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1  Management Summary 

Das im August 2021 novellierte deutsche Klimaschutzgesetz sieht vor, dass Deutschland bis 
2045 klimaneutral sein wird. Dies erfordert einen erheblichen Zubau an Erzeugungseinheiten 
und -strukturen. Erneuerbarer Energien. Hierbei ist von einem erheblich steigenden Brut-
tostrombedarf im Stromsektor auszugehen, der klimaneutral zu decken ist. Bislang ist nicht 
sichergestellt, dass das bisherige Strommarktdesign einen solchen Zubau trägt.  
Ziel der vorliegenden Studie ist es, aufzuzeigen, wie das aktuelle Strommarktdesign anzupas-
sen ist, um die benötigte Flexibilität für die Gewährleistung von Versorgungssicherheit, Refi-
nanzierung der Erneuerbaren Energien sowie Wirtschaftlichkeit von Sektorenkopplungstech-
nologien zu sichern. Dabei legt die Studie einen Schwerpunkt darauf, dass die benötigten 
flexibel steuerbaren Einheiten (nicht-fluktuierende Erneuerbare Energien, Sektorenkopp-
lungstechnologien, Lastmanagement, Speicher) und die fluktuierenden Erneuerbaren Ener-
gien Technologien Photovoltaik (PV) und Wind eine betriebswirtschaftlich lohnende Basis er-
halten. Damit wird gewährleistet das die erforderlichen Investitionen in Erzeugungsanlagen 
Erneuerbarer Energien und der damit verbundenen Infrastrukturen auch tatsächlich erfol-
gen.   
Kennzeichen der Energiewende in Deutschland ist die dezentrale Erzeugungsstruktur. Die 
Studie konzentriert sich deshalb explizit auf die möglichst breite Umsetzung der Energie-
wende im regionalen Kontext. Damit wird heimische Wertschöpfung gestärkt, der benötigte 
Netzausbau auf allen Ebenen optimiert und zugleich die Abhängigkeit von anderen Staaten 
begrenzt.  
 
Die Annahmen zur Studie stützen sich auf eine Vielzahl von externen wissenschaftlichen Ver-
öffentlichungen. Zusätzlich wurde der Zubau von Wind- und PV-Anlagen unter anderem im 
verbrauchsnahen, dezentralen Kontext bestimmt. Hierbei werden hohe spezifische Volllast-
stunden ermöglicht.  
 
Innerhalb des Basisszenarios, welches den aktuellen rechtlichen Rahmen simuliert, konnte 
gezeigt werden, dass das heutige Strommarktdesign nicht in der Lage ist, die genannten zent-
ralen Bedingungen (Versorgungssicherheit, Refinanzierung der Erneuerbaren Energien, Wirt-
schaftlichkeit von Sektorenkopplungstechnologien) für eine erfolgreiche Energiewende zu 
gewährleisten. Daher sind Anpassungen an das aktuelle Strommarktdesign notwendig. Hier-
für hat die Studie Maßnahmen abgeleitet und diese in ein Reformszenario überführt, welches 
die Voraussetzungen für die wirtschaftliche und versorgungssichere Umsetzung der Kli-
maneutralität schafft. Die Maßnahmen wurden zudem juristisch auf ihre Umsetzbarkeit ge-
prüft. 
 
Für die Berechnung der kostenoptimalen Zusammensetzung des Energiesystems mit Fokus 
auf den Strommarkt wurde das Energiesystemmodell SCOPE SD des Fraunhofer IEE verwen-
det. Die Ergebnisse des Basis- und Reformszenarios in Bezug zur Refinanzierung der Erneuer-
baren Energien ergaben die Notwendigkeit eines sehr starken Ausbaus an Flexibilitäten im 
Strommarkt über die kommenden drei Dekaden. Da Simulationen mit optimalen Bedingun-
gen für den Ausbau von dieser Flexibilität rechnen, wurden zusätzliche Sensitivitäten eines 
geringeren Flexibilitätsausbaus simuliert. Die Ergebnisse dieser Sensitivitäten unterstreichen, 
dass das Gelingen der Energiewende nicht nur den Ausbau der Erneuerbaren Energien, son-
dern auch der dafür benötigten Flexibilitäten erfordert. 
 
Für die Berechnung zur Bewertung des Flexibilitätspotenzials von privaten Endkunden mit 
Sektorenkopplungsanlagen wurde das Modell DISCTRICT des Fraunhofer ISE verwendet. Da-
mit beantwortet die Studie, inwieweit vorhandene Flexibilitäten wirtschaftlich nutzbar sind. 
Hierzu zählen unter anderem eine marktorientiert gesteuerten Betriebsweise von Elektro-
fahrzeugen, Wärmepumpen sowie PV-Batterieheimspeichern und deren Auswirkungen im 
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Bereich der Verteilnetze. Abschließend wurden die Herausforderungen für den sicheren 
Stromsystembetrieb untersucht.  
 
Wie oben beschrieben, basieren die in dieser Studie vorgenommenen Simulationen auf ei-
nem Basis- und einem Reformszenario. Das Basisszenario, in dem eine Fortschreibung des 
heutigen systemregulatorischen Rahmens unterstellt wurde, zeigt, dass durch einen klima-
politisch notwendigen ambitionierteren Ausbau der Erneuerbaren Energien trotz des annah-
megemäß bis zum Jahre 2030 abgeschlossenen Kohleausstiegs der Stromverbrauch in 
Deutschland zu jeder Stunde des Jahres gedeckt werden kann und Deutschland dabei in der 
Jahresbilanz Nettostromexporteur bleibt. Allerdings ermöglicht der aktuelle regulatorische 
Rahmen nur vergleichsweise wenig Flexibilitätsoptionen.  
Die fehlende Flexibilität verursacht am Strommarkt eine signifikante Häufung negativer 
Preise. Dies verursacht eine Reduktion der erzielbaren Marktwerte Erneuerbarer Energien 
und wirkt damit unmittelbar auf den Weiterbetrieb bzw. auf förderfrei errichtete Erneuer-
bare Erzeugungskapazitäten. Des Weiteren führt die Sanktionierung der betroffenen Ener-
giemengen (§51 EEG 2021) zu einem massiven Refinanzierungsproblem und blockiert somit 
den notwendigen klimapolitischen Ausbau. Zudem wird die gewünschte Wirkung der Sankti-
onierung -die Verhinderung negativer Strompreise- nicht erreicht und es besteht zusätzlich 
die Gefahr gleichzeitiger Abschaltungen von Erzeugungskraftwerken, von Netz- und Versor-
gungssicherheitsproblemen. 
Die angenommene Entwicklung von Stromgestehungskosten der volatilen Erneuerbaren 
Energien Wind und PV in Verbindung mit den im Basisszenario erzielbaren Marktwerten lässt 
erst zwischen den Jahren 2040 und 2050 einen förderfreien wirtschaftlichen Betrieb zu.  
 
