die einem Prozess zugeordnet werden. Letztere werden in den 

Parametertabellen des Szenarien-Schemas abgelegt. 
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Element-Schemata 

Für einige Elemente des Energiesystems, wie beispielsweise Kraftwerke, sind Listen 

zum Bestand sowie Zu- und Rückbau vorhanden. Diese Rohdaten werden in dem 

jeweiligen Element-Schema abgelegt und aufbereitet. Die Aufbereitung ist notwendig, 

um die Tabellen in ein rechenfähiges Format zu übertragen und Prozesse zuzuweisen. 

Der letzte Schritt ist notwendig, um eine Klassifizierung des Anlagentyps durchführen 

zu können. Neben der Zuweisung der Prozess-ID sind für die spätere 

Parameterzuweisung die geografische Lage und das Inbetriebnahmejahr von besonderer 

Bedeutung. 

Szenarien-Schema 

Das Szenarien-Schema beinhaltet alle regionalisierten und prozessbezogenen Daten, die 

für die Erstellung eines Szenarios verwendet werden können. Das bedeutet, dass hier 

zum Beispiel verschiedene Zeitreihen für den Ausbau Erneuerbarer Energien oder 

Erzeugungs- und Verbraucherlastgänge hinterlegt sind. Genauso können für die 

technischen oder wirtschaftlichen Parameter eines Prozesses mehrere Ausprägungen 

und damit Szenarien vorhanden sein. Die Zuweisung der Daten des Szenarien-Schemas 

zu einzelnen Anlagen des Element-Schemas erfolgt mit Hilfe eines dynamischen 

Zuweisungsalgorithmus  über den Prozess, die Region und das Jahr. 

5.2.3 Definition von Szenarien 

Die Verknüpfung der einzelnen Tabellen in den Grundlagenschemata führt zur 

Definition eines Szenarios, das über die grafische Bedienoberfläche ausgewählt werden 

kann. Erst diese Aufbereitung erlaubt eine flexible Zusammenführung von 

Anlagendaten und Parameterwerten zu einem Gesamtszenario. 

Das Schaubild in Abbildung 5-4 zeigt in der Mitte die Tabelle „Szenarienliste“, in der 

die Subszenarien verwaltet werden. Subszenarien ergeben sich aus der Auswahl von 

Anlagen oder Parametern aus den unterschiedlichen Schemata der Grundlagendaten. 

Die Menge aller ausgewählten Subszenarien definiert dann das Gesamtszenario, das als 

Eingangsdatensatz des zu berechnenden Modells verwendet wird. 

 

Abbildung 5-4: Stufen der Definition eines Szenarios /BOE-01 15/ 
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5.2.4 Ergebnisverwaltung 

Aufgrund der Vielzahl an verschiedenen Eingangsszenarien ist es notwendig, die 

Auswahl der Eingangsdaten bereits durchgeführter Optimierungsberechnungen 

nachvollziehbar zu dokumentieren. Gleiches gilt für die Berechnungsergebnisse. Mit der 

Ergebnisverwaltung ist es also möglich, die Eingangsdaten einer bereits durchgeführten 

Berechnung zu reproduzieren und Duplikate von Berechnungsläufen zu vermeiden. Des 

Weiteren erlaubt die eindeutige Zuweisung von Berechnungs-IDs eine sichere 

Ergebnisübergabe zwischen zwei Berechnungsläufen. 

5.3 Optimierungsmodell 

Im Rahmen des Energiesystemmodells ISAaR wird ein lineares Optimierungsproblem 

für die mathematische Beschreibung des Energiesystems aufgestellt (vgl. 

Abbildung 3-1), das mithilfe von CPLEX gelöst wird. Die lineare Optimierung (LP) ist 

die Maximierung oder Minimierung einer linearen Zielfunktion unter Berücksichtigung 

einer oder mehrerer Nebenbedingungen. Die Zielfunktion in ISAaR stellt eine 

Kostenfunktion dar, die zu minimieren ist. Das optimale Ergebnis zeichnet sich damit 

durch die geringsten Systemgesamtkosten für die Strom- und Wärmebereitstellung im 

betrachteten Modellgebiet aus.  

5.3.1 Nomenklatur und Aufbau 

Um den Bogen von der mathematischen Betrachtungsweise zu einer 

energiewirtschaftlichen Sicht zu schlagen, wird die in Abbildung 5-5 dargestellte 

Nomenklatur zur Modellbeschreibung eingeführt. 

 

Abbildung 5-5: Nomenklatur der Komponenten des Energiesystemmodells 

/BOE-01 15/ 

Grundsätzlich lässt sich ISAaR aus Elementen und Bedingungen beschreiben. Elemente 

sind Gruppen von Instanzen, die sich durch ein ähnliches technisches Verhalten 

auszeichnen. Beispielsweise besteht das Element „Konventionelle Kraftwerke“ aus den 
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Instanzen „Kraftwerk Irsching“ oder „Kraftwerk Schwarze Pumpe“. Bei Instanzen 

handelt es sich um einzelne Anlagen oder aggregierte Anlagendaten (z. B. alle PV-

Anlagen in einer bestimmten Netzregion). Während Eigenbedingungen das Verhalten 

von Elementen definieren, gelten Systembedingungen für mehrere Elemente oder 

Gruppen von Instanzen verschiedener Elemente.  

Abbildung 5-6 zeigt die in ISAaR abgebildeten Elemente und die Kopplungen zwischen 

den Systembedingungen Strom, Wärme und Gas. Es wird zwischen Bestands- und 

Zubauelementen unterschieden. Zubauelemente sind noch nicht existierende und 

ungeplante Anlagen, die im Rahmen der Optimierung zugebaut werden könnten, um die 

Systemgesamtkosten zu reduzieren. Eine Beschreibung der einzelnen Elemente findet 

sich in Abschnitt 5.3.3 

 

Abbildung 5-6: Elemente und Kopplungen zwischen den Systembedingungen Strom, 

Wärme und Gas in ISAaR  

Klassische Strom- zu Strom-Speicher bestehen teilweise aus bereits vorhandenen 

Pumpspeicherkraftwerken, zusätzlich können jedoch Speicher hinzugebaut werden. 

Damit handelt es sich um ein Beispiel für ein Bestands- und Zubauelement. Der 

Verbrauch von Strom und Wärme wird durch die jeweiligen Systembedingungen 

abgebildet. Die Wasserstoffschiene wird durch eine konstante Vergütung – äquivalent 

zur konventionellen Erzeugung aus dem Dampfreformationsprozess – abgebildet. In den 

beiden nachfolgenden Kapiteln werden die Modellierungsansätze der einzelnen 

Elemente und Systembedingungen erläutert. 

5.3.2 Systembedingungen 

Der Strom- und Wärmeverbrauch in den deutsch-österreichischen Netzregionen, bzw. im 

europäischen Umland, wird in Form von Lastbedingungen innerhalb der einzelnen 

Regionen berücksichtigt. Auf der Wärmeseite wird zusätzlich zwischen der Last der 

industriellen und der öffentlichen Fernwärme unterschieden. Bei der industriellen 

Fernwärmelast werden nicht näher spezifizierte Gas-Heizwerke als Alternative zu den 
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Industrie-KWK-Kraftwerken angenommen. Die öffentliche Fernwärmebedingung 

beinhaltet die in /PEL-01 16/ definierten thermischen Speicher und Heizwerke. 

Im Gegensatz zum Wärmeverbrauch existiert für die Kopplung zwischen den 

elektrischen Regionen ein Netz. Innerhalb einer Region gilt das Prinzip „Kupferplatte“. 

Dies bedeutet, dass jede Instanz mit einem elektrischen/thermischen Output/Input zur 

Deckung der Last beitragen kann. Eine Überdeckung ist nicht möglich. 

5.3.3 Elemente und Eigenbedingungen 

Einen wesentlichen Einfluss auf die Ergebnisse von Energiesystemmodellen haben die 

Modellierungsansätze für die im Modell abgebildeten Elemente. Durch 

Eigenbedingungen kann bestimmt werden, wie die Variablen einer Instanz miteinander 

verknüpft sind und damit, wie die verschiedenen Elemente im System wirken. Im 

Nachfolgenden werden die zentralen Ansätze der Modellierung für die verschiedenen 

Elemente dargestellt. Für die Investitionen der betrachteten Zubauoptionen wird eine 

Verzinsung von 7 % angesetzt. Die im Optimierungsjahr anfallenden Kosten sind 

annuitätische Werte. 

Konventionelle Kraftwerke 

Aufgrund ihrer zentralen Rolle im Energiesystem und der vielfältigen Anlagentechnik 

wird im Rahmen dieser Arbeit besonderen Wert auf eine realistische Modellierung 

verschiedener Kraftwerkstypen gelegt. 

Kraftwerke verursachen durch ihren Brennstoffverbrauch, CO2-Emissionen und Betrieb 

Kosten, die in der Zielfunktion berücksichtigt werden. Die Höhe dieser Posten wird 

durch verschiedene Eigenbedingungen modelliert, wie z. B. die Verknüpfung von 

Brennstoffverbrauch und elektrischem Output über den Wirkungsgrad. Weitere 

Gleichungen der Kraftwerksmodellierung sind die Bedingungen zur Beschreibung des 

Teillastverhaltens und der linearisierten positiven Laständerungsvariablen nach 

/WEB-01 04/. Zur Bepreisung von Anfahrvorgängen werden pro Anfahrvorgang 

betriebsäquivalente Kosten für Brennstoffverbrauch und variable Betriebskosten 

angenommen.  

Für die Kraftwerke mit einer thermischen Ausgangsleistung wird der Ansatz nach Sun 

/SUN-01 13/ gewählt. Dieser ermöglicht die Unterscheidung zwischen Entnahme-

kondensations- und Gegendruckanlagen, wobei die Entnahmekondensationsanlagen 

über einen frei disponiblen Anteil elektrischer Leistung verfügen.  

Wie in /PEL-01 16/ beschrieben, können Anreize für Industriekraftwerke identifiziert 

werden. Der Anreiz „Deckung einer Industrie-Fernwärmelast“ wird durch eine Wärme-

Systembedingung für die relevanten KWK-Industriekraftwerke gesetzt. Die 

„Verfeuerung von Abfallprodukten“ wird für die entsprechenden Kraftwerke als Must-

Run Block nach ihren durchschnittlichen Volllaststunden modelliert. Die 

Abgabenbefreiung bei „Deckung der elektrischen Last eines Industriebetriebs“ wird in 

Form einer Vergütung in Höhe von 83,6 €/MWh für den Anteil der installierten Leistung 

berücksichtigt, der sich aus dem Verlauf eines typischen Industrielastprofils, skaliert 

auf die typischen Volllaststunden der Industrieanlage ergibt. Eine Gutschrift können 

nur jene Kraftwerke erhalten, deren Anreiz sich nicht aus der Verfeuerung von 

Abfallprodukten ergibt, und welche nach FfE-Kraftwerksdatenbank über ein 
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elektrisches Werksnetz zur Einspeisung verfügen. Hinzu kommt der in /PEL-01 16/ 

beschriebene Anteil kleiner KWK-Anlagen, die mindestens mit ihrer Minimalleistung in 

das Netz einspeisen. 

Der Zubau neuer Kraftwerkskapazitäten wird unter Verwendung der Zubaubedingung 

nach /KUH-01 11/ ermöglicht. Als Zubauoption stehen Gaskraftwerke zur Verfügung. 

Erneuerbare Energien 

PV, Wind, Biomasse und Laufwasser werden als unflexible Erzeuger berücksichtigt. 

Lediglich Wind und PV können im Rahmen der Optimierung bis auf die Hälfte ihrer 

Erzeugungsleistung abgeregelt werden.  

Strom zu Strom-Speicher 

Die bestehenden Strom zu Strom-Speicher setzen sich aus Pumpspeicherkraftwerken 

(PSW) mit und ohne natürlichen Zufluss zusammen. Neben der 

Speicherfüllstandsgleichung, welche die Entwicklung des Speicherfüllstands in 

Abhängigkeit zu Ein- oder Ausspeisungen beschreibt, wird durch weitere 

Eigenbedingungen das Verhalten von PSW mit natürlichem Zufluss beschrieben. Da der 

natürliche Zufluss als Eingangsgröße in stündlicher Auflösung gegeben ist, wird 

festgesetzt, dass die Gesamtmenge des Zuflusses einer Woche auch innerhalb einer 

Woche wieder ausgespeichert werden muss. Des Weiteren darf die Ausspeicherung über 

einen Tag den Zufluss eines Tages um nicht mehr als 50 % übersteigen /HEC-01 15/. 

Als Zubauoptionen stehen Lithium-Ionen-Batterien, diabate und adiabte 

Druckluftspeicher und PSW zur Verfügung. Das Verhältnis von Kapazität zur Leistung 

wird durch die Optimierung bestimmt, wobei technologietypische Grenzwerte gesetzt 

sind. Die Bedingungen zum Zubau von Speicherleistung und -kapazität sind analog zur 

Zubaubedingung der Kraftwerke aufgebaut. 

Saisonale Speicher 

Saisonale Speicher werden wie die PSW mit natürlichem Zufluss modelliert, allerdings 

ohne Berücksichtigung der Speicherfüllstandsbedingung, da keine Einspeicherleistung 

vorhanden ist. Eine genauere Beschreibung ist in /HEC-01 15/ zu finden. 