Für eine sichere Stromversorgung wird gesicherte Leistung benötigt, welche Kraft-Wärme-
kopplungsanlagen (Biomasse, Geothermie, grünes Gas), Bioenergie, Gaskraftwerke, elektri-
sche Speicher und regelbare Wasserkraftanlagen bereitstellen. Diese Kraftwerke, einschließ-
lich der stets dezentral und nahe am Verbraucher liegenden kleinen Wasserkraft, ermögli-
chen zudem die Übernahme von Systemdienstleistungen auf unterschiedlichen Spannungs-
ebenen und leisten somit einen wichtigen systemstabilisierenden Beitrag. 
 
Allerdings zeigt sich im Basisszenario auch für das Jahr 2050 ein Bedarf von etwa 10 GW zu-
sätzlicher Wasserstoff-Gasturbinen, um die Versorgungssicherheit zu gewährleisten. Diese 
werden allerdings nur für wenige hundert Stunden im Jahr benötigt. 
 
Aus den im Basisszenario auftretenden Herausforderungen wurden Maßnahmen abgeleitet, 
die auf die Anreizung von Flexibilität und eine Verbesserung der Refinanzierungssituation von 
Erneuerbaren abzielen.  
Um flexible Stromverbraucher anzureizen, wurde eine Finanzierung der EEG-Umlage über 
den Bundeshaushalt, eine Absenkung der Stromsteuer auf den Mindeststeuersatz, eine Be-
freiung von Power-to-Heat- und Power-to-Gas-Anlagen von den Netzentgelten bei netz- bzw. 
systemdienlichem Verhalten sowie zeitvariable Netzentgelte betrachtet. Unabhängig davon 
bleibt eine grundlegende Reform des Systems von Steuern, Abgaben und Umlagen erforder-
lich1. Im Bereich der Speicher wurde eine bivalente2 Nutzung von privaten Batteriespeichern 

 

1 Bei einer Absenkung der EEG-Umlage ist zu betrachten, dass eine Refinanzierung der EEG-Vergütungen und 

-Marktprämien durch ein weiterhin haushaltsunabhängiges Instrument abgesichert wird. Aktuelle temporäre Ent-

wicklungen an den Strommärkten (2021) zeigen Sondereffekte. Mittel- und langfristig werden diese Effekte auf-

grund des weiteren Zubaus an Erneuerbaren Energien aufgehoben.  

 

2 Fremdstrombezug und dessen Rückspeisung  
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sowie ein Investitionszuschuss für Batteriespeicher untersucht. Auf der Seite der Stromer-
zeuger wurde eine flexible Fahrweise in Zeiten geringer volatil Erneuerbarer Energien über 
einen stärkeren Zubau an Biogasleistung und deren Anschluss an die Gasspeicher über das 
Gasnetz (Gasinfrastruktur) vorgesehen. Diese Maßnahme führt nicht zu mehr Energieerzeu-
gung der Bioenergien, sondern dient ausschließlich der Verlagerung von Erzeugungsmengen. 
Der Anschluss an die Gasinfrastruktur eröffnet die Option des Gasbezuges und erweitert da-
mit die Flexibilität durch die Vor-Ort-Verstromung. Des Weiteren wird zur Verhinderung der 
verbliebenen negativen Strompreise, welche nicht durch andere Flexibilitäten vermieden 
werden können, eine Mengenförderung für Erneuerbare Energien angenommen.  
 
Das Reformszenario setzt diese Maßnahmen im Strommarkt um. Es zeigt sich, dass volatil 
einspeisende Erneuerbare Energien spätestens ab dem Jahr 2040 technologieübergreifend 
eine förderfreie Refinanzierung am Strommarkt realisieren. Dagegen benötigen die system-
relevanten steuerbaren Erneuerbaren Energien für die Refinanzierung zusätzliche Erlöse bei-
spielsweise aus einem Förderregime oder in Form eines dezentralen Flexibilitätsmarktes.  
Die hier gezeigten Ergebnisse weisen im Gegensatz zu anderen Studien die Möglichkeit auf 
für die benötigte steuerbare Leistung im Stromsektor über Bioenergie statt H2 Gaskraftwer-
ken zu realisieren. Grundsätzlich sind beide Technologien zur Deckung der steuerbaren Leis-
tung geeignet und können im Rahmen einer ausgewogenen Energiewende anteilig die benö-
tigte steuerbare Leistung bereitstellen. Unter Beachtung der Restriktionen und Potenzialbe-
grenzungen beider Technologien sollte der Einsatz so angestrebt werden, dass die Nutzung 
umweltverträglich und kosteneffizient erfolgt. 
 
Die Maßnahmen bei den Verbraucherabgaben reizen mittelfristig insbesondere Power-to-
Heat, was den stromgeführten Betrieb der Wärmeversorgung verbessert. Die angebotene 
mengenbasierte EE-Förderung vermeidet negative Strompreise. Dies führt somit zu höheren 
Marktwerten der Erneuerbaren Energien, welche zu geringeren Förderkosten sowie zu ei-
nem früheren förderfreien Ausbau und Betrieb führen. Zusätzlich werden die Refinanzie-
rungsprobleme gelöst und der klimapolitisch notwendige Ausbau wird gesichert.   
 
Die Ergebnisse des Basis- und Reformszenarios sind hierbei modelltechnisch optimiert. Um 
die Bedeutung der Bereitstellung von Flexibilitäten im zukünftigen Marktdesign darzustellen, 
wurden innerhalb dieser Studie zusätzliche Sensitivitätsanalysen, als eine Art Stresstest, 
durchgeführt.  
Die Sensitivitätsanalyse zeigt, dass selbst eine geringe reduzierte Flexibilität3 zu einer Ver-
dopplung negativer Strompreise im Jahr 2050 führt. Dies gefährdet die Marktintegration und 
steht damit dem benötigten Ausbau der Erneuerbaren Energien entgegen. Damit wird deut-
lich, wie zentral die vollständige Zielerreichung der wirtschaftlichen Flexibilitäten in ihrer zeit-
lichen als auch leistungstechnischen Ausprägung für die erfolgreiche Umsetzung der Energie-
wende ist. Für die Flexibilität ist die inländische Elektrolyse von zentraler Bedeutung. Daher 
ist ein früher Markthochlauf der Elektrolyse erforderlich. Dies unterstreicht, dass der not-
wendige Zubau Erneuerbarer Energien mit einem Zubau an Flexibilitäten einhergehen muss. 
In diesem Zusammenhang ist eine sinnvolle Ausgestaltung und Implementierung von regio-
nalen Flexibilitätsmärkten anzureizen. 
 
Durch die Umsetzung der Energiewende und damit der Sektorenkopplung wächst der Strom-
bedarf in Deutschland. Die Erschließung bisher nicht elektrifizierter Sektoren erfordert einen 
Netzausbau vor allem in den unteren Spannungsebenen des Verteilnetzes. Zu berücksichti-
gen ist, dass die Anreizung von Flexibilitäten beim Endkunden zu neuen Herausforderungen 
führt.  

 

3 15 % geringere Flexibilität als maximal wirtschaftlich möglich über eine perfekte Voraussicht. 
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Daher ist eine geeignete Tarifstruktur oder sind Maßnahmen4 erforderlich, welche eine hohe  
gleichzeitige Nutzung bei steuerbaren Verbrauchern in einem Netzstrang verhindern. Die 
Analyse der Flexibilität privater Endkunden zeigt jedoch auch, dass die Flexibilitätsbereitstel-
lung aus Wärmekopplungstechnologien ein eher begrenztes Potenzial aufweist, da die Wär-
menachfrage tendenziell zu Zeiten geringer EE-Erzeugung hoch ist und so wenig Spielraum 
besteht, Nachfrage zu verschieben. 
Im Reformszenario ergibt sich eine verbesserte Wirtschaftlichkeit von Wärmepumpen, un-
abhängig davon, ob sie mit anderen Technologien kombiniert werden, wobei das Flexibili-
tätspotenzial dadurch nicht erhöht wird. Auch die Einführung variabler Tarife scheint nur bei 
Sektorenkopplungstechnologien mit einem hohen Flexibilitätspotenzial attraktiv. Dies ist bei 
Besitz eines batterieelektrischen Fahrzeugs der Fall. Hier profitiert der Endkunde sowohl von 
den Reformmaßnahmen als auch von zeitvariablen Tarifen. Um wirtschaftliche Anreize beim 
Endkunden zu erhöhen, müsste eine breitere Analyse der Tarifgestaltung erfolgen, die de-
tailliertere Endkundensegmente berücksichtigt.  
 
Neben der Ausrichtung eines neuen Strommarktdesign, welches die Refinanzierung von Er-
neuerbaren Energien sowie die Wirtschaftlichkeit von Sektorenkopplungstechnologien si-
chert, ist die Gewährleistung der Versorgungssicherheit für die erfolgreiche Umsetzung der 
Energiewende von zentraler Bedeutung. Zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit sind 
bei den Systemdienstleistungen verschiedene Schritte umzusetzen, um ein elektrisches Ener-
giesystem mit einem hohen Anteil an Erneuerbaren Energieerzeugungsanlagen sicher betrei-
ben zu können. Hinsichtlich der Frequenzhaltung müssen leistungsgeregelte Verbraucher 
eingebunden werden und werden zudem netzbildende Umrichter (virtuelle Spannungsquel-
len) benötigt, damit dezentrale Anlagen wie Synchronmaschinen mit virtueller Trägheit wir-
ken. Diese sind in Anlagen mit großen Energiespeichern zu implementieren, vorzugsweise 
Batteriespeicher oder HGÜ-Kopfstationen. Zur Spannungshaltung muss die Blindleistungsbe-
reitstellung zukünftig durch dezentrale Erzeuger, Speicher und neue Technologien erfolgen, 
was eine Anpassung der Betriebsplanung erfordert. Das damit einhergehende veränderte 
Kurzschlussverhalten muss im Kontext der Netzplanung berücksichtigt werden.  
Bestehende Konzepte zum Versorgungswiederaufbau müssen an neue Technologien und 
Randbedingungen angepasst werden, wobei insbesondere die Aggregation von vielen Einzel-
anlagen, die Verdichtung von Informationen sowie die Disaggregation von Befehlen neue An-
forderungen und Herausforderungen an die Informations- und Kommunikationstechnologie 
(IKT) stellen. Für die sichere Betriebsführung ist ebenfalls ein Ausbau der IKT durch die Sek-
torenkopplung notwendig. Ein zusätzlicher Entwicklungsbedarf ergibt sich hinsichtlich der 
Fragestellung, wie ein Netzbetrieb mit einer eingeschränkten oder manipulierten Kommuni-
kationstechnik funktionieren kann. Eine zentrale Herausforderung einer sicheren Betriebs-
führung des Stromnetzes stellt hierbei die Gefahr gleichzeitiger Schaltungen Erneuerbarer 
Energien im GW-Bereich dar, welche vor allem durch die Ausgestaltung des §51 EEG 2021 
stark angereizt werden. Dieser Umstand kann, wie in dieser Studie gezeigt wird, massive Aus-
wirkungen auf den sicheren Betrieb des Stromnetzes haben. 
 
 Für die vorgeschlagenen Politikmaßnahmen besteht teilweise, unter anderem für die quan-
titative Ausgestaltung der Maßnahmen und deren Wirkung hinsichtlich der sozialen Aspekte 
und der Auswirkungen von komplexen Prosumeranlagen sowie Quartierskonzepten, weite-
rer Forschungsbedarf.  
Darüber hinaus sollten regionale Aspekte zur Steigerung der Gesamtsystemeffizienz bzw. zur 
Senkung der Systemkosten näher betrachtet werden. Hier können beispielsweise Regional-
märkte für Flexibilitäten, die Einführung regionaler αMerit Orderά-Kurven innerhalb einer 

 

4 SƛŜƘŜ ƘƛŜǊȊǳ α.99-Positionspapier zur zügigen und sicheren Integration steuerbarer Verbrauchseinrichtungen in 

ŘƛŜ ±ŜǊǘŜƛƭƴŜǘȊŜά. 
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Strompreiszone Deutschlands oder möglicherweise eine Berücksichtigung des Transportauf-
wandes bei den Netzentgelten eine Rolle spielen. In diesem Zusammenhang wäre eine zeit-
nahe praktische Erprobung von regionalen Flexibilitätsmärkten im Anschluss an die Sinteg-
Projekte erforderlich. Darüber hinaus besteht Forschungsbedarf bei der konkreten Umset-
zung von variablen Tarifen für Endkunden, die eine Überlastung des Verteilnetzes vermeidet 
und einen wirtschaftlichen Anreiz für eine Flexibilitätsbereitstellung bietet.   
 