Flexible Verbraucher 

Der Verbrauchsgang der funktionalen Speicher „Nachtspeicherheizungen“, 

„Wärmepumpen“ und „Elektromobilität“ stellt ein Flexibilisierungspotenzial dar. Im 

Rahmen der Modellierung werden vier Zeitreihen in Form von Eigenbedingungen zur 

Beschreibung dieses Potenzials berücksichtigt:  
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Tabelle 5-1: Zeitreihen zur Modellierung der flexiblen Verbraucher 

Zeitreihe Definition 

Unflexibler Lastgang Historischer Lastgang  

Bedarfsgang 
Spätestmöglicher Zeitpunkt des 

Strombezugs 

Anschlussleistungsgang 
Nutzbare Anschlussleistung aller sich am 

Netz befindlichen Geräte  

Kapazitätsgang 
Nutzbare Speicherkapazität aller 

verfügbaren Geräte  

 

Wird keine Flexibilisierung durchgeführt, so sieht die elektrische Lastbedingung den 

unflexiblen Lastgang als Verbraucher. Um eine Flexibilisierung zu ermöglichen, wird 

eine „Flex-Variable“ eingeführt, deren Wert zwischen 0 % (keine Flexibilisierung) und 

100 % (Flexibilisierung des gesamten Potenzials) liegen kann. Die 

Flexibilisierungskosten werden durch diese Variable im Kostenvektor repräsentiert. Bei 

einer Flexibilisierung von 50 % gilt, dass 50 % des unflexiblen Lastgangs als Verbrauch 

anfallen, während die anderen 50 % durch den Bedarfsgang abgebildet sind. Dieser kann 

zum spätmöglichsten Zeitpunkt gedeckt werden oder – analog zu einem klassischen 

Speicher – durch die Entladung von zuvor eingespeicherter Energie. Hier kommt die 

Speicherfüllstandsbedingung für den flexibilisierten Anteil zum Einsatz, wobei der 

Kapazitätsgang und der Anschlussleistungsgang die beschränkenden Größen darstellen. 

Lastflexibilisierung in der Industrie / Demand-Side-Management (DSM) 

Bei der Modellierung der Lastflexibilisierung in der Industrie wird zwischen den 

stromintensiven Prozessen und Querschnittstechnologien unterschieden. Zudem sind die 

stromintensiven Prozesse in die Einsatzarten „Lastverschiebung“ und 

„Produktionsausfall“ unterteilt.  

Die Kosten für eine DSM-Instanz des Typs „Stromintensive Prozesse“ setzen sich zum 

einen aus einmaligen Investitionen für die Erschließung und zum anderen aus variablen 

Kosten bei Abruf (Produktionsausfall) zusammen. Für die Lastverschiebung fallen keine 

Kosten für den Abruf an. Allerdings ist die Einsatzhäufigkeit dieser Variante gemäß der 

technoökonomischen Kenndaten aus /PEL-02 16/ auf vier Abrufe innerhalb eines Tages 

und 140 Abrufe in einem Jahr beschränkt. Die Bilanz aller Ein- und 

Ausspeichervorgänge über einen Tag muss stets ausgeglichen sein.  

Der Lastgang von Querschnittstechnologien kann innerhalb von 12 Stunden einmal 

angepasst werden und innerhalb eines Jahres werden maximal 500 Abrufe zugelassen. 

Für diesen DSM-Typ werden variable Kosten von null Euro angesetzt. Wie bei 

stromintensiven Prozessen fallen jedoch Investitionen für die Erschließung an.  

Power2Heat 

Power2Heat ermöglicht eine Sektorenkopplung zwischen Strom und Wärme. Daher 

besitzt eine Power2Heat-Instanz einen elektrischen Input und einen thermischen 

Output, welche über den Wirkungsgrad gekoppelt sind.  

Der Zubau von Power2Heat-Leistung erfolgt analog zu den konventionellen 

Kraftwerken mit Hilfe einer Zubaubedingung. 
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Thermische Speicher 

Thermische Speicher werden analog zu den elektrischen Speichern modelliert und 

können in den Fernwärmenetzen der öffentlichen Versorgung zugebaut werden. Auch 

hier findet für den Zubau mittels einer Zubaubedingung eine gesonderte Bepreisung 

von Einspeicherleistung und Speicherkapazität statt.  

Heizwerke 

Der Brennstoffbedarf von Heizwerken ergibt sich aus dem Wirkungsgrad und 

thermischen Output. Neben den Brennstoffkosten werden die CO2-Zertifikatskosten in 

der Kostenfunktion berücksichtigt. 

Power2Gas 

Die Kopplung des Stromsektors an den Gassektor wird im Modell durch den 

Elektrolyseprozess als Zubauoption abgebildet. Eine Methanisierung und anschließende 

Einspeicherung in das Erdgasnetz ist nicht Bestandteil der Untersuchung. Stattdessen 

wird eine Vergütung von 40 €/MWhth für den erzeugten Wasserstoff angesetzt. Dieser 

Wert bildet die Opportunitäten, die sich aus einer Produktion durch Dampfreformation 

ergeben  würden, ab. 

5.4 Validierung 

Für die Validierung des Modells wurden Einsatzplanungen in verschiedenen Varianten 

für das Vergleichsjahr 2012 im deutschen Marktgebiet durchgeführt. Die verschiedenen 

Varianten unterscheiden sich darin, ob nur Deutschland unter Berücksichtigung der 

historischen vortägigen Handelsflüsse (Cross-Border-Schedules, CBS) nach 

/ENTSOE-01 14/ modelliert wird oder eine Modellierung im europäischen 

Verbundsystem stattfindet. Für die Berechnung mit fixierten CBS wurden zusätzlich die 

Varianten „ohne“ und „mit Anreizen“ gerechnet. „Mit Anreizen“ bedeutet hierbei, dass 

für Industriekraftwerke Erlöse für vermiedenen Strombezug und für KWK-Anlagen die 

Einspeisung in Fernwärmenetze über die thermische Systembedingung berücksichtigt 

werden.  

In Abbildung 5-7 sind die Energiemengen der einzelnen Erzeugertypen für die 

verschiedenen Szenarien den Werten aus /BMWI-02 15/ gegenübergestellt. 
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Abbildung 5-7: Vergleich von Simulationsergebnissen und Daten aus /BMWI-02 15/ 

Auffällig ist, dass die Stromproduktion mit den Energieträgern Gas und Öl in der Regel 

unterschätzt wird und die Produktion aus Steinkohle dieses Delta in etwa ausgleicht. 

Kernkraft- und Braunkohlekraftwerke liegen geringfügig unter den historischen Daten, 

was auch auf den Unterschied zwischen Brutto und Netto-Produktion zurückzuführen 

ist. Für Speicher ist besonders relevant, dass Pumpspeicherkraftwerke im Modell fast 

die doppelte Wälzarbeit als nach /BMWI-02 15/ verrichten. Hierfür kann eine Reihe von 

Gründen angeführt werden. Zum einen waren die Regelleistungspreise 2012 für die 

Erlösgenerierung von großer Bedeutung, sie werden zum Bedienen von 

Kraftwerksrampen eingesetzt und mussten in der Regel Netzentgelte bezahlen. In den 

Validierungsrechnungen wurden diese drei Aspekte jedoch nicht berücksichtigt. 

Bei der EU-Berechnung ist eine deutliche Abweichung der Im- und Exporte zu 

verzeichnen. Exporte werden über- und Importe werden unterschätzt. Eine genauere 

Betrachtung hierzu erfolgt mittels Abbildung 5-8. Dort sind die Ergebnisse der Im- und 

Exporte aus dem Modell mit den vortägigen Handelsflüssen (Cross-Border-Schedules) 

verglichen. Herauszustellen ist die Abweichung von mehr als 10 TWh zum tschechischen 

Marktgebiet. Eine Erklärung hierfür kann die im Modell angenommene implizite 

Marktkopplung sein, die 2012 noch nicht bestand. Zusammen mit den mittleren 

Leitungskapazitäten zwischen beiden Marktgebieten, die rund 3 GW betragen, kann 

dies zu deutlichen Abweichungen führen.   
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Abbildung 5-8: Vergleich der Im- und Exporte aus dem Modell mit den historischen 

Cross-Border-Schedules nach /ENTSOE-01 14/ 

Unter anderem liegen aufgrund des 20 TWh geringeren Exportsaldos die mittleren 

Strompreise in der EU-Berechnung mit 41,85 €/MWh um knapp 1 €/MWh unterhalb der 

historischen Preise. Das Bestimmtheitsmaß der Strompreise liegt bei einem R2 von 0,61. 

Dies liegt vor allem an den Abweichungen bei hohen und besonders niedrigen Preisen, 

wie sie auch in Abbildung 5-9 bei dem Vergleich der simulierten und historischen 

Strompreisjahresdauerlinie zu erkennen sind. 

 

Abbildung 5-9: Strompreisdauerlinien für das Jahr 2012 

Es ist nicht das Ziel den heutigen Markt mit dem Modell detailliert abzubilden, sondern 

ein Modell zu schaffen, das es ermöglicht, eine Speicherbewertung ab dem Jahr 2020 

durchzuführen. Daher werden in dem Modell einige zu erwartende Entwicklungen, wie 

die Umsetzung der impliziten Marktkopplung, antizipiert. Es wurden Gründe genannt, 

aus denen sich die Abweichungen erklären lassen können. Genauere Untersuchungen 

hierzu sind nicht Bestandteil dieser Arbeit. 
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6 Anwendung von ISAaR 

Die Anwendung von ISAaR erfolgt auf der Ebene des Übertragungsnetzes in Form von 

Netzregionen für Deutschland und Österreich in stündlicher Auflösung unter Berück-

sichtigung des europäischen Verbundsystems. Aufgrund der hohen Rechenintensität 

erfolgen die Berechnungen zweistufig. Zunächst erfolgt eine europaweite 

Marktsimulation ohne Speicherausbau. Aus diesem ersten Lauf werden die Im- und 

Exporte des deutsch-österreichischen Marktgebietes für den zweiten Modelllauf, bei dem 

Speicher ausgebaut werden können, als feste Vorgabe übernommen. Zur Erreichung des 

Ziels, der Beantwortung der Kernfragen der Arbeit, wird das Modell, wie in Kapitel 1 

beschrieben, von mehreren Standpunkten aus angewendet. Hierfür werden Szenarien 

definiert, die sich aus der Entwicklung der Systemelemente Erneuerbare Energien, 

Kraftwerke, Übertragungsnetz und Last sowie für Steuern und Abgaben ergeben.  

Zunächst werden die Szenarien motiviert und beschrieben. Anschließend werden einige 

Ergebnisse des Speichereinsatzes- und –ausbaus aus Systemsicht (Variante V1) für 

unterschiedliche Netz- und Lastszenarien vorgestellt. Für eines der Last- und Netz-

szenarien erfolgt dann die Beschreibung der Simulationsergebnisse aus Akteurssicht. 

Dabei werden die Szenarien „geringe“ und „mittlere“ Abgaben betrachtet. Als 

Berechnungsvarianten werden hierfür V1*, V2 und V3 genutzt (vgl. Abbildung 3-2). 

Zuletzt erfolgt die Einordnung der Ergebnisse. 

6.1 Szenarien 

Eine ausführliche Beschreibung der Entwicklung je Systemelement findet sich in 

/PEL-01 16/ bzw. /PEL-02 16/. An dieser Stelle wird die Motivation für die wichtigsten 

Bestandteile und zentralen Unterschiede der Szenarien zuerst für die Berechnungen aus 

Systemsicht (V1) und dann für die Berechnungen aus Akteurssicht (V1*, V2, V3) 

erläutert. 

6.1.1 Systemsicht 

Der Netzentwicklungsplan (NEP), der jährlich von den Übertragungsnetzbetreibern in 

Deutschland erstellt wird, verfügt über einen ausgereiften Szenarioprozess. Zudem ist 

der Netzausbau ein politisch sehr sensibles Thema. Deshalb kann davon ausgegangen 

werden, dass Projekte auf Übertragungsnetzebene nur dann umgesetzt werden, wenn 

diese als Ergebnis des Netzentwicklungsplans feststehen. Dies motiviert, dass der 

Ausbau der Erneuerbaren Energien, die Höhe des Stromverbrauchs und der Netzausbau 

aus dem Netzentwicklungsplan übernommen werden. Somit ist eine Konsistenz 

zwischen Netzausbau und Ausbau der Erneuerbaren Energien, die als Haupttreiber für 

den Netzausbau gelten, gewährleistet. Der Netzausbau weist allerdings erhebliche 

Verzögerungen auf. Damit dieser Tatsache Rechnung getragen wird, erfolgt die Bildung 

von zwei Netzszenarien, wobei in einem Szenario eine Verzögerung des Netzausbaus um 

fünf Jahre angenommen wird. Abweichend vom Netzentwicklungsplan werden für den 

Kraftwerkspark nur Bestandskraftwerke betrachtet und KWK-Anlagen am Ende ihrer 

technischen Lebensdauer entsprechend ihrer Fernwärmeleistung durch Gaskraftwerke 

mit Abhitzekessel ersetzt. Dies erlaubt, den Beitrag Funktionaler Speicher zur 
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Bereitstellung gesicherter Leistung quantifizieren zu können. Zudem erfolgt abweichend 

vom NEP eine Variation der Last entsprechend /BLE-01 14/. Bei dieser Variante der 

Last, die später als Szenario „Forschungsverbund“ bezeichnet wird, geht der 

Stromverbrauch in Deutschland im Jahr 2030 gegenüber 2015 um 8 % zurück. Ursache 

für diesen starken Rückgang sind Effizienzgewinne, ähnlich wie in Variante C von 

/UENB-02 16/. Mit der Variation der Last wird der Effekt eines höheren Anteils 

Erneuerbarer Energien untersucht. Allen Szenarien ist gleich, dass bei der Erstellung 

der Windkrafterzeugungsgänge technische Entwicklungen berücksichtigt werden, die 

für neue Anlagen zu etwa 3000 anstatt gemeinhin angenommenen 2000 Volllaststunden 

jährlich führen. Dies führt für das Jahr 2030 zu einem EE-Anteil am Stromverbrauch 

von 67 % im NEP- und 75 % im Forschungsverbund-Szenario. Als Basis dient das 

Wetterjahr 2012. 