Basierend auf der Strommarktsimulation erfolgt die optimierte Netzausbauplanung und die 
optimierte Netzbetriebsführung für das Basis- sowie das Reformszenario für die Jahre 2030 
und 2050. Ziel dieser Simulationen ist die Ermittlung von Zubaubedarfen sowie im Netzbe-
trieb angepassten Energiemengen und den jeweils damit einhergehenden Kosten, um im zu-
künftigen Stromübertragungsnetz die Versorgungs- und Systemsicherheit zu gewährleisten.  
Trotz einer deutlich größeren Installation an Erneuerbaren Energien um 25-35 % gegenüber 
den Szenarien des Netzentwicklungsplans 2019 zeigen die Ergebnisse der optimierten Netz-
ausbauplanung für das Basis- und Reformszenario im Jahr 2030 einen Gesamtzubaubedarf 
im Netzbereich in ähnlicher Größenordnung.  
Die Kosten des Netzbetriebs im Szenariojahr 2030 können gegenüber dem Basisjahr 2020 um 
über 70 % gesenkt werden. 
Basis- und Reformszenario zeigen, dass es in der Netzbetriebsführung zu einem deutlich er-
höhten Bedarf an flexiblen Strommengen kommt, was in der Konsequenz auch mit einer 
deutlichen Kostensteigerung einhergeht. Dies ist das Ergebnis der Ausrichtung der heimi-
schen Energiewende, die zentral auf Windenergie und Photovoltaik setzt. 
Das Reformszenario weist aufgrund der volkswirtschaftlichen Optimierung eine höhere ver-
änderte Energiemenge auf. Ursache ist die sinnvolle Einbeziehung der Verbraucherseite, wel-
che die Freiheitsgrade für die Netzbetriebsführung gegenüber dem Basisszenario erhöht. 
Dies senkt die Kosten der Netzbetriebsführung im Reformszenario erheblich und steigert 
gleichzeitig die Nutzbarkeit Erneuerbarer Einspeisung. 
 
Die in der Studie dargestellten Dekadenschritte sind, gerade im Hinblick auf die Zielverschär-
fung, bis 2045 Klimaneutralität zu erreichen, bei entsprechend ambitionierten Schritten auch 
früher realisierbar. 
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2  Management Summary 

 DŜǊƳŀƴȅΩǎ /ƭƛƳŀǘŜ /ƘŀƴƎŜ !ŎǘΣ ŀƳŜƴŘŜŘ ƛƴ !ǳƎǳǎǘ нлнмΣ ƭŀȅǎ ƻǳǘ DŜǊƳŀƴȅΩǎ ǇŀǘƘ ǘƻ ŀŎƘƛŜǾπ
ing climate neutrality by 2045. This requires a significant increase in renewable energy gen-
eration facilities and structures. In this context, it can be assumed that the gross electricity 
demand in the electricity sector will increase considerably and must be met in a climate-
neutral manner. So far, it is not certain that the current electricity market design can support 
such an increase.  
The aim of this study is to show how the current electricity market design can be adapted to 
ensure the flexibility needed to guarantee security of supply, the refinancing of renewable 
energies and the economic viability of sector coupling technologies. The study focuses on 
ensuring that an economically viable basis is provided not just for the flexibly controllable 
units that are required (non-intermittent renewable energies, sector coupling technologies, 
load management, storage), but also for photovoltaics (PV) and wind as intermittent renew-
able energy technologies. This will ensure that the necessary investments in renewable en-
ergy generation plants and the associated infrastructures are actually made.   
The distributed generation structure is a particular hallmark of the energy transition in Ger-
many. The study therefore explicitly focuses on the broadest possible implementation of the 
energy transition in a regional context. This strengthens domestic value creation, optimizes 
the required grid expansion at all levels and, at the same time, limits dependence on third 
countries. 
  
The assumptions for the study are based on a large number of external scientific publications. 
In addition, the expansion of wind turbines and PV plants was determined, amongst other 
things, in a distributed context close to the consumption. This enables high specific full load 
hours.  
  
Within the baseline scenario, which simulates the current legal framework, it was shown that 
the current electricity market design is unable to guarantee the aforementioned key condi-
tions (security of supply, refinancing of renewable energies, economic viability of sector cou-
pling technologies) for a successful energy transition. Adjustments to the current electricity 
market design are therefore necessary. To this end, the study has derived measures and 
transferred them into a reform scenario that creates the prerequisites for the economic and 
supply-secure implementation of climate neutrality. The measures were also legally tested 
in terms of their feasibility. 
  
CǊŀǳƴƘƻŦŜǊ L99Ωǎ ŜƴŜǊƎȅ ǎȅǎǘŜƳ ƳƻŘŜƭΣ {/ht9 {5Σ ǿŀǎ ǳǎŜŘ ǘƻ ŎŀƭŎǳƭŀǘŜ ǘƘŜ Ŏƻǎǘ-optimized 
composition of the energy system with a focus on the electricity market. The results of the 
baseline and reform scenarios in relation to refinancing renewable energies revealed the 
need for a very strong expansion of flexibilities in the electricity market over the next three 
decades. Since simulations expect optimal conditions for expanding this flexibility, additional 
sensitivities for less expanded flexibility were simulated. The results of these sensitivities un-
ŘŜǊƭƛƴŜ ǘƘŀǘ ǘƘŜ ŜƴŜǊƎȅ ǘǊŀƴǎƛǘƛƻƴΩǎ ǎǳŎŎŜǎǎ ǊŜǉǳƛǊŜǎ ƴƻǘ ƻƴƭȅ ǘƘŜ ŜȄǇŀƴǎƛƻn of renewable 
energies, but also the flexibilities needed for this. 
  