Die zentralen Unterschiede der Szenarien ergeben sich somit zum einen aus der Last, 

die nach Forschungsverbund im Jahr 2030 einen um ca. 50 TWh geringeren 

Verbrauch gegenüber NEP in Deutschland ausweist. Für Österreich wird keine 

Variation der Last durchgeführt. Zum anderen aus dem Netzszenario, für das 

beispielsweise im Szenario B+ im Jahr 2030 zusätzliche Übertragungskapazitäten von 

7 GW (verteilt auf fünf Netzprojekte) gegenüber Szenario A angenommen werden. Ein 

weiteres Unterscheidungsmerkmal der Szenarien sind die zu optimierenden 

Zubauoptionen. So kann jedes der obigen Szenarien mit der Referenz-Option R 

„alleiniger Kraftwerkszubau“ und mit der Option SA „Kraftwerks- und Speicherausbau“ 

simuliert werden. Aus der Option SA ergibt sich der Mehrwert von Speichern in 

Deutschland und Österreich. Zusätzlich wird zwischen der Variante 

„Netzregionenscharf“ und „Kupferplatte“ - also ohne Berücksichtigung von 

Netzrestriktionen im deutsch-österreichischen Marktgebiet - für die elektrische Last 

unterschieden. Die abgebildeten Länder sowie die Netzregionen in Deutschland und 

Österreich sind in Abbildung 6-1 dargestellt. In Tabelle 6-1 sind die Szenarien und ihre 

Merkmale, nach denen sie sich unterscheiden, zusammengefasst. Diese Nomenklatur 

wird für die nachfolgenden Beschreibungen von Berechnungsergebnissen beibehalten. 
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Tabelle 6-1: Übersicht und Abkürzungsverzeichnis zu den Szenarien für die 

Berechnungen aus Systemsicht 

Last Netz 
Optimierte 

Zubauoptionen 
2015 2020 2025 2030 Zusatz 

NEP 
Szenario 

A 
R 

(=Kraftwerkszubau) 
NAR15 NAR20 NAR25 NAR30 

-N 

-K 

NEP 
Szenario 

B+ 
R NBR15 NBR20 NBR25 NBR30 

-N 

-K 

Forschungsverbund 
Szenario 

A 
R FAR15 FAR20 FAR25 FAR30 

-N 

-K 

Forschungsverbund 
Szenario 

B+ 
R FBR15 FBR20 FBR25 FBR30 

-N 

-K 

NEP 
Szenario 

A 

SA  
(=Kraftwerks- und 
Speicherausbau) 

NASA15 NASA20 NASA25 NASA30 
-N 

-K 

NEP 
Szenario 

B+ 
SA NBSA15 NBSA20 NBSA25 NBSA30 

-N 

-K 

Forschungsverbund 
Szenario 

A 
SA FASA15 FASA20 FASA25 FASA30 

-N 

-K 

Forschungsverbund 
Szenario 

B+ 
SA FBSA15 FBSA20 FBSA25 FBSA30 

-N 

-K 

 

6.1.2 Akteurssicht 

In den Berechnungen zur Akteurssicht dient das Basisszenario „NASA30K“ als 

Grundlage. Für Steuern und Abgaben werden die beiden Kostenszenarien „gering“ und 

„mittel“ verwendet und in den drei Berechnungsvarianten V1*, V2 und V3 analysiert.  

In Realität unterscheiden sich für die verschiedenen Technologien und je nach Ort der 

Installation die Strompreisbestandteile. Dies wird in /PEL-02 16/ und /PEL-01 16/ 

genauer betrachtet. In dieser Arbeit basieren die Werte für die Strompreisbestandteile 

pauschalisiert auf denen für Industrieunternehmen laut /BDEW-14 14/. Das Szenario 

„mittlere Kosten“ zeichnet sich dadurch aus, dass alle Speicher die vollen Netzentgelte 

zahlen müssen. Pumpspeicher sind von der EEG-Umlage und der Stromsteuer befreit. 

Im Szenario „geringe Kosten“ sind alle Speicher von der Zahlung der EEG-Zulage befreit 

(siehe EEG §37 Abs. 4) und die Netzentgelte werden auf 20 % herabgesetzt. Durch die 

Annahme der Strompreisbestandteile nach /BDEW-14 14/ ergeben sich für 

Pumpspeicher mit 10,89 €/MWh bzw. 35,89 €/MWh Abgaben, die im Vergleich zu den 

heute gültigen Abgaben um rund einen Faktor 4 bzw. 12 höher sind. Dies erlaubt es 

insbesondere mit V3 Effekte zu analysieren, die bei einer Verringerung der 

Betriebsstunden von Pumpspeichern auftreten. 
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Abbildung 6-1: Abgebildete Länder sowie Netzregionen in Deutschland und 

Österreich 

6.2 Systemsicht (Berechnungsvariante V1) 

Im Fokus der Betrachtung dieser Arbeit steht das Jahr 2030. Die Ergebnisse der 

Simulation für dieses Jahr werden im Folgenden vorgestellt. Zusätzlich werden die 

Ergebnisse der simulierten Stützjahre (2020 und 2025) diskutiert. 

Dem Vorgehen zur Bewertung des volkswirtschaftlichen Nutzens des Ausbaus von 

Speichern liegt keine Optimierung des Gesamtsystems aus Kraftwerken, Netzen und 

Speichern zu Grunde. Es werden vielmehr die aktuellen Entwicklungen im Bereich des 

Kraftwerksparks und des Netzausbaus in Szenarien berücksichtigt und dazu eine 

Optimierung des Speicherzubaus durchgeführt. Ziel des Vorgehens ist es, einen Rahmen 

aufzuspannen, aus dem der Mehrwert von Speichern in der Zukunft abgeleitet werden 

kann. Zentrale Ergebnisse stellen daher die Auswirkungen des Speicherzubaus 

und -einsatzes auf die Systemelemente, die sich daraus ergebenden 

Systemgesamtkosten, die Schattenpreise für Strom oder Wärme und die CO2-

Emissionen dar. Einige Speicheroptionen verfügen nur über ein begrenztes Potenzial. 

Welcher Anteil dieses Potenzials genutzt wird, stellt ein weiteres Ergebnis der 

Optimierungsrechnungen dar. Die regionale Verteilung von Erzeugungseinheiten und 
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Verbrauchszentren – sowohl auf thermischer, als auch auf elektrischer Seite – führt zu 

regional verschiedenen Anreizen für den Speicherausbau. Diese Komponente wird im 

Nachfolgenden ebenfalls Berücksichtigung finden. 

Für die Anwendung des Modells ist zu berücksichtigen, dass die für das Modell benötigte 

Rechenzeit einen limitierenden Faktor darstellt. Aus diesem Grund ist der Ablauf der 

Szenariorechnungen in zwei Schritte unterteilt. Zunächst erfolgt eine europaweite 

Marktsimulation, aus der anschließend die Im- und Exporte in das deutsch-

österreichische Marktgebiet für den zweiten Modelllauf als feste Vorgabe übernommen 

werden. Der Ausbau und Einsatz Funktionaler Speicher wird dann mit diesen fixierten 

Im- und Exporten für das Kupferplatten- bzw. Netzregionenszenario bestimmt.  

6.2.1 Gesicherte Leistung als Anreiz zum Ausbau von Speichern 

Zunächst soll geklärt werden, ob bei den verwendeten Eingangsdaten für das 

Simulationsmodell ein Anreiz zum Speicherausbau aufgrund des Bedarfs an gesicherter 

Leistung besteht. Hierfür wird eine Betrachtung der residualen Last und der 

Residuallast 2.0 durchgeführt. Die Residuallast 2.0 berücksichtigt im Gegensatz zur 

Residuallast auch noch den Exportsaldo. Liegt die Residuallast 2.0 für mehrere Stunden 

oberhalb der gesicherten Leistung, die sich aus den konventionellen Kraftwerken bei 

einer durchschnittlichen Verfügbarkeit von 90 % und den PSW, sowie 

Speicherwasserkraftwerken bei 80 % ergibt, so kann dies einen Zubau von 

Kraftwerkskapazitäten oder Speichern zur Folge haben. In Abbildung 6-2 ist das 

Verhältnis von gesicherter Leistung zur Residuallast im Jahr 2030 dargestellt. 

 

Abbildung 6-2: Vergleich der installierten Leistung mit Last, Residuallast und 

Residuallast 2.0 im Szenario NASA30N in Deutschland 
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In 1502 Stunden des Jahres liegt die Residuallast unter null. Die Residuallast 2.0 liegt 

12 Stunden oberhalb der gesicherten Leistung der konventionellen Kraftwerke. Zu 

diesen Zeiten ist zudem davon auszugehen, dass die modellierten Verfügbarkeiten 

innerhalb der Optimierung höher sind, als die hier aus Darstellungsgründen vereinfacht 

abgebildeten Verfügbarkeitswerte der konventionellen Kraftwerke /BOET-01 16/.  

Wie in der obigen Abbildung zu sehen, wird keine zusätzliche konventionelle 

Kraftwerkskapazität zur Deckung der Residuallast 2.0 benötigt. Die Berechnungen aller 

Szenarien und Jahre zeigt, dass ein Zubau von Gaskraftwerken nicht zur Verringerung 

der Systemgesamtkosten beiträgt. Damit ist zudem gezeigt, dass die Bereitstellung 

gesicherter Leistung keinen Treiber für den Speicherzubau darstellt. Die verbleibenden 

zu bewertenden Einsatzoptionen sind die Lastglättung und, unter Berücksichtigung der 

modellbedingten Einschränkungen, die Integration von Erneuerbaren Energien. 

6.2.2 Speicherzubau 

Zur Lastglättung und Integration von Erneuerbaren Energien erweisen sich die 

Technologien „Demand-Side-Management“, „Power2Heat“, „Thermische Speicher“ und 

die Flexibilisierung von Verbrauchern auf Haushaltsebene als besonders systemdienlich. 

Je nach Jahr und Szenario unterscheiden sich Leistung und Kapazität teilweise 

deutlich. In Abbildung 6-3 sind die Ergebnisse des Szenarios NASA-N für die Jahre 

2020, 2025 und 2030 dargestellt. Bei den hier abgebildeten Werten handelt es sich um 

Optimierungsergebnisse, welche aus Kostensicht die optimale Zusammensetzung von 

Energiespeichern im Gesamtsystem in Deutschland und Österreich beschreiben. 

  

Abbildung 6-3: Elektrische Einspeicherleistung für die Jahre 2020, 2025 und 2030 in 

Deutschland und Österreich. Bei den Ergebnissen für thermische 

Speicher handelt es sich um thermische Leistungen und Kapazitäten 

Besonders hervorzuheben ist, dass in allen Jahren das vollständige Demand-Side-

Management-Potenzial erschlossen wird. Genutzt werden die Lastverschiebung in der 

stromintensiven Industrie und die Abschaltung von Lasten bei der Industrie mit 

Querschnittstechnologien. Die Zuschaltung von Lasten ist nicht systemdienlich und 

auch die Einsatzoption „Produktionsausfall“ in der stromintensiven Industrie wird 

aufgrund der hohen Kosten für einen Abruf (300 €/MWh) nicht genutzt. Die 
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Flexibilisierung der Nachtspeicherheizungen findet für 14 % des gesamten Potenzials 

statt. Allerdings führt diese Technologie nur im Jahr 2030 zu einer Verringerung der 

Systemgesamtkosten, in den vorherigen Jahren kann sie nicht wirtschaftlich betrieben 

werden.  

Zudem erweist sich die Kopplung mit dem Wärmesektor zur Nutzung weiterer 

Flexibilitäten aus Systemsicht als sehr nützlich. Der Ausbau von thermischen Speichern 

und von Power2Heat in den Fernwärmenetzen der Industrie bzw. der öffentlichen 

Versorgung ist nicht nur darauf zurückzuführen, sondern auch auf die Vorteile, die mit 

einer flexibleren Betriebsweise der KWK einhergehen. Power2Heat ermöglicht die 

Integration und zeitliche Verschiebung von günstig erzeugtem Strom in den 

Wärmesektor, wo sich in Abhängigkeit zum zeitlichen Verlauf des Wärmebedarfs und 

dem Einsatz der KWK-Kraftwerke Opportunitäten ergeben, die einen systemdienlichen 

Ausbau und Einsatz dieser Technologien begünstigen. Das durchschnittliche Verhältnis 

der Speicherkapazität zur Einspeicherleistung der thermischen Speicher liegt für die 

hier dargestellten Ergebnisse im Bereich von 1,8 bis 2,1. Dies zeigt, dass eine 

Verschiebung über mehrere Tage auf der Wärmeseite unter den zugrunde liegenden 

Annahmen keinen Anreiz darstellt. Ein wesentlicher Treiber für den Ausbau von 

Power2Heat und thermischen Speichern stellt hingegen die elektrische Residuallast dar.  

Bei gleichbleibender Erzeugung aus Erneuerbaren Energien weisen die Szenarien 

„FASA“ eine um 8 % geringere Last als die Szenarien „NASA“ (Ergebnisse in 

Abbildung 6-3) aus. Hieraus ergeben sich im Jahr 2030 für das Szenario FASA30N 

deutliche Unterschiede bezüglich der zugebauten Einspeicherleistung von Power2Heat 

(+2,3 GW) und Wärmespeichern (+1,8 GW). Zur Einordnung des durch Power2Heat 

erschlossenen Fernwärmepotenzials ist eine Betrachtung der von Power2Heat 

umgesetzten Energiemengen relevant. Für das Jahr 2030 werden  in Abbildung 6-4 die 

Szenarien „FASA“ und „NASA“ verglichen.  

 

Abbildung 6-4: Umgesetzte elektrische Energiemenge Power2Heat im Jahr 2030 in 

Deutschland und Österreich 

Im Jahr 2030 werden durch Power2Heat 13,5 % (FASA) bzw. 10 % (NASA) des 

Fernwärmebedarfs gedeckt. Auf Seiten der öffentlichen Versorgung werden 

Volllaststunden von ca. 1250 Stunden erreicht, während auf Seiten der industriellen 
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Fernwärmeversorgung 1700 bis 1900 Volllaststunden erreicht werden. Dies ist u.a. auf 

die stark saisonale Ausprägung des Fernwärmeprofils der öffentlichen Versorgung 

zurückzuführen. 

Kosteneinsparungen 

Für eine konsistente Bewertung der Gesamtsystemkosten sind die berücksichtigten 

Kostenbestandteile relevant. Die Systemkosten ergeben sich aus den annuitätischen 

Investitionen für den Zubau von Funktionalen Energiespeichern sowie aus den Strom- 

und Wärmebereitstellungskosten, in die Brennstoffkosten, CO2-Zertifikatskosten, 

Anfahrkosten und variable Betriebskosten eingehen. Die Veränderung dieser Summe in 

Abhängigkeit vom Szenario („Ohne Speicherzubau“ vs. „Mit Speicherzubau“) liefert 

einen Indikator hinsichtlich des Mehrwerts von Speichern im Gesamtsystem. In 

Abbildung 6-5 sind für beide Lastszenarien die Ergebnisse eines Berechnungslaufes 

ohne Speicherzubau („R“) den Ergebnissen mit Speicherzubau („SA“) gegenübergestellt. 

 

Abbildung 6-5: Jährliche Gesamtsystemkostenreduktion durch den Speicherzubau in 

Deutschland und Österreich im Jahr 2030 

Wie in der obigen Abbildung zu sehen ist, kann der Speicherausbau die Gesamtkosten 

um bis zu 270 Mio. € im Jahr 2030 drücken. Sowohl die absolute Reduktion, als auch die 

relative Reduktion der Kosten in den Szenarien geringerer Last („FAR“ / „FASA“) – und 

damit auch einem höheren Anteil von EE-Strom am Verbrauch – fällt in allen Jahren 

höher aus, als in den Szenarien „NAR“ / „NASA“. Zu beachten ist an dieser Stelle, dass 

dies mit einem deutlich höheren Speicherzubau in den FASA-Szenarien einhergeht.  

Dieser Zusammenhang ermöglicht die Quantifizierung der These, dass bei einem 

höheren Anteil EE die Bedeutung von Speicheroptionen für ein kosteneffizientes 

Energiesystem zunimmt. Die entsprechenden Ergebnisse sind in Abbildung 6-6 

dargestellt. 
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Abbildung 6-6: Absolute Kostenreduktionen in den Szenarien NASA und FASA in 

Abhängigkeit zum EE-Anteil und der installierten elektrischen 

Einspeicherleistung aller Speicheroptionen 

Einfluss des Speicherausbaus auf den Großhandelsstrompreis 

Der Speichereinsatz kann zu starken Veränderungen des Strompreises führen. Die 

Größe der Veränderung ist dabei abhängig von der installierten Speicherkapazität 

und -leistung. Schon in /DENA-08 14/ konnte gezeigt werden, dass sich die 

Erlösmöglichkeiten für Speicher bei Einbringung eines fiktiven 2 GW Speichers bereits 

um 50 % verringern würden. Unter diesem Aspekt ist die Untersuchung des zukünftigen 

Strompreises mit und ohne Speichereinsatz von großem Interesse. In Abbildung 6-7 

sind die Jahresdauerlinien für die Szenarien „NAR30K“ und „NASA30K“ abgebildet. Im 

Gegensatz zu den bereits betrachteten Szenarien handelt es sich hierbei um ein 

K-Szenario. Dies bedeutet, dass im deutsch-österreichischen Marktgebiet keine 

Netzrestriktionen berücksichtigt werden, was der aktuellen Marktausgestaltung zur 

Strompreisbildung entspricht. 
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Abbildung 6-7: Sortierte Strompreisjahresdauerlinie für das deutsch-österreichische 

Marktgebiet in den Szenarien NAR30K (ohne Speicher) und 

NASA30K (mit Speicher2) 

Strom- zu Strom-Speicher führen im Allgemeinen zu einer Absenkung hoher und 

Erhöhung niedriger Preise und somit zu einer Abflachung der Jahresdauerlinie. Da 

diese Speichertechnologien in dem Ergebnis des Szenarios NASA30K nicht zugebaut 

werden, ist die Verringerung der hohen Preise (Stunde 0 bis 500) auf den Einfluss des 

DSM zurückzuführen. Zu einem geringen Teil führt das DSM auch zu einer Anhebung 

der niedrigen Preise (ab Stunde 6300). Die Hauptursache für die Erhöhung der 

Jahresdauerlinie ab Stunde 6300 liegt jedoch bei Power2Heat. In 2460 Stunden im Jahr 

sind die Strompreise geringer als die Grenzkosten eines Gaskessels, welche oftmals die 

Opportunitäten für den Power2Heat-Einsatz darstellen.  

Grundsätzlich ist bei der Betrachtung von Strompreisjahresdauerlinien zu 

berücksichtigen, dass hinter jedem dargestellten Zeitschritt eine residuale Last steht, 

die zu diesem Preis gedeckt werden muss. Zu Zeiten hoher Preise ist für gewöhnlich 

auch eine hohe Last im System. Um einen mittleren Strompreis zu errechnen, muss 

daher eine entsprechende Gewichtung vorgenommen werden. Im Szenario NASA30K 

liegt der lastgewichtete mittlere Strompreis bei 49,2 €/MWh, während dieser im 

Szenario NAR30K 47,6 €/MWh beträgt. Auch wenn es bei dem lastgewichteten 

Strompreis zu einer Erhöhung von 1,6 €/MWh im Durchschnitt kommt, sinken die 

Gesamtsystemkosten für die Strom- und Fernwärmebereitstellung. 

Für die Berechnungen mit der Auflösung von Netzregionen wird für die Betrachtung des 

Einflusses des Speicherausbaus nicht die Jahresdauerlinie, sondern eine Boxplot-

                                                
 

2
 In diesem Szenario zugebaute Leistungen: 678 MWth thermische Speicher, 3760 MW DSM, 

4904 MW Power2Heat (öffentliche Versorgung) und 2816 MW Power2Heat (Industrie) 
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Darstellung gewählt (vgl. Abbildung 6-8). Der Strich in der Mitte gibt den Median, die 

untere und obere Grenze der Box das 25 %- bzw. 75 %-Quantil und die Spannweite der 

gestrichelten Linie zusätzlich den 1,5-fachen Bereich der gesamten Boxlänge ab der 

unteren bzw. oberen Grenze der Box an. Ausreißer sind mit roten Kreuzen markiert.   

 

Abbildung 6-8: Nodale Preise der Netzregionen oben ohne und unten mit 

Speicherausbau 

Für alle Netzregionen gehen die Bereiche des 25 und 75 %-Quantils zurück. 

Insbesondere die Zahl der positiven Ausreißer verringert sich. Gleichzeitig erhöht sich 

das Niveau des unteren 25 %-Quantils vor allem in den windstarken Regionen DE20, 21, 

22 und 82. Ähnlich, wie sich bei der Betrachtung der Jahresdauerlinie der 

Kupferplattenberechnung durch den Speicherausbau eine Stufe auf Höhe der 

Grenzkosten für Gaskessel ergeben hat liegt das untere 25 %-Quantil für die meisten 

Regionen ebenfalls auf diesem Niveau.  

Auswirkungen des Speicherausbaus auf EE-Abregelung 

Neben den Auswirkungen auf den Strompreis kann durch den Einsatz von Speichern die 

Integration der EE erhöht werden. Eine Größe zur Messung dieses Effekts stellt die 
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systembedingte Abregelung von EE dar. Diese kann zum einen durch Netzrestriktionen 

bedingt sein, zum anderen würde eine Integration von EE teilweise zu einem 

Herunterfahren von Grundlastkraftwerken führen, was wiederum höhere Kosten 

verursachen würde, als die EE-Erzeugung abzuregeln. In Abbildung 6-9 ist die 

absolute Höhe der abgeregelten EE-Energiemenge sowie der relative Anteil an der 

gesamten EE-Erzeugung dargestellt. Abregelbare Technologien sind im Rahmen des 

Modells Wind- und Photovoltaikanlagen. 

In allen betrachteten Szenarien wird durch den Speicherzubau die abgeregelte 

Energiemenge aus EE-Erzeugung deutlich reduziert. Im „Worst-Case“ (FAR30N) 

zeichnet sich das Szenario durch einen hohen Anteil Erneuerbarer Energien am 

Verbrauch, einem schlechteren Netz und fehlender Speicherzubauoption aus. In diesem 

Fall werden 2,8 % der erzeugten Energiemenge abgeregelt. Ein Vergleich der in 

Abbildung 6-9 dargestellten Werte mit den in Abbildung 6-3 genannten Daten zur 

installierten Leistung von Speichertechnologien, zeigt folgenden Zusammenhang: Je 

größer die installierten Einspeicherleistungen, desto größer die absolute und relative 

integrierbare EE-Erzeugung. 

 

Abbildung 6-9:  Abgeregelte EE-Energiemengen mit und ohne Speicherzubau in 

Deutschland und Österreich3 

Auswirkungen des Speicherzubaus auf den Exportsaldo 

Eine weitere, durch den Speicherzubau beeinflusste Größe ist der Exportsaldo. Um 

diesen Einfluss zu quantifizieren, ist eine Szenarienvariation nötig. Die bis zu diesem 

Punkt dokumentierten Ergebnisse werden in einem zweistufigen Berechnungsverfahren 

ermittelt, das aufbauend auf einer Europa-Berechnung („R“) eine 

Speicherzubauberechnung („SA“) in Deutschland/Österreich durchführt. Für den 

zweiten Berechnungslauf werden die Im- und Exporte des ersten Laufes verwendet.  

Die hier angewandte Szenarienvariation wird mit einem Stern (*) bezeichnet und 

besteht aus einem einzelnen Berechnungslauf, bei dem unter offenen Im- und Exporten 

                                                
 

3
 Die Balkenbeschriftung zeigt die relative Abregelung im Verhältnis zur gesamten EE-Erzeugung des 

jeweiligen Jahres. 
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eine Speicherausbauoptimierung durchgeführt wird. Aufgrund des Rechenaufwandes 

kann dieses Szenario nur als Kupferplatte im deutsch-österreichischen Marktgebiet 

durchgeführt werden. Im Szenario NASA30K* werden damit keine Netzrestriktionen 

innerhalb der Länder berücksichtigt. In Abbildung 6-10 wird links der sich im Jahr 

2030 ergebende Exportsaldo für dieses Szenario dargestellt und auf der rechten Seite die 

absoluten Änderungen, die sich ergeben, wenn dies mit einem Szenario ohne 

Speicherzubau (NAR30K) verglichen wird. 

 

Abbildung 6-10: Exportsaldo je Nachbarland 

Anhand der obigen Abbildung ist gut zu erkennen, dass die Exportsaldi, insbesondere in 

Regionen mit besonders günstigen Preisen, aufgrund des Speicherzubaus deutlich 

abnehmen. Dies ist zu großen Teilen auf die höheren Kostenreduktionen durch die 

Bereitstellung von Fernwärme durch Power2Heat zurückzuführen, welche die 

Opportunität zu einem Stromexport in Regionen niedriger Preise darstellt. Am 

deutlichsten ist dieser Effekt am Exportsaldo nach Dänemark zu erkennen. Hier werden 

die Importe von 23 TWh auf 26 TWh erhöht. In Italien herrschen durchschnittlich 

deutlich höhere Preise, weshalb der Exportsaldo hier nur einen sehr geringen Rückgang 

erfährt. 

6.2.3 Auswertungen für unterschiedliche Netzszenarien 

Das Übertragungsnetz stellt eine wesentliche Einflussgröße auf den Exportsaldo sowie 

die installierten Leistungen und die regionale Verteilung des Speicherausbaus dar. 

Aufgrund der hohen Unsicherheit bezüglich des zu erwartenden Netzausbaus werden, 

wie einleitend beschrieben, zwei Netzszenarien betrachtet. Das Szenario B+ zeichnet 

sich durch ein besseres Netz als das Szenario A aus. Als weiteres Netzszenario kann die 

Variante „K“ (Kupferplatte) gesehen werden, die aufgrund der Zusammenfassung aller 

Netzregionen in Deutschland und Österreich das perfekte Netz wiederspiegelt. Es ist an 

dieser Stelle zu berücksichtigen, dass eine Netzbetrachtung nur in aggregierter Form 

stattfindet. Es werden die Netzknoten innerhalb der Netzregionen zu einem Knoten 

aggregiert und damit auch die Anzahl der Übertragungskapazitäten reduziert.  
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Exportsaldo 

In Abbildung 6-11 sind die Exportsaldi für verschiedene Jahre und Szenarien 

dargestellt. Es ist zu beachten, dass für die Jahre 2020 und 2025 keine 

Berechnungsläufe im Szenario NAR-K durchgeführt wurden und dass die hier 

dargestellten Szenarien allesamt keinen Speicherausbau beinhalten. 