CǊŀǳƴƘƻŦŜǊ L{9Ωǎ 5L{/¢wL/¢ ƳƻŘŜƭ ǿŀǎ ǳǎŜŘ Ŧƻr the calculation in order to assess the flexibil-
ity potential of private end customers with sector coupling plants. The study therefore an-
swers the question as to what extent existing flexibilities can be used economically. These 
include the market-led controlled operation of electric vehicles, heat pumps and PV battery 
home storage systems as well as their effects on distribution networks. Finally, the challenges 
for securely operating the power system were also investigated.  
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As described above, the simulations carried out in this study are based on both a baseline 
and reform scenario. The baseline scenario, which assumes a continuation of the energy sys-
ǘŜƳΩǎ ŎǳǊǊŜƴǘ ǊŜƎǳƭŀǘƻǊȅ ŦǊŀƳŜǿƻǊƪΣ ǎƘƻǿǎ ǘƘŀǘ ŀ ƳƻǊŜ ŀƳōƛǘƛƻǳǎ ŜȄǇŀƴǎƛƻƴ ƻf renewable 
energies ς which is necessary for meeting climate policy needs ς can cover electricity con-
sumption in Germany at every hour of the year despite the assumed phase-out of coal by 
2030, and that Germany will remain a net electricity exporter in the annual balance. How-
ever, the current regulatory framework allows only comparatively few flexibility options.  
The lack of flexibility causes a significant accumulation of negative prices on the electricity 
market. This in turn reduces the achievable market values of renewable energies and thus 
has a direct effect on their continued operation or on renewable generation capacities built 
without subsidies. Furthermore, the sanctioning of the affected energy quantities (Section 
51, German Renewable Energy Sources Act (EEG 2021)) leads to a massive refinancing prob-
lem and thus blocks the necessary expansion needed in line with climate policy. In addition, 
the desired effect of sanctioning ς namely preventing negative electricity prices ς is not 
achieved, and there is also a risk of simultaneous shutdowns of generation power plants as 
well as grid and supply security problems. 
The assumed development of the levelized costs of electricity (LCOE) for wind and PV as var-
iable renewable energies, in conjunction with the market values achievable in the baseline 
scenario, only allows for subsidy-free economic operation between 2040 and 2050.  
  
A secure electricity supply requires a secured output, which is provided by combined heat 
and power plants (biomass, geothermal, green gas), bioenergy, gas-fired power plants, elec-
trical storage facilities and controllable hydropower plants. These power plants, including the 
small hydropower plants that are always decentralized and close to consumers, also enable 
the assumption of ancillary services at different voltage levels and thus make an important 
contribution to stabilizing the system. 
  
However, the baseline scenario also shows a need for about 10 GW of additional hydrogen 
gas turbines in 2050 to ensure security of supply. These are only needed, however, for a few 
hundred hours a year. 
  
Based on the challenges arising in the baseline scenario, measures were derived that aim to 
incentivize flexibility and improve the refinancing situation for renewables.  
Various aspects were considered to encourage flexibility among electricity consumers, in-
cluding financing the EEG surcharge via the federal budget, reducing the electricity tax to the 
minimum tax rate, exempting power-to-heat and power-to-gas plants from grid fees in the 
case of grid- or system-friendly behavior, as well as time-variable grid fees. Irrespective of 
these, a fundamental reform of the system of taxes, levies and surcharges remains neces-
sary5. In terms of storage, a bivalent6 use of private battery storage systems as well as an 
investment subsidy for battery storage were examined. On the electricity producer side, flex-
ible operation during times with less variable renewable energies was envisaged through 
greater expansion of the biogas capacity and its connection to gas storage facilities via the 
gas grid (gas infrastructure). This measure does not lead to more energy production from 
bioenergies, but only serves to shift generation volumes. Connecting to the gas infrastructure 
does, however, open up the option of purchasing gas, and thus expands flexibility through 
on-site electricity generation. Furthermore, in order to prevent the remaining negative elec-
tricity prices that cannot be avoided through other flexibilities, a quantity subsidy for renew-
able energies is assumed.  

 

5 When reducing the EEG surcharge, it needs to be considered that any refinancing of the EEG remuneration and 

market premiums should be secured by an instrument that continues to be independent of the budget. Current 

temporary developments on the electricity markets (2021) show special effects. In the medium and long term, 

these effects will be cancelled out due to the further expansion of renewable energies 

6 Purchasing electricity from outside sources and feeding it back into the grid 
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The reform scenario implements these measures in the electricity market. It becomes appar-
ent that variable renewable energies will realize subsidy-free refinancing on the electricity 
market across all technologies from 2040 at the latest. In contrast, system-relevant control-
lable renewables require additional revenues for refinancing, for example from a support 
regime or in the form of a distributed flexibility market.  
In contrast to other studies, the results shown here indicate the possibility for realizing the 
required controllable output in the electricity sector via bioenergy instead of H2 gas power 
plants. In principle, both technologies are suitable for meeting the controllable output and 
can provide the required controllable output proportionally as part of a balanced energy 
transition. Taking into account the restrictions and potential limitations of both technologies, 
they should be deployed in such a way that their use is environmentally compatible and cost-
efficient. 
  
In the medium term, the consumer levy measures particularly incentivize power-to-heat, 
which improves the electricity-led operation of the heat supply. The offered renewable en-
ergy support based on quantity avoids negative electricity prices. This leads to higher market 
values for renewable energies, which in turn leads to lower subsidy costs and earlier subsidy-
free expansion and operation. In addition, the refinancing problems are solved and the ex-
pansion required to meet climate policy needs is secured.   
  
The results of the baseline and reform scenarios are optimized here in terms of the model-
ling. In order to illustrate the importance of providing flexibilities in the future market design, 
additional sensitivity analyses were conducted within this study as a kind of stress test.  
The sensitivity analysis shows that even slightly reduced flexibility7 leads to a doubling of 
negative electricity prices in 2050. This jeopardizes market integration and thus presents an 
obstacle to the necessary expansion of renewable energies. This makes it clear just how im-
portant it is to fully achieve the targets for economic flexibility in terms of both time and 
output for the successful implementation of the energy transition. Domestic electrolysis is of 
key importance for flexibility. An early market ramp-up of electrolysis is therefore necessary. 
This underlines that the necessary expansion of renewable energies must be accompanied 
by expanding the flexibilities. In this context, the sensible design and implementation of re-
gional flexibility markets should be encouraged. 
  
The implementation of the energy transition and therefore sector coupling has meant that 
the demand for electricity in Germany is growing. The development of previously non-elec-
trified sectors requires grid expansion, especially in the lower voltage levels of the distribu-
tion network. It must be taken into account that incentivizing flexibility among end customers 
leads to new challenges.  
A suitable tariff structure or measures8 are therefore required that prevent high simultane-
ous use by controllable loads in network strands. However, analyzing the flexibility of private 
end customers also shows that procuring flexibility from heat coupling technologies has ra-
ther limited potential, as heat demand tends to be high at times with low renewable energy 
generation, which means that there is little scope to shift demand. 
In the reform scenario, heat pumps have an improved economic efficiency irrespective 
whether they are combined with other technologies, although this does not increase the 
flexibility potential. The introduction of variable tariffs also only seems attractive for sector 
coupling technologies with a high flexibility potential. This is the case for those owning a bat-
tery electric vehicle. Here, end customers benefit from both the reform measures and time-

 

7 15% less flexibility than the maximum economically possible with perfect foresight. 