 

Abbildung 6-11: Exportsaldi verschiedener Netzszenarien und Jahre im Vergleich 

Bei der Betrachtung der beiden Netzszenarien A und B+ ist auffällig, dass in allen 

Jahren durch ein besseres Netz mehr Stromexporte ermöglicht werden. Aufgrund 

geringerer Netzrestriktionen in Deutschland und Europa können Exportpotenziale 

besser erschlossen werden. Beispielsweise stellt Italien durch die Vielzahl gasgefeuerter 

Kraftwerke mit hohen Grenzkosten für die Stromproduktion ein Land mit hohen 

Stromimporten dar (vgl. Abbildung 6-10). Der zeitliche Trend zeigt zudem, dass die 

Exporte stets zurückgehen und sich bei einem perfekten Netz im Jahr 2030 bei ca. 

11 TWh einpendeln. Diese Reduktion ist durch die Veränderung des konventionellen 

Kraftwerksparks in Deutschland zu begründen, was zu steigenden Kosten der 

konventionellen Stromerzeugung in Deutschland führt. Während im europäischen 

Ausland große Kapazitäten durch Kernkraftwerke oder Kohlekraftwerke vorgehalten 

und teilweise auch ausgebaut werden, ist in Deutschland durch den Atomausstieg und 

dem altersbedingten Ausscheiden von Kohlekraftwerken ein Anstieg der gehandelten 

Strompreise zu erwarten.  

Ein interessanter Effekt ist beim Vergleich zwischen der Kupferplattenberechnung und 

den Berechnungen unter Verwendung von Netzregionen zu beobachten: Zunächst erhöht 

sich der Exportsaldo aufgrund des besseren Netzes, um dann bei der Annahme eines 

perfekten Netzes wieder geringfügig abzusinken. Eine Erklärung hierfür sind 

europäische Ringflüsse in südlicher Richtung, die im Szenario B+ im Norden 

Deutschlands ihren Ursprung finden, aber dann im Süden des deutsch-österreichischen 

Marktgebiets aufgrund von Netzrestriktionen nicht mehr integriert werden können. 

Speicherzubau 

Ein weiterer zentraler Gegenstand der Untersuchungen ist die Analyse des 

Zusammenhangs von Speicherzubau und betrachtetem Netzszenario. Eine Darstellung 
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des Zubaus in Abhängigkeit von verschiedenen Netzszenarien ist in Abbildung 6-12 zu 

finden. 

 

Abbildung 6-12: Elektrische Einspeicherleistungen für die Jahre 2025 und 2030 in 

Deutschland und Österreich für Netzszenarien A, B+ und 

„Kupferplatte“ (nur 2030)  

Am Beispiel von Power2Heat kann sehr gut veranschaulicht werden, dass ein 

zunehmender Netzausbau zu einem geringeren Speicherzubau führen kann. Auch die 

Flexibilisierung von Nachtspeicherheizungen ist unter den angenommenen Kosten im 

Szenario „Kupferplatte“, das als perfektes Netz bezeichnet werden kann, nicht mehr 

systemdienlich. Eine davon abweichende Entwicklung lässt sich bei den Zubauraten von 

Power2Heat in der Industrie feststellen. Hier werden im Jahr 2025 durch den 

Netzausbau Potenziale im Süden erschlossen, was zu einem höheren Zubau im 

Netzszenario B+ gegenüber A führt. Aufgrund des gleichmäßigeren saisonalen 

Wärmelastgangs in der Industrie ist dieser Anwendungsfall zur Integration von EE-

Strom im Sommer besonders attraktiv. Diese regionale Komponente wird bei näherer 

Betrachtung der in Abbildung 6-13 dargestellten Verteilung für das Jahr 2030 

deutlich. 
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Abbildung 6-13: Regionalisierter Zubau von Power2Heat für die öffentliche 

Versorgung und Industrie 

Der größte Power2Heat-Zubau ist in windstarken Regionen festzustellen. Dies kommt 

insbesondere dann zum tragen, wenn Netzrestriktionen berücksichtigt werden. Der 

Power2Heat-Ausbau in Österreich ist aus Kostensicht nur bei der Annahme einer 

„Kupferplatte“ sinnvoll. Nur dann sind die Strompreise niedrig genug, um gegenüber 

den regionalen Opportunitäten der Wärmebereitstellung einen Gewinn durch 

Power2Heat zu erwirtschaften. Im Süden Deutschlands werden vorwiegend die 

Potenziale auf Seiten der industriellen Fernwärme erschlossen. Dies ist zum einen durch 

niedrige Opportunitätskosten für die öffentliche Versorgung (beispielsweise durch 

Kohle-KWK-Kraftwerke) und zum anderen durch den günstigen saisonalen Verlauf 

sowie die absolute Höhe des Fernwärmebedarfs in der Industrie im Süden zu erklären. 

Der Unterschied eines öffentlichen und eines industriellen Fernwärmebedarfs ist 

exemplarisch für die Region 926 (Süd-Ost-Bayern) in Abbildung 6-14 dargestellt. 



Systemsicht (Berechnungsvariante V1) 83 

   

 

Abbildung 6-14: Fernwärmelastgang der Industrie und der öffentlichen Versorgung in 

Region 926 (Süd-Ost-Bayern) 

6.2.4 CO2-Emissionen 

In Kapitel 6.2.2 werden die Auswirkungen des Speicherzubaus hinsichtlich der 

Systemgesamtkosten analysiert. In Ergänzung dazu ist die Rückwirkung des durch den 

Speichereinsatz beeinflussten Kraftwerkseinsatzes auf die CO2-Emissionen ein 

entscheidender Faktor. Um dies herauszustellen werden in Abbildung 6-15 die 

Szenarien NAR30N (kein Speicherzubau) und NASA30N (mit Speicherzubau) 

miteinander verglichen. 

 

Abbildung 6-15: Kohlendioxidemissionen der Kraftwerke und Heizwerke in den 

Szenarien NAR30N und NASA30N4 

Die Aufteilung der Emissionen nach Kraft- und Heizwerken zeigt, dass durch den 

Speichereinsatz die Emissionen der Stromerzeugung um 4,5 % erhöht werden, allerdings 

                                                
 

4
 Eine Betrachtung der Emissionen aus Anfahrvorgängen wird hier vernachlässigt, da eine Analyse 

auf Basis der von Projektpartnern übermittelten Kraftwerksdaten ergeben hat, dass dieser Anteil für 
den simulierten Kraftwerkseinsatz weniger als 0,5 % der gesamten Emissionen ausmachen würde. 
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gleichzeitig jene zur Wärmebereitstellung um 24 % reduziert werden können. Insgesamt 

steigen damit die Emissionen durch den Einsatz von Speichern um 2,3 % (+3,8 Mio. t) 

an. Wie in Abbildung 6-15 zu sehen, geht dies in erster Linie auf den erhöhten Einsatz 

von Braunkohle zur Stromerzeugung zurück. Um diesem Effekt nachzugehen ist ein 

Blick auf den simulierten Kraftwerkseinsatz hilfreich. Hiervon ist ein Ausschnitt des 

Szenarios NASA30N mit ca. 1000 Stunden im Sommer in Abbildung 6-16 dargestellt. 

 

Abbildung 6-16: Ausschnitt des Kraftwerks- und Speichereinsatzes im 

deutsch-österreichischen Marktgebiet für das Szenario NASA30N 

Im Gegensatz zum heutigen Kraftwerkseinsatz ist für den Großteil der 

Erzeugungstechnologien ein geändertes Einsatzprofil zu beobachten: Zum einen ist 

selbst mit Speichereinsatz mit Ausnahme der industriellen Eigenerzeugung kein 

Grundlastbereich zu erkennen. Zum anderen rutschen GuD-Kraftwerke in einen Bereich 

sehr hoher Lastwechsel, die jedoch nicht zwangsweise ein periodisches Tagesprofil 

aufweisen, wie es aktuell für den Spitzenlastbereich gültig ist. Insbesondere für 

Braunkohle gefeuerte Kraftwerke entsprechen die Höhe der Lastwechsel und die 

benötigten Startvorgänge nicht der typischen kontinuierlichen Betriebsweise. Dies wird 

besonders deutlich, wenn die Anzahl der Anfahrvorgänge mit und ohne Speichereinsatz 

betrachtet wird (siehe Abbildung 6-17).  
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Abbildung 6-17: Auswirkungen des Speicherausbaus- und –einsatzes auf die 

Anfahrvorgänge konventioneller Kraftwerke 

Durch den Speicherausbau und -einsatz werden die Anfahrvorgänge von Braunkohle-

Kraftwerken um 47 %, von Steinkohle-Kraftwerken um 20 % und von GuD-Kraftwerken 

um 12 % reduziert. In Verbindung mit den Daten aus Abbildung 6-17 wird ersichtlich, 

dass sich insbesondere das träge Braunkohle-Kraftwerksverhalten im zukünftigen 

Energiesystem zu einem Treiber des Speicherausbaus entwickelt. Zudem können 

Mindeststillstands- oder Mindestbetriebszeiten weitere Einflussgrößen darstellen, die 

modellbedingt nicht abgebildet werden, aber zu einer weiteren „Deflexibilisierung“ des 

tatsächlichen Einsatzes führen würden. Festzuhalten bleibt, dass der zukünftige Einsatz 

von Braunkohlekraftwerken die Einbringung zusätzlicher Flexibilitätsoptionen, die zur 

Lastglättung beitragen, erfordert.  

Exkurs: Speicherzubau bei variablen Im- und Exporten 

Das in den vorangegangenen Kapiteln beschriebene Potenzial des Speicherausbaus 

bezieht sich auf das deutsch-österreichische Marktgebiet. Um die Potenziale im Rahmen 

einer stärkeren Kopplung an den europäischen Verbund abzuschätzen, wurde - wie im 

letzten Abschnitt von Kapitel 6.2.2 - eine Szenariovariation gebildet und simuliert, die 

den Speicherzubau bei offenen Im- und Exporten ausweist. Die im Folgenden 

dargestellten Ergebnisse lassen Zusammenhänge zwischen dem Speicherzubau 

und -einsatz und den Im- und Exporten erkennen. Durch die direkte Kopplung an den 

europäischen Kraftwerkspark ergeben sich neue Randbedingungen für die 

Systemdienlichkeit der Speicheroptionen. 

Bei der vergleichenden Betrachtung der Zubauleistungen und –kapazitäten wird dies 

besonders deutlich. Wie in Abbildung 6-18 zu sehen, ergibt sich ein wesentlicher 

Unterschied bei allen Speicheroptionen, die zu einer Kopplung mit dem Wärmesektor 

führen.  
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Abbildung 6-18: Installierte Leistungen bei fixen Im- und Exporten (NASA30K) und 

variablen Im- und Exporten (NASA30K*) in das deutsch-

österreichische Marktgebiet 

Die Einspeicherleistung von Power2Heat wird um 80 % erhöht und thermische Speicher 

erfahren eine Steigerung um das sechsfache. Auf Basis dieses Ergebnisses ist eine 

Betrachtung des Exportsaldos von hoher Relevanz. Mit dem abgebildeten Speicherzubau 

verringert sich der Exportsaldo von 11,1 TWh (NASA30K) auf -0,3 TWh (NASA30K*). 

Dies ist damit zu erklären, dass durch die variablen Im- und Exporte Zeiten günstiger 

ausländischer Strompreise besser durch den Power2Heat-Einsatz genutzt werden 

können. Aufgrund der Tatsache, dass im europäischen Ausland keine 

Speicherzubauberechnung durchgeführt wird, besitzt dieses Ergebnis nur 

eingeschränkte Gültigkeit.  

Durch die Wechselwirkung mit dem ausländischen Kraftwerkspark ist es dennoch 

interessant zu beobachten, dass der Speichereinsatz zu einer Gesamtkostenreduktion 

von ca. 310 Mio. € (NASA30K*) im Vergleich zu der Berechnung mit fixen Im- und 

Exporten von ca. 170 Mio. € (NASA30K) führt.  

6.3 Akteurssicht (Berechnungsvarianten V1*, V2, V3) 

Die optimale Lösung für Ausbau und Einsatz von Speichern aus Systemsicht entspricht 

nicht automatisch dem optimalen Ausbau und Einsatz aus Akteurssicht. Um die 

Akteurssicht beschreiben zu können, werden in den Berechnungsvarianten V1*, V2 und 

V3 (vgl. Abbildung 3-2) auch die Zusatzkosten in Form von Steuern und Abgaben 

berücksichtigt, die beim Betrieb der Speicher für den Akteur gelten. Es ergeben sich 

dadurch die Erlöse für Speicher bei einem systemisch optimierten Einsatz und Ausbau 

mit Bilanzierung der akteursspezifischen Abgaben (V1*), für einen akteursoptimierten 

Einsatz in einem systemisch optimierten Ausbau (V2) und für einen akteursoptimierten 

Einsatz in einem akteursoptimierten Ausbau (V3). Die Erlöse der Speicher berechnen 

sich dabei stets durch die Multiplikation des Ergebniswertes der Variablen, die in die 

Systembedingung „Last“ oder „Wärme“ eingehen mit der jeweiligen dualen Lösung und 

der zu zahlenden Steuern und Abgaben.  

Die in Kapitel 1 beschrieben Berechnungsvarianten V1*, V2, V3 werden jeweils für die 

zwei in /PEL-01 16/ beschriebenen Kostenszenarien „mittlere Kosten“ und „geringe 
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Kosten“ durchgeführt. Das zugrunde gelegte Szenario des Energiesystems ist 

NASA2030K.  

Neben der Analyse und dem Vergleich des Speicherausbaus, der Einsatzhäufigkeit und 

den Erlösen der verschiedenen Speichertechnologien, werden auch die Veränderungen 

dargestellt, die sich durch den geänderten Einsatz von Speichern und Kraftwerken im 

Energiesystem ergeben. Hierfür werden die Systemkosten, die Emissionen und die 

Menge der abgeregelten Energie aus EE-Anlagen betrachtet. Um eine Vergleichbarkeit 

mit den Ausbauszenarien aus Systemsicht zu ermöglichen, werden für alle 

Berechnungsläufe die Exportzeitreihen zugrunde gelegt, die sich aus der Berechnung 

NAR2030K ergeben.  

6.3.1 V1*: Erlöse der Speicher im Systemoptimum 

Im Berechnungslauf V1 (vgl. Abschnitt 6.2) werden die Speicher systemdienlich 

ausgebaut und eingesetzt. Zur Bilanzierung der Erlöse in V1* werden neben den 

Großhandelspreisen ebenfalls Steuern und Abgaben berücksichtigt. Der Speicherausbau 

ergibt sich aus der Berechnung zum systemoptimalen Ausbau des Szenarios 

NASA2030K und ist in Abbildung 6-19  dargestellt. 

  

Abbildung 6-19: Installierte Leistung im Szenario NASA2030K für Deutschland und 

Österreich 

Zusätzlich zu den bereits installierten Pumpspeicheranlagen werden thermische 

Speicher, Demand Side Management in der stromintensiven Industrie und in 

Querschnittstechnologien sowie Power2Heat in der öffentlichen Versorgung und der 

Industrie ausgebaut. Diese Technologien werden aufgrund der hinterlegten 

technoökonomischen Parameter unterschiedlich häufig eingesetzt. Der Einsatz der 

Technologien ist in Abbildung 6-20 gezeigt.  
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Abbildung 6-20: Speichereinsatz im Szenario NASA2030K 

Pumpspeicherwerke erreichen im Mittel 1450 Vollbenutzungsstunden. Thermische 

Speicher werden hingegen seltener eingesetzt (900 Vollbenutzungsstunden). Die 

DSM-Technologien erreichen 140, bzw. 500 Vollbenutzungsstunden, was dem 

maximalen Abruf entsprechend der Randbedingungen entspricht (s. Abschnitt 5.3). 

Power2Heat erreicht 1250 Vollbenutzungsstunden in der öffentlichen Versorgung und 

1900 h in der Industrie. Durch diesen Einsatz der Technologien ergeben sich die in 

Abbildung 6-21 dargestellten Gewinne.  

 

Abbildung 6-21: Jährliche Gewinne der Speicher pro installierter Leistung in V1* für 

das Kostenszenario „mittlere Kosten“ und „geringe Kosten“ 

Werden die Speicher systemdienlich eingesetzt, so ergeben sich im Szenario „mittlere 

Kosten“ lediglich für die DSM-Technologien Gewinne. Dies ergibt sich dadurch, dass 

diese in der Simulation nicht mit Zusatzkosten beaufschlagt werden, da durch die 

zeitliche Verschiebung von Prozessen kein zusätzlicher Strombezug generiert wird. 

Thermische Speicher sind ebenfalls nicht durch stromseitige Zusatzkosten betroffen und 

wirtschaften daher in beiden Szenarien kostendeckend. Power2Heat-Elemente erzielen 

in beiden Szenarien Verluste. Der Wärmepreis ergibt sich in der gewählten 

Bewertungsmethodik durch die Schattenpreise der thermischen Lastgleichung. Dieser 

reicht nicht aus, um die im Nachgang erfolgte Beaufschlagung des Einsatzes mit 

Steuern und Abgaben auszugleichen. 
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Im Szenario „geringe Kosten“ können Pumpspeicher geringe Gewinne von 

1000 €/MWinstalliert erzielen. Die Verluste der Power2Heat-Anlagen verringern sich in 

diesem Kostenszenario deutlich gegenüber dem mittleren Kostenszenario, eine 

kostendeckende Bewirtschaftung ist dennoch nicht möglich. Die DSM-Technologien 

erwirtschaften in beiden Fällen identische Gewinne.  

6.3.2 V2: Akteursoptimierter Einsatz der Speicher im Systemoptimum 

In diesem Berechnungslauf wird untersucht, welcher Einsatz sich für die 

unterschiedlichen Technologien in einer kostenoptimalen Systeminfrastruktur ergibt, 

wenn für deren Einsatz neben den Großhandelspreisen auch Steuern und Abgaben 

berücksichtigt werden. Der Speicherausbau wird hierbei aus dem Lauf V1 übernommen, 

der das systemische Optimum darstellt. In Abbildung 6-22 ist gezeigt, wie sich der 

Einsatz der Speicher in diesem Fall gegenüber dem Referenzfall V1 verändert.  

  

Abbildung 6-22: Vollbenutzungsstunden der Speicher in V1 und V2 für das Szenario 

„mittlere Kosten“  

Es wird deutlich, dass die Vollbenutzungsstunden durch Berücksichtigung von Steuern 

und Abgaben für alle Technologien sinken, die mit Zusatzkosten belastet werden. 

Auffällig ist zudem, dass Power2Heat im mittleren Kostenszenario nicht mehr 

eingesetzt wird. Die zusätzlichen Ausgaben, die stromseitig durch Steuern und Abgaben 

entstehen, schmälern die Einsparungen, die beim Einsatz dieser Technologie als 

Konkurrenz zur konventionellen Wärmeerzeugung resultieren und führen dazu, dass die 

Technologie keine Verwendung mehr findet, obwohl sie installiert ist. Thermische 

Speicher hingegen werden in diesem Berechnungslauf häufiger eingesetzt, als es im 

volkswirtschaftlichen Optimum der Fall ist. Da sie aufgrund ausbleibender 

Wärmerzeugung von Power2Heat-Anlagen nicht zu deren Flexibilisierung beitragen, 

muss der erhöhte Einsatz durch eine Veränderung der Fahrweise von KWK-Anlagen 

und Heizwerken hervorgerufen werden. Die Kombination von KWK-Anlagen mit 

thermischen Speichern führt wiederum zur stromseitigen Bereitstellung von Flexibilität. 

Die Einsatzhäufigkeit von DSM-Elementen verändert sich jedoch nicht, da diese 

Technologien bereits ihre maximalen Auslastungen im Systemoptimum erreicht haben.  

In Abbildung 6-23 ist der Einsatz dargestellt, wie er sich im Szenario „geringe Kosten“ 

ergibt. Zum Vergleich sind ebenfalls die Ergebnisse aus dem volkswirtschaftlich 

optimalen Einsatz nebenangestellt. 
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Abbildung 6-23: Vollbenutzungsstunden der Speicher in V1 und V2 für das Szenario 

„geringe Kosten“ 

Tendenziell ergibt sich in diesem Kostenszenario ein ähnliches Bild, wie im Szenario 

„mittlere Kosten“. Der Rückgang der Vollbenutzungsstunden von Akteuren mit 

Zusatzkosten beim Strombezug fällt jedoch nicht so deutlich aus. Im Gegensatz zu 0 

Vollbenutzungsstunden erreichen diese noch 300, bzw. 350 Vollbenutzungsstunden.  

In Abbildung 6-24 sind die Gewinne der einzelnen Speichertechnologien vor Abzug der 

jährlichen Fixkosten für das Szenario „mittlere Kosten“ und das Szenario „geringe 

Kosten“ dargestellt.  

 

Abbildung 6-24: Jährliche Gewinne der Speicher pro installierter Leistung in V2 vor 

Abzug der jährlichen Fixkosten für das Kostenszenario „mittlere 

Kosten“ und „geringe Kosten“  

In diesem Fall fällt auf, dass sich für Pumpspeicher in beiden Kostenszenarien Gewinne 

ergeben. Thermische Speicher können im mittleren Szenario geringe Erlöse erzielen, die 

Erlöse der DSM-Technologien liegen im gleichen Bereich wie in V1*. Die Gewinne liegen 

im mittleren Kostenszenario über den Gewinnen des geringen Kostenszenarios, da sie zu 

unterschiedlichen Zeitpunkten eingesetzt werden und somit unterschiedliche 

Preisspreads ausnutzen können. Da für Power2Heat-Elemente in diesem 

Berechnungslauf der Zubau nicht auf den optimalen Einsatz ausgelegt ist, entstehen 

durch die annuitätischen Kosten Verluste. Im mittleren Kostenszenario entsprechen die 

ausgewiesenen spezifischen Verluste nahezu den spezifischen annuitätischen Kosten, da 
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in diesem Fall die Technologie nur einen zu vernachlässigenden Einsatz findet und 

somit keinen Deckungsbeitrag erzielt.  

6.3.3 V3: Akteursoptimierter Ausbau und Einsatz der Speicher 

Im dritten Typ der Berechnungsläufe werden der Ausbau und der Einsatz unter 

Berücksichtigung von Steuern und Abgaben simuliert. Das bedeutet, dass in diesem Fall 

dargestellt wird, welcher Speicherzubau und -einsatz sich aus Akteurssicht ergibt.  

Abbildung 6-25 zeigt, wie sich der Zubau der Speicher für den Berechnungslauf V3 für 

die Kostenszenarien „mittlere Kosten“ und „geringe Kosten“ einstellt. Zum Vergleich ist 

das Ergebnis aus dem Referenzlauf V1 transparent dargestellt. 

 

Abbildung 6-25: Zubau der Speichertechnologien in V1 und V3 für „mittlere Kosten“ 

Es wird deutlich, dass sich durch die Berücksichtigung von Zusatzkosten im Ausbau der 

Technologien deutliche Unterschiede ergeben. Bei diesem Berechnungslauf werden in 

beiden Kostenszenarien Nachtspeicherheizungen flexibilisiert. Es wird im mittleren 

Kostenszenario erstmals auch ein Teil der bereits installierten Wärmepumpen 

flexibilisiert. Werden in beiden Szenarien die nach V3 zugebauten Technologien mit den 

im Referenzlauf V1 zugebauten Speichern verglichen, fällt auf, dass, unabhängig von der 

Wahl des Kostenszenarios, lediglich die DSM-Technologien dem Ausbau des 

systemischen Optimums folgen. Thermische Speicher werden im mittleren Szenario um 

200 MWtherm mehr ausgebaut, als es im Systemoptimum der Fall ist, im geringen 

Szenario hingegen um 50 MWtherm weniger. Durch die Belastung mit Steuern und 

Abgaben findet in beiden Fällen kein Zubau von Power2Heat-Elementen statt. Weiter 

fällt auf, dass die Summe der zugebauten Leistungen neuer Speichertechnologien im 

Kostenszenario mit den mittleren Zusatzkosten höher ist, als in dem Szenario mit den 

niedrigeren Kosten. Der Grund hierfür ist in dem Einsatz der Speicher zu suchen. In 

Abbildung 6-26 sind jeweils die Vollbenutzungsstunden der Speichertechnologien 

dargestellt, links für das Kostenszenario „mittlere Kosten“ und rechts für das 

Kostenszenario „geringe Kosten“. Zum Vergleich sind jeweils die Ergebnisse aus dem 

Referenzlauf V1 transparent nebenangestellt.  
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Abbildung 6-26: Vollbenutzungsstunden der Speicher in V1 und in V3 für die 

Szenarien „mittlere Kosten“ und „geringe Kosten“ 

Es wird deutlich, dass Pumpspeicherkraftwerke in dem Szenario „mittlere Kosten“ 

wesentlich seltener eingesetzt werden, als dies im Szenario „geringe Kosten“ der Fall ist. 

Durch die zusätzlichen Kosten, mit welchen Pumpspeicher beaufschlagt werden, ist ein 

häufiger Einsatz nicht mehr gesamtkostenreduzierend. Es ist kostengünstiger, wenn 

stattdessen zusätzliches Flexibilitätspotenzial von Wärmepumpen erschlossen wird. 

Wärmepumpen und Nachtspeicherheizungen bieten im Modell den Vorteil, dass sie, 

analog zu den DSM-Technologien, keinen zusätzlichen Strombezug durch die 

Flexibilisierung generieren und somit auch nicht mit Steuern und Abgaben beaufschlagt 

werden müssen. Im Vergleich zum Referenzlauf V1 fällt auf, dass thermische Speicher 

häufiger verwendet werden, als es zuvor der Fall war. Die DSM-Technologien werden, 

analog zu V2, gleich häufig eingesetzt, wie im volkswirtschaftlichen Optimum.  

Zum Abschluss der Bewertung der Einzeltechnologien aus Akteurssicht sind in 

Abbildung 6-27 die spezifischen Gewinne der einzelnen Technologien dargestellt.  