8 {ŜŜ ά.99-Positionspapier zur zügigen und sicheren Integration steuerbarer Verbrauchseinrichtungen in die Verteil-

ƴŜǘȊŜέ ό.99 Ǉƻǎƛǘƛƻƴ ǇŀǇŜǊ ƻƴ the speedy and secure integration of controllable consumption devices into the 

distribution grids). 
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variable tariffs. In order to increase economic incentives for end customers, a broader anal-
ysis of the tariff design would have to be carried out that takes more detailed end customer 
segments into account.  
  
In addition to redesigning the electricity market to ensure the refinancing of renewable en-
ergies and the economic viability of sector coupling technologies, the guarantee of supply 
security is also of key importance for successfully implementing the energy transition. To 
ensure security of supply, various steps must be implemented in the ancillary services to en-
able the secure operation of electrical energy systems with a high proportion of renewable 
energy generation plants. With regard to frequency control, power-regulated consumer 
loads must be integrated and grid-forming converters (virtual voltage sources) are also re-
quired so that distributed plants act like synchronous machines with virtual inertia. These 
need to be implemented in systems with large energy storage facilities, preferably battery 
storage or HVDC converter stations. To ensure voltage control, reactive power must be pro-
vided in future by distributed generators, storage facilities and new technologies, which re-
quires adjustment of the operational planning. The associated change in short-circuit behav-
ior must be taken into account as part of the grid planning.  
Existing concepts for supply restoration must be adapted to new technologies and boundary 
conditions that, particularly by aggregating many individual plants, compressing information 
and disaggregating commands, place new demands and challenges on information and com-
munication technology (ICT). It is also necessary to expand ICT through sector coupling to 
ensure secure operations management. There is an additional need for development with 
regard to the question of how the grid operation can function with limited or manipulated 
communication technology. A key challenge for the secure operation of the electricity grid is 
the danger of simultaneously switching renewable energies in the GW range, which is partic-
ularly strongly incentivized by the formulation of Section 51, EEG 2021. As shown in this 
study, this circumstance can have a massive impact on the secure operation of the electricity 
grid. 
  
 Some of the proposed policy measures require further research, including on the quantita-
tive design of the measures and their impact with regard to social aspects, the effects of 
complex prosumer plants and neighborhood concepts.  
In addition, regional aspects for increasing the overall system efficiency or reducing system 
costs should be considered in more detail. Here, for example, regional markets for flexibili-
ǘƛŜǎΣ ƛƴǘǊƻŘǳŎƛƴƎ ǊŜƎƛƻƴŀƭ άƳŜǊƛǘ ƻǊŘŜǊέ ŎǳǊǾŜǎ ǿƛǘƘƛƴ ŜƭŜŎtricity price zones in Germany or 
possibly considering the transport effort in the grid charges could play a role. In this context, 
prompt practical testing of regional flexibility markets following the Sinteg projects would be 
necessary. In addition, there is a need for research into the specific implementation of vari-
able tariffs for end customers that avoids overloading the distribution network and provides 
an economic incentive for providing flexibility.   
  
Based on the electricity market simulation, the optimized grid expansion planning and oper-
ation are carried out for the baseline and reform scenarios for the years 2030 and 2050. The 
aim of these simulations is to determine the expansion requirements and adjusted energy 
quantities in grid operation, as well as the associated costs in each case, in order to guarantee 
supply and system security in the future electricity transmission grid.  
Despite a significantly larger installation of renewable energies of around 25-35% compared 
with the scenarios for the 2019 grid development plan, the results of the optimized grid ex-
pansion planning for the baseline and reform scenarios in 2030 show a total grid expansion 
requirement of a similar magnitude.  
The costs of operating the grid in the 2030 scenario year can be reduced by over 70% com-
pared with the 2020 base year. 
The baseline and reform scenarios show that there is a significantly increased need for flexi-
ble electricity quantities in the grid operation, which consequently also incurs a significant 
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increase in costs. This is the result of the orientation of the domestic energy transition, which 
focuses on wind energy and photovoltaics. 
The reform scenario has a higher changed energy quantity owing to the economic optimiza-
tion. This is due to the sensible inclusion of the consumer side, which increases the degree 
of freedom for the grid operation compared with the baseline scenario. This significantly re-
duces the costs for operating the grid in the reform scenario and, at the same time, increases 
the usability of renewable feed-in. 
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3  Hintergrund und Zielsetzung der Studie 

3.1 Hintergrund der Studie 

Die Klimakrise, mit der wir zunehmend global zu kämpfen haben, und deren Auswirkungen 
immer deutlichere Züge annehmen, erfordert eine schnelle und erfolgreiche Transformation 
des Energiesystems hin zu Erneuerbaren Energien. Deutschland hat diesen Prozess bereits 
vor mehr als zwei Jahrzehnten begonnen und große wirtschaftliche Erfolge auf allen Wert-
schöpfungsstufen sowie eine enorme Kostendegression, bei den Erneuerbaren im Stromsek-
tor, allen voran beiWindenergie und Photovoltaik, erzielt. Mit dem Stromeinspeisungsgesetz 
(StromEinspG) wurde der Grundstein dafür gelegt und mit dem Erneuerbare-Energien-Ge-
setz (EEG), dem Schlüsselinstrument der Energiewende, dann umfassend und erfolgreich 
fortgesetzt, so dass im Stromsektor im Jahr 2020 zum ersten Mal bereits etwa die Hälfte der 
Energiemengen aus Erneuerbaren Energien stammten. Ein Großteil der Energie wurde dabei 
aus volatil einspeisenden Erneuerbaren Energiequellen gewonnen, die das Rückgrat der 
Energiewende bilden. 
 