 

Abbildung 6-27: Jährliche Gewinne der Speicher pro installierter Leistung in V3 für 

die Kostenszenarien „mittlere Kosten“ und „geringe Kosten“  

Es wird deutlich, dass Pumpspeicheranlagen im Szenario mit den höheren Zusatzkosten 

geringere Erlöse erwirtschaften. Auffällig ist zudem, dass in diesem Berechnungslauf 

von den zugebauten Technologien nur die DSM-Technologien einen Deckungsbeitrag 

erwirtschaften, der die annuitätischen Kosten für die Installation der Technologien und 

0

500

1.000

1.500

2.000

Pumpspeicher
(Bestand)

Flexibilisierung
Wärme-
pumpen

Flexibilisierung
Nacht-

speicher-
heizungen

Thermische
Speicher

DSM
stromintensive

Industrie

DSM
Querschnitts-
technologien

Power2Heat
öffentliche
Versorgung

Power2Heat
Industrie

V
o

llb
e

n
u

tz
u

n
gs

st
u

n
d

e
n

 in
 h V3 mittel

V3 gering

V1

©FfE MOS_00564

-10.000

0

10.000

20.000

30.000

40.000

50.000

Pumpspeicher
(Bestand)

Flexibilisierung
Wärme-
pumpen

Flexibilisierung
Nacht-

speicher-
heizungen

Thermische
Speicher

DSM
stromintensive

Industrie

DSM
Querschnitts-
technologien

Power2Heat
öffentliche
Versorgung

Power2Heat
Industrie

G
ew

in
n

 in
 €

/M
W

in
st

V3 mittel

V3 gering

©FfE MOS_00586



Akteurssicht (Berechnungsvarianten V1*, V2, V3) 93 

   

die Betriebskosten übersteigt. Die Flexibilisierung von Wärmepumpen (im 

Kostenszenario „mittlere Kosten“) und von Nachtspeicherheizungen kann in beiden 

Szenarien wirtschaftlich betrieben werden. Dies resultiert aus der Möglichkeit des 

optimalen Zubaus. In der gewählten Optimierungsumgebung ergeben sich keine 

Gewinne für Technologien, die nicht die Potenzialgrenze erreichen, da der Ausbau der 

Technologien jeweils bis zur Grenze der Wirtschaftlichkeit der einzelnen Technologien 

stattfindet. Die DSM-Technologien erreichen jedoch die Potenzialgrenze bevor die 

wirtschaftliche Grenze für einen weiteren Zubau erreicht wird, weshalb sich hierbei 

Gewinne einstellen. Pumpspeicher werden als Bestand angesehen, weshalb sich in der 

Ausbauoptimierung auch für sie Gewinne ergeben können. Würde in den Szenarien auch 

ein Ausbau von Pumpspeichern stattfinden, so würden sich auch für diese keine 

Gewinne ergeben, sofern die Potenzialgrenze nicht erreicht wird. Die Tatsache, dass 

verschiedene Technologien Gewinne erzielen, während das bei anderen nicht der Fall ist, 

ergibt sich demnach daraus, dass Anlagen in dem Maße zugebaut werden, so lange sie 

bei einer angenommenen Verzinsung von 7 % umgesetzt werden können.  

6.3.4 Einfluss der Berechnungsläufe auf Systemgrößen 

Neben der Betrachtung der Auswirkungen von Steuern und Abgaben auf Einsatz, 

Ausbau und Gewinne von Einzeltechnologien wird für alle Berechnungsläufe untersucht, 

welche Auswirkungen sich in beiden Kostenszenarien für das Gesamtsystem ergeben. 

Hierfür werden drei beschreibende Kenngrößen ausgewählt: die abgeregelte 

Energiemenge aus EE-Anlagen, die Emissionen die sich im Gesamtsystem ergeben und 

die Kosten, die sich für das Gesamtsystem ergeben.  

Abgeregelte Energiemenge 

In Abbildung 6-28 ist dargestellt, wie sich die abgeregelte Energiemenge aus 

erneuerbaren Energieträgern in den unterschiedlichen Berechnungsläufen und 

Szenarien verändert. Für den Berechnungslauf V1* wird keine Unterscheidung nach 

Szenarien getroffen, da in diesem Fall nur noch eine bilanzielle Aufstellung der Kosten 

für die einzelnen Speichertechnologien stattfand, wozu jedoch kein neuer 

Berechnungslauf nötig war und somit die Systemgrößen für beide Kostenszenarien 

identisch sind. Das Ergebnis von V1 stellt das Optimum aus Systemsicht dar und kann 

deshalb als Referenz betrachtet werden. Der Referenzfall wird durch das Szenario 

NASA2030K beschrieben. Das bedeutet, dass im deutsch-österreichischen Marktgebiet 

von einer engpassfreien Übertragung ausgegangen wird. 
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Abbildung 6-28: Abgeregelte Energiemenge von Erneuerbaren Energien in den 

Berechnungsvarianten V1-V3 für verschiedene Kostenszenarien 

Die Abbildung zeigt, dass die abgeregelte Energiemenge aus EE-Anlagen im 

Berechnungslauf V1, dem systemischen Optimum, mit 1,2 TWh am geringsten ist. In 

diesem Szenario kann ein großer Teil der Überschüsse durch Power2Heat in das System 

integriert werden und substituiert hierbei die konventionelle Erzeugung aus 

Heizkraftwerken. Während die abgeregelte Menge in beiden Szenarien des 

Berechnungslaufs V3 nahezu gleich ist, fällt der Unterschied zwischen den beiden 

Varianten des Laufs V2 auf. Werden mittlere Zusatzkosten für den Strombezug 

angesetzt, ist die abgeregelte Energiemenge höher als im Fall der Annahme von 

geringen Kosten. Dies ist auf den vermehrten Einsatz von Power2Heat-Elementen in 

diesem Kostenszenario zurückzuführen. Insgesamt werden im Fall V2 „geringe Kosten“ 

4,4 TWh elektrische Energie in öffentlichen und industriellen Power2Heat-Anlagen 

umgesetzt, während im Fall V2 „mittlere Kosten“ kein Einsatz von Power2Heat 

stattfindet.  

Wird die gesamte Energiemenge betrachtet, die in den fünf verschiedenen Fällen über 

Speicher umgesetzt wird, ergibt sich ein umgekehrtes Verhalten verglichen mit der 

abgeregelten Energie. Im Fall V1 werden 31 TWh über Speicher verschoben, im Fall V2 

„mittlere Kosten“ 12 TWh, im Fall V2 „geringe Kosten“ 20 TWh, im Fall V3 „mittlere 

Kosten“ 15 TWh und im Fall V3 „geringe Kosten“ 17 TWh elektrische Energie. Hieraus 

folgt, dass Speicher und Elemente der Flexibilisierung zur Integration von Erneuerbaren 

Energien in das Gesamtsystem beitragen.  

Emissionen 

Abbildung 6-29 stellt dar, wie sich die Emissionen des Gesamtsystems in den 

verschiedenen Berechnungsläufen verändern. Hierfür wird die prozentuale Abweichung 

vom Referenzfall angegeben.  
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Abbildung 6-29: Entwicklung der CO2-Emissionen in den Berechnungsvarianten V1-

V3 

Die maximale Abweichung in den verschiedenen Berechnungsläufen vom 

Referenzszenario beträgt 1,6 % für den Fall V3 „mittlere Kosten“. Insgesamt wird 

deutlich, dass die Emissionen bei höheren Zusatzkosten für Speicher geringer ausfallen.  

Systemkosten 

Die Systemkosten ergeben sich aus den annuitätischen Investitionen für den Zubau von 

Funktionalen Energiespeichern sowie aus den Strom- und Wärmebereitstellungskosten, 

in die Brennstoffkosten, CO2-Zertifikatskosten, Anfahrkosten und variable 

Betriebskosten eingehen. 

In den verschiedenen Berechnungsvarianten fallen im System unterschiedliche Kosten 

an. Das systemische Optimum wird im Referenzfall (V1*) erreicht. Werden jedoch 

bereits bei Einsatz (V2) und Ausbau (V3) Steuern und Abgaben berücksichtigt, 

verändern sich auch der Einsatz und Ausbau gegenüber der systemisch optimierten 

Variante. Dadurch entstehen dem System zusätzliche Kosten. Zur Bilanzierung dieser 

Systemkosten wurden für die Kostenszenarien „gering“ und „mittel“ in den 

unterschiedlichen Berechnungsvarianten jeweils die Steuern und Abgaben für Speicher 

herausgerechnet. Somit werden diese nicht mit bilanziert und die Fälle können 

miteinander vergleichen werden. Im Berechnungslauf V1 liegen die im Modell 

bilanzierten Kosten bei 10,66 Mrd. € für Deutschland und Österreich (vgl. 

Abbildung 6-30). 
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Abbildung 6-30: Systemkosten in den Berechnungsvarianten 

Es wird deutlich, dass sich die Änderung der Kosten, bezogen auf die Gesamtkosten, im 

einstelligen Prozentbereich bewegen. Die Mehrkosten für V2 „mittlere Kosten“ betragen 

3,0 % der Systemkosten, im Szenario „geringe Kosten“ 1,0 %. Im Berechnungslauf V3 

ergibt sich eine geringe Änderung dieser Mehrkosten. Sie betragen im Szenario „mittlere 

Kosten“ 2,8 % und im Szenario „geringe Kosten“ 1,0 %. In Abbildung 6-31 sind die 

absoluten Werte der Mehrkosten abgebildet, die durch den veränderten Einsatz bzw. 

Ausbau von Speichern entstehen.  

 

Abbildung 6-31: Mehrkosten gegenüber dem Systemoptimum 

Hier wird deutlich, dass die Systemkosten im Fall V2 „mittlere Kosten“ am höchsten 

sind. Dies lässt sich dadurch erklären, dass der Ausbau der Speicher nicht auf deren 

Einsatz optimiert ist und Speicher seltener eingesetzt werden, als im Kostenszenario 

„geringe Kosten“. Die Mehrkosten liegen in diesem Fall über den Mehrkosten, die bei 

einem akteursoptimierten Ausbau anfallen. Werden die beiden Berechnungsläufe mit 

den jeweils niedrigeren Zusatzkosten verglichen, ergibt sich jedoch ein umgekehrtes 

Verhältnis. Die Mehrkosten im Berechnungslauf V3 übersteigen die des Laufs V2. Dies 
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bedeutet, dass die volkswirtschaftlichen Kosten im Szenario „geringe Kosten“ bei einem 

vorgegeben Ausbau geringer sind als in dem Fall des uneingeschränkten Ausbaus. 

Obwohl der Anteil der Mehrkosten an den Gesamtsystemkosten gering ist, zeigt das 

Ergebnis, dass es möglich ist, dass die Systemkosten auch im Fall eines nicht 

vorgegeben Ausbaus über den Systemkosten eines vorgegebenen Ausbaus liegen können. 

Die dargestellten Mehrkosten sollten jedoch in beiden Fällen bei einer kostenbasierten 

systemischen Betrachtung den Kosten gegenübergestellt werden, die anfallen, um das 

systemische Optimum zu erreichen. Liegen diese Kosten oberhalb dessen, was ein 

akteursoptimierter Ausbau im System an Zusatzkosten generiert, ist dies aus 

Kostensicht nicht sinnvoll.  

6.4 Einordnung der Ergebnisse 

An dieser Stelle werden die Ergebnisse der beiden vorangegangenen Kapitel 

zusammengetragen und der Mehrwert Funktionaler Speicher im Hinblick auf 

Versorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit und CO2-Emissionen diskutiert. Auf eine 

Wichtung der Komponenten des energiepolitischen Zieldreiecks wird verzichtet, da diese 

stets einer subjektiven Wertung unterliegt.  

Bereits die Auswertung in Kapitel 6.2.1 hat gezeigt, dass Neuinstallationen von 

Speichern unter den genannten Annahmen keinen Beitrag zur gesicherten Leistung 

liefern. Dieser Aspekt der Versorgungssicherheit wird bereits durch die bestehenden 

Kraftwerke und Speicher im europäischen Verbundsystem erfüllt.  

Funktionale Speicher können jedoch zu einer deutlichen Kostenreduktion von mehreren 

hundert Millionen Euro führen und somit zur Wirtschaftlichkeit des Energiesystems 

beitragen (vgl. Abbildung 6-6). Steuern und Abgaben reduzieren jedoch den Ausbau und 

Einsatz auch von bestehenden Anlagen. Hierdurch verringert sich der Mehrwert aus 

Systemsicht erheblich (vgl. Abbildung 6-31). Je nach Höhe der Belastung liegen die 

Mehrkosten durch die Berücksichtigung von Steuern und Abgaben bei bis zu 300 Mio. €.  

Funktionale Speicher bieten neben der Möglichkeit Kosten einzusparen auch die Option 

mehr Strom aus Erneuerbaren Energien zu nutzen, indem die Abregelung verringert 

wird. In den betrachteten Szenarien kann die Abregelung um bis zu 8 TWh im Jahr 2030 

verringert werden. Diesem hinsichtlich der CO2-Emissionen positiven Effekt wirkt 

jedoch der Einsatz von Speichern für einen kontinuierlicheren Betrieb von 

Grundlastkraftwerken entgegen. Hierdurch kommt es zu einem Anstieg der CO2-

Emissionen von wenigen Millionen Tonnen. In Anbetracht dessen, dass in den Szenarien 

der Anteil von EE am Stromverbrauch im Jahr 2030 zwischen 67 und 75 % 

(vgl. Abbildung 6-6) und somit deutlich über den Zielen der Bundesregierung liegt, sind 

diese zusätzlichen Emissionen als gering einzustufen. Aufgrund des geringeren Ausbaus 

und Einsatzes von Speichern bei Berücksichtigung von Steuern und Abgaben sind die 

CO2-Emissionen in den Betrachtungen aus Akteurssicht konsequenterweise geringer.  
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7 Zusammenfassung und Fazit 

Die Bundesregierung hat im Koalitionsvertrag das Ziel formuliert 55-60 % Erneuerbare 

Energien am Stromverbrauch bis zum Jahr 2035 in das deutsche Stromsystem zu 

integrieren. In Anbetracht dessen, dass laut /UENB-01 15/ im Jahr 2035 nur rund 

16 TWh aus Wasserkraft und 46 TWh aus Biomasse stammen werden, sind mehr als 

200 TWh durch die hochvolatile Erzeugung aus Windkraft und Photovoltaik 

bereitzustellen. Dies erfordert einen grundlegenden Wandel der 

Energieversorgungsinfrastruktur.  

Aufgrund der hohen Volatilität der Erzeugung aus Windkraft und Photovoltaik ist es 

naheliegend, dass Energiespeicher hier einen wertvollen Beitrag liefern können. Aus 

Sicht des Stromnetzes können neben klassischen Storm zu Strom-Speichern, wie 

Pumpspeichern, auch andere Optionen wie ein Strom- zu Strom-Speicher wirken. So 

erlaubt es ein Wärmespeicher in Verbindung mit einer KWK-Anlage, die Strom- und 

Wärmeproduktion der KWK im Vergleich zum wärmegeführten Betrieb zu verlagern. 