Mit dem deutlichen Anstieg der Erneuerbaren Energien wurden die Herausforderungen auf 
dem Strommarkt in den vergangenen Jahren kontinuierlich sichtbarer. Aufgrund fehlender 
Flexibilitäten am Strommarkt kommt es im Zuge der Energiewende zu starken Preisausschlä-
gen. In Zeitfenstern hoher Erneuerbarer Einspeisung sind dabei immer häufiger zu niedrige 
bzw. negative Strompreise zu beobachten, welche die Wirtschaftlichkeit der Erneuerbaren 
Energien gefährden und somit dem dringend benötigten weiteren Ausbau entgegenstehen. 
In Zeitfenstern geringer Erneuerbarer Einspeisung kommt es hingegen zu hohen Stromprei-
sen, welche der Sektorenkopplung entgegenstehen. Durch den Einsatz von Flexibilitäten, in 
den Bereichen Verbrauch, Speicher und Erzeugung lassen sich diese Preisausschläge begren-
zen.  
Dabei bedeutet Verbraucherflexibilität und Erzeugerflexibilität, dass sich steuerbare Ver-
brauchs- bzw. steuerbare Erzeugerquellen an der Erneuerbaren Einspeisung orientieren. 
Speichersysteme bedeuten dagegen eine Einbeziehung von elektrischen Speichern und Sek-
toren-Speichern (Wasserstoff- und Gasspeicher, Wärmespeicher usw.). Zusätzlich sind diese 
Flexibilitäten von zentraler Bedeutung in der Transformation des Energiesektors, um unter 
anderem auch Versorgungssicherheit zu gewährleisten.  
Im Gegensatz zu anderen Studien [65, 71][66, 72] werden innerhalb dieser Arbeit nur solche 
Flexibilitäten betrachtet, die sich betriebswirtschaftlich vor dem Hintergrund des aktuellen 
regulatorischen Rahmens betreiben lassen. Die Nutzbarkeit der Flexibilitäten hängt zudem 
von weiteren Parametern ab (u. a. netzseitige Begrenzungen), deren Auswirkungen ebenfalls 
innerhalb dieser Studie dargestellt werden. 

3.2 Ziele der Untersuchung 

Ziel dieser Studie ist es darzustellen, wie der künftige Marktrahmen gestaltet sein muss, um 
ausreichend wirtschaftlich aktivierbare Flexibilisierung im Stromsystem zu schaffen, die die 
drei Hauptfragen der Energiewende positiv beantworten. Diese lauten: 

1. Ist die Versorgungssicherheit zu jedem Zeitpunkt gegeben? 
2. Ist der wirtschaftliche Betrieb (d. h. die Finanzierung) der Erneuerbaren Energien gege-

ben? 
3. Ist der wirtschaftliche Betrieb von Sektorenkopplungstechnologien gegeben? 
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Dafür wird zunächst ein Basisszenario, das den aktuellen regulatorischen Rahmen9 fort-
schreibt, betrachtet und darauf aufbauend ein Reformszenario untersucht. 
 
Die Berechnung der wirtschaftlich zu betreibenden Flexibilisierungsmaßnahmen wird dabei 
für die drei kommenden Dekaden jeweils separat für die Szenariojahre 2030, 2040 und 2050 
simuliert (s. Abbildung 3-1). Dadurch können die Entwicklung sowie potenzielle Lock-In-Prob-
leme deutlicher erkannt werden. Als Basisszenario dient der aktuelle Marktrahmen und re-
gulatorische Rahmen. Hieraus werden hinsichtlich potenziell nicht ausreichend vorhandener 
wirtschaftlicher Flexibilitäten Maßnahmen abgeleitet, die anschließend in ein weiteres Sze-
nario (Reformszenario) überführt werden. Das Ziel dieser Herangehensweise ist es, mit den 
gewählten Maßnahmen die zusätzlich benötigten Flexibilitäten umzusetzen. Um aus den Er-
gebnissen des Reformszenarios politisch umsetzbare Maßnahmen abzuleiten, werden die 
Maßnahmen abschließend europarechtlich geprüft. 
 

 

 

Abbildung 3-1: Übersicht über 
die drei Hauptfragen der Ener-
giewende 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Die oben eingeführten Hauptfragen gliedern sich für diese Studie in vier Leitthemen auf (s. 
Abbildung 3-2). 

1. Versorgungssicherheit 

Das erste Leitthema Versorgungssicherheit fokussiert neben der Sicherstellung des stündli-
chen Einklangs zwischen Stromerzeugung und Stromverbrauch vor allem auf die Herausfor-
derung natürlicher sowie künstlicher10 kurzfristiger Änderungen der Einspeisung (Einspei-
sungsgradienten) und deren Auswirkung auf die benötigte Flexibilität. Auch die Notwendig-
keit der Übernahme von Netzdienstleistungen fossiler Kraftwerke zur Abschaltung derselben 
wird in diesem Bereich analysiert. Schließlich wird in diesem Leitthema zudem untersucht, 
wie groß der benötigte Ausbau des Übertragungsnetzes in den jeweiligen Szenarien (Basis- 
und Reformszenario) ist und welche Redispatch-Mengen und -Leistungen sich daraus erge-
ben. 

 

9 Siehe hierzu auch die Gesetzeskarte für das Energieversorgungssystem des BMWI. 

10 Hervorgerufen unter anderem durch das gleichzeitige Abschalten von Erneuerbaren Erzeugern aufgrund des §51 

EEG 2021. 
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2. Finanzierung 

Im Leitthema Finanzierung wird die Frage der Arbeitspreisstabilität für Endkunden, potenzi-
elle EEG-Differenzkosten sowie die Hebung von verbraucherseitigen Flexibilitäten beim End-
kunden untersucht. 

3. Wirtschaftlichkeit Erneuerbarer Energien und Sektorenkopplung 

Das Leitthema Wirtschaftlichkeit Erneuerbarer Energien und Sektorenkopplung orientiert sich 
an der Frage, wie eine Stabilisierung bzw. Erhöhung der Marktwerte Erneuerbarer Energien 
sowie eine Reduktion negativer Strompreise erreicht werden kann. Hier soll im Speziellen ein 
Betrieb außerhalb einer Förderung für die jeweiligen Erneuerbaren Technologien untersucht 
werden. Abschließend wird in diesem Leitthema auch die dringend benötigte Einbindung der 
Sektorenkopplung (Wärme und Verkehr) auf ihren wirtschaftlichen Rahmen hin analysiert. 
Die Optimierung der Wirtschaftlichkeit von Erneuerbaren Energien im Rahmen des Eigenver-
brauchs ist aufgrund der vielfältigen Ausgestaltung nicht Bestandteil der Studie.  