Die Differenz der beiden Erzeugungsgänge kann aus Sicht der Stromversorgung wie die 

Be- und Entladung eines Strom-Speichers interpretiert werden. In der Arbeit werden 

dementsprechend neben klassischen Speichern, wie Pumpspeichern, Druckluftspeichern 

und Batteriespeichern auch Wärmespeicher zur Flexibilisierung von 

Kraftwärmekopplungsanlagen in Fernwärmenetzen, Power2Heat, Power2Gas und die 

Flexibilisierung von Nachtspeicherheizungen, Wärmepumpen sowie industrielles 

Lastmanagement in der stromintensiven Industrie als auch bei 

Querschnittstechnologien untersucht. Die Gesamtheit dieser Technologien wird als 

Funktionale Speicher bezeichnet 

Der Mehrwert dieser Technologien für die Energieversorgung kann vor dem 

Hintergrund des energiepolitischen Zieldreiecks, bestehend aus Versorgungssicherheit, 

Umweltverträglichkeit und Wirtschaftlichkeit ermittelt werden. Zur Berücksichtigung 

der Umweltverträglichkeit werden die CO2-Emissionen analysiert. Das Ziel der 

Versorgungssicherheit wird insofern betrachtet, als geprüft wird, ob ausreichend 

gesicherte Leistung und Flexibilität zum Ausgleich von Erzeugungs- und 

Verbrauchsschwankungen vorhanden sind. Für den Eckpunkt der Wirtschaftlichkeit 

wird der volkswirtschaftliche und betriebswirtschaftliche Standpunkt betrachtet. Der 

erste Standpunkt kann auch als Systemsicht und der zweite als Akteurssicht bezeichnet 

werden. Im Rahmen dieser Arbeit unterscheiden sich diese dadurch, dass bei der 

Akteurssicht die Steuern und Abgaben berücksichtigt werden, die bei dem Betrieb von 

Speicheranlagen anfallen.  

Aufgrund der hohen Flexibilität von Speichern können diese an verschiedenen Stellen 

im Energiesystem einen Mehrwert liefern. Für die Ermittlung des Mehrwertes werden 

also zunächst die möglichen Einsatzoptionen für Speicher ermittelt und beschrieben. Da 

es sich um eine Vielzahl an Einsatzoptionen handelt, deren Abbildung nicht durch ein 

einzelnes Modell möglich ist, werden zwei Ansätze genutzt. Zum einen werden die 

Einflussfaktoren auf die Entwicklung der Einsatzoptionen diskutiert, um die Bedeutung 

der einzelnen Einsatzoption in der Zukunft abschätzen zu können. Zum anderen wird 
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darauf aufbauend das integrierte Simulationsmodell zur Anlageneinsatz- 

und -ausbauplanung mit Regionalisierung „ISAaR“ erstellt.  

Für die Erstellung des Modells werden zunächst die Anforderungen im Hinblick auf die 

abzubildenden Einsatzoptionen, den notwendigen Detaillierungsgrad der technischen 

Restriktionen, die zeitliche und räumliche Auflösung sowie die Datenverwaltung 

ermittelt. Dabei stellt sich heraus, dass die Einsatzoptionen „Lastglättung“ und 

„Bereitstellung gesicherter Leistung“ von dem Optimierungsmodell erfasst werden 

müssen. Zur mathematischen Beschreibung des Energiesystems wird auf die lineare 

Programmierung zurückgegriffen, da diese den Anforderungen gerecht wird. 

Die Anforderungen an die Datenverwaltung sind aufgrund vielschichtiger Szenarien 

besonders groß. Daraus ergibt sich eine vierstufige Datenbankstruktur mit den Ebenen 

„Energiesystem“, „Anlagenregister und Parametertabellen“, „Szenariendefinition“ und 

der Ergebnisverwaltung. Grundlage bildet das Prozessmodell, das alle Anlagen und 

Bestandteile des Energiesystems über 3+1 Kenngrößen beschreibt und sich im 

Energiesystem-Schema befindet. Die Zuweisung von Parametern zu Anlagen erfolgt 

dann über die Prozess-ID, das Jahr und die Region.  

Zur mathematischen Beschreibung des Energiesystems wird eine Nomenklatur 

eingeführt, die sich aus den Begriffen „Element“, „Instanz“, „Eigenbedingung“ und 

„Systembedingung“ zusammensetzt. Elemente zeichnen sich dadurch aus, dass zur 

Modellierung der einzelnen Instanzen die gleichen Eigenbedingungen verwendet 

werden. Die Systembedingungen können durch verschiedene Instanzen eines Elementes 

erfüllt werden. Als Elemente sind in dem Modell konventionelle Kraftwerke, 

Erneuerbare Energien, Strom- zu Strom-Speicher, Saisonale Speicher, Flexible 

Verbraucher, Lastflexibilisierung in der Industrie, Power2Heat, Power2Gas, thermische 

Speicher in Fernwärmenetzen, Heizwerke und das Stromnetz berücksichtigt. Bis auf 

Heizwerke und das Stromnetz wird nicht nur der Einsatz dieser Elemente, sondern auch 

deren Zubau optimiert. Die einzelnen Instanzen der Elemente werden eingesetzt, um die 

Systembedingungen „Strom“, „Wärme“ und „Gas“ zu erfüllen. Anhand von 

Energiebilanzen für das Jahr 2012 wird das Modell erfolgreich validiert. 

Das Energiesystemmodell wird dann eingesetzt, um den Mehrwert Funktionaler 

Speicher aus System- und Akteurssicht zu untersuchen. Hierfür wird ISAaR in vier 

Varianten angewendet. In Variante 1 (V1) wird die Systemsicht genauer untersucht. 

Hierfür werden Szenarien definiert, die sich hinsichtlich des Stromverbrauchs und des 

Netzausbaus unterscheiden. Der Mehrwert für das jeweilige Szenario ergibt sich hier 

aus der Differenz der Ergebnisse einer Referenzrechnung ohne Speicherausbau und 

einer Berechnung mit Speicherausbau und-einsatz.  

Für die Akteurssicht wird nur ein Szenario für den Stromverbrauch und den 

Netzausbau untersucht. Allerdings werden die Berechnungen hier einmal mit mittleren 

und einmal mit geringen Steuern und Abgaben in drei Anwendungsvarianten (V1*, V2, 

V3) durchgeführt. V1* stellt eine Abwandlung von V1 dar, da der Ausbau und Einsatz 

aus V1 verwendet wird. Der Einsatz wird jedoch nachträglich mit Steuern und Abgaben 

belegt. In V2 wird untersucht, wie sich der Einsatz der Speicher verändert, wenn der 

Ausbau aus V1 übernommen wird, der Einsatz der Speicher jedoch mit Steuern und 

Abgaben belegt wird. V3 stellt die reine Sichtweise der Akteure dar. Sowohl Ausbau als 

auch Einsatz werden unter Berücksichtigung von Steuern und Abgaben durchgeführt. 
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Neben den Aspekten der CO2-Emissionen und der Systemkosten werden in diesen 

Varianten auch die installierte Leistung, die Einsatzhäufigkeit und die Erlöse der 

Speicher berechnet. Die Erlöse ergeben sich dabei durch die Multiplikation des 

Ergebniswertes der Variablen, die in die Systembedingung „Last“ oder „Wärme“ 

eingehen mit der jeweiligen dualen Lösung und der zu zahlenden Belastungen durch 

Steuern und Abgaben.  

In den Berechnungen wird das europäische Verbundsystem mit länderscharfen Knoten 

berücksichtigt. Deutschland wird in 20 und Österreich in 8 Knoten aufgeteilt. Die 

verwendeten Szenarien zur Analyse der Systemsicht unterscheiden sich hinsichtlich des 

Stromverbrauchs und des Netzausbaus. Aufgrund der Berücksichtigung von 

wachsenden Nabenhöhen und dem Bau von Schwachwindanlagen ergibt sich ein Anteil 

der Erneuerbaren Energien am Nettostromverbrauch im Jahr 2030 in Abhängigkeit des 

Last-Szenarios von 67 % bzw. 75 %. Als Basis dient das Wetterjahr 2012. 

Die Analysen der Ergebnisse lassen eine Vielzahl von Rückschlüssen auf die 

unterschiedlichsten energiewirtschaftlichen Aspekte zu. So zeigt sich, dass Power2Heat 

in Fernwärmesystemen und die Lastflexibilisierung in der Industrie aus Systemsicht 

den größten Mehrwert auf Übertragungsnetzebene bieten. Insgesamt können in den 

Berechnungen aus Systemsicht durch den Ausbau Funktionaler Speicher mehr als 

170 Mio. € eingespart werden. Des Weiteren kann dadurch die Abregelung Erneuerbarer 

Energien um bis zu 8 TWh reduziert werden. Allerdings dient der Ausbau und Einsatz 

der Funktionalen Speicher nicht nur der Integration Erneuerbarer Energien, sondern 

auch der Steigerung der Einsatzzeiten von Grundlastkraftwerken. Durch die 

Vermeidung von Abregelung und den kontinuierlicheren Betrieb der 

Grundlastkraftwerke können im Jahr 2030 mehr als 10 TWh Strom in 

Fernwärmesystemen genutzt werden. Durch die Berücksichtigung von Steuern und 

Abgaben geht der Speicherausbau- und –einsatz deutlich zurück. Hierdurch entstehen 

Mehrkosten für das System, die bei mehr als 100 Mio. € jährlich liegen. Die CO2-

Emissionen gehen in den Betrachtungen aus Akteurssicht geringfügig zurück. 

Zudem zeigen die Diskussionen um die Entwicklung der Einsatzoptionen, dass durch 

technische Weiterentwicklungen und Marktanpassungen Versorgungssicherheit auch in 

Zukunft gesichert werden kann. So stellt der Ausbau von Power2Heat mit mehr als 

8 GW ein großes Flexibilitätspotenzial zur Wahrung der Systemstabilität dar. Allerdings 

erlaubt es der aktuelle regulatorische Rahmen nicht, alle kostengünstigsten 

Flexibilitätspotenziale, insbesondere Power2Heat zu heben und bestehende Potenziale 

bei Pumpspeichern in ihrem vollen Umfang zu nutzen. Die Untersuchungen zeigen 

ebenfalls, dass bei den verwendeten Annahmen Speicher bis 2030 nicht benötigt werden, 

um ausreichend gesicherte Leistung zur Wahrung der Versorgungssicherheit 

bereitzustellen.  

Die Berechnungsergebnisse zum Speicherausbau zeigen sich konsistent mit den 

Analysen zur Merit Order Matrix, die im Rahmen des Projektes „Merit Order der 

Energiespeicherung im Jahr 2030“ durchgeführt wurden. Zudem weisen die 

verschiedenen Szenarien in der Tendenz immer den Ausbau der gleichen 

Speichertechnologien aus. Daher ist nicht davon auszugehen, dass marginale 

Anpassungen der Parameter der Funktionalen Speicher zu anderen 

Optimierungsergebnissen des Speicherausbaus führen. 
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8 Weiterer Forschungsbedarf 

Mit dem entwickelten Ansatz ist es möglich, den Mehrwert Funktionaler Speicher aus 

unterschiedlichen Perspektiven zu ermitteln und die Unterschiede zu analysieren. In der 

Arbeit wurde der Unterscheid zwischen System- und Akteurssicht durch die 

Berücksichtigung von Steuern und Abgaben ermittelt. Hier sollten im nächsten Schritt 

die Rückwirkungen von Autarkiebestrebungen von Prosumenten, sei es im privaten oder 

industriellen Bereich, genauer untersucht werden. Anschließend könnten die 

Auswirkungen dynamischer Strompreistarife analysiert werden. In Anbetracht der 

verstärkten europäischen Strommarktkopplung ist ebenfalls von Interesse, ob es in den 

Nachbarländern weitere Flexibilitätsoptionen gibt, die bei ausreichendem Netz zu einer 

Verringerung des Flexibilitätsbedarfs in Deutschland und Österreich führen können. 

Als Bewertungskriterium wurde in erster Linie der wirtschaftliche Mehrwert genutzt. 

Es gibt jedoch noch weitere Bewertungskriterien, wie die Akzeptanz einer Maßnahme, 

die Berücksichtigung finden sollten. Ebenso können analog zu Speichertechnologien 

weitere Maßnahmen zur Integration Erneuerbarer Energien untersucht werden. So 

sollte beispielsweise die Kopplung zwischen den Sektoren Strom, Wärme und Mobilität 

und damit einhergehende Tendenzen zur Elektrifizierung im Sinne einer „All-Electric-

World“ genauer untersucht werden. Dies ist insbesondere dann interessant, wenn sich 

die politischen Ziele zum Ausbau der Erneuerbaren Energien weiterhin am 

Bruttostromverbrauch orientieren, da sich daraus eine dynamische Entwicklung 

ergeben kann, deren Geschwindigkeit es abzuschätzen gilt.  

Aufgrund der Ungenauigkeit von Eingangsdaten sollten vermehrt Sensitivitätsanalysen 

durchgeführt werden, um persistente Lösungen zu ermitteln. In diesem Kontext ist es 

vor allem von Bedeutung, die Berechnungen für mehrere Wetterjahre durchzuführen 

und die Auswirkungen des Klimawandels zu berücksichtigen. Von besonderer 

Bedeutung ist hierbei auch, wie sich der Lastverlauf entwickeln wird. Neben allen 

Maßnahmen, die eine verbesserte Integration Erneuerbarer Energien in das 

Energieversorgungssystem erlauben, gilt es auch, alle Maßnahmen zu untersuchen und 

vergleichbar zu machen, die zu einer Emissionsreduktion führen können. 
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