4. Strommarktdesign allgemein 

Im letzten Leitthema Strommarktdesign allgemein geht es um die zentrale Fragestellung, wie 
ein zukünftiger Strommarkt funktionieren kann. Hierbei sollen unter anderem Themen wie 
der Einspeisevorrang Erneuerbarer Energien untereinander sowie aktuell offene, zentrale 
Fragestellungen der Energiewende untersucht werden. Darunter fallen die Ausgestaltung ei-
nes Terminmarkthandels mit größtenteils volatilen Erneuerbaren Energien, die Schaffung 
von regionalen Flexibilitätsmärkten sowie die Bewertung der Aufsplittung der deutschland-
weiten Preiszone im Kontext der Erneuerbaren Energien. 
 

 

 

Abbildung 3-2: Leitthemen 
dieser Studie 

Quelle: [10] 
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4  Methodik und Szenarioannahmen 

In der vorliegenden Studie werden verschiedene energiewirtschaftliche und energietechni-
sche Modelle eingesetzt, die im Folgenden näher dargestellt werden. Zunächst wird dabei 
dargestellt, welche Schnittstellen es zwischen den Modellen gibt, bevor die Modelle im Detail 
erläutert werden. 

4.1 Überblick 

Um sowohl Aspekte des Strommarktes, der Versorgungssicherheit, der Stromnetze (Übertra-
gungs- und Verteilnetze) sowie die Perspektive des Endkunden in der Studie zusammenzu-
führen, werden verschiedene Modelle eingesetzt und gekoppelt (s. Abbildung 4-1). 
Im ersten Schritt werden für den angenommenen Ausbau von Windkraft und Photovoltaik 
die regionale Verteilung sowie die mögliche Erzeugung (auf Stundenbasis) bestimmt. Diese 
Daten gehen in die Strommarktsimulation ein, bei der neben Großhandelsstrompreisen auch 
die installierten Leistungen verschiedener Flexibilitätsoptionen (z. B. stationäre Batteriespei-
cher, Elektrolyse, Elektrodenkessel) berechnet werden. Da in der Strommarktsimulation ent-
sprechend dem heutigen Marktdesign von einer einzigen deutschen Gebotszone ausgegan-
gen wird, werden die regionalisierten Fahrpläne der einzelnen Stromerzeuger, Stromver-
braucher sowie Speicher an ein Modell des Übertragungsnetzes übergeben, womit der Be-
darf an Netzausbau sowie die Leitungsauslastung bestimmt wird. 
Darüber hinaus werden die Großhandelsstrompreise, die Marktwerte der Erneuerbaren 
Energien sowie der Stromverbrauch für die Berechnung der Endverbraucherabgaben ver-
wendet, die wiederum zur Bewertung der Flexibilitätsanreize auf der Ebene der Endkunden 
verwendet werden. 
In einer vorgelagerten Analyse wird zusätzlich geprüft, inwieweit Flexibilitäten im Verteilnetz 
bei einer marktorientierten Fahrweise durch Netzrestriktionen eingeschränkt sind. 
 

 

 

Abbildung 4-1: Schematische 
Darstellung der angewende-
ten Methodik 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

4.2 Einspeisung fluktuierender Erneuerbarer Energien 

Die wetterabhängige Einspeisung von Strom aus Windenergie- und Photovoltaikanlagen wird 
in zwei Stufen berechnet. Im ersten Schritt wird die vorgegebene Leistung in den Szenario-
jahren auf konkrete Standorte heruntergerechnet. Im zweiten Schritt werden für diese 
Standorte die jeweiligen Erzeugungszeitreihen berechnet. 
Mit den energyANTS (energy system ANalyses using Temporal and spatial Simulation) wer-
den die Simulationen für den Ausbau der Erneuerbaren Stromerzeugung vorgenommen. Die 
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energyANTS setzen sich aus den hier relevanten Teilmodellen regioANTS, windANTS und 
pvANTS zusammen. 

4.2.1 Onshore-Windenergie 

Für den Zubau an Onshore-Windkraft werden die in Tabelle 4-1 genannten Werte festgelegt. 
Demnach steigt die installierte Leistung von 54,4 GW [17] im Jahr 2020 auf 198 GW in 2050 
an. 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Wind onshore 95 GW 147 GW 198 GW 

Quelle [64] (interpoliert) [27] 
 

 Tabelle 4-1: Annahmen für die 
installierte Leistung von Wind 
onshore in den Szenariojah-
ren 

Quelle: [27, 64] 

 
Die Simulationen für den Onshore-Windausbau werden in zwei Schritten vorgenommen. Es 
werden zuerst die Anlagen standortscharf platziert (regioANTS) und anschließend werden für 
die Anlagen die Zeitreihen berechnet (windANTS). 
 
Regionale Verteilung der Anlagen 
 
Heute existierende Windenergieanlagen (WEA) an Land wurden aus Daten des UFZ [32], des 
Marktstammdatenregisters sowie anhand von Veröffentlichungen der Bundesländer ermit-
telt. Für die technische Nutzungsdauer der Windenergieanlagen werden bis 2030 20 Jahre 
und danach 25 Jahre unterstellt. 
 
Die gesamte Modellierung erfolgt auf dem Raster des REA6-Reanalysemodells des DWD (ca. 
6 km x 6 km). Insgesamt 10.055 Wettermodellflächen weisen eine gemeinsame Schnitt-
menge mit der Landfläche von Deutschland auf und bilden somit die Basis für die Modellie-
rung der Windenergie an Land. 
 
Für das Repowering wird zunächst geprüft, welche WEA in Windparks zusammenstehen, um 
ein Repowering von einzelnen WEA nicht abzubilden, da dies aufgrund der Konzentrations-
planung unwahrscheinlich ist. Hierfür werden alle WEA mit fünf Rotordurchmessern (RD) ge-
puffert und ermittelt, wo mindestens drei WEA zusammenstehen. Anschließend wird die bis 
zum Szenariojahr abgebaute Rotorkreisfläche der rückgebauten (in Windparks zusammen-
stehenden) WEA je REA-Fläche ermittelt und mit der spezifischen Flächenleistung (Genera-
torleistung je Quadratmeter Rotorfläche [W/m²]) der Zubau-WEA multipliziert. Der WEA-Typ 
und damit die spezifische Flächenleistung hängen vom Szenariojahr und der Windressource 
(s. u.) ab. 
 
Damit eine Platzierung vorgenommen werden kann, müssen die Potenzialflächen bekannt 
sein. Die Potenzialflächen werden bestimmt, indem Flächen wie Siedlungsgebiete mit einem 
Puffer versehen und geschützte Gebiete und weitere Flächen wie Wasser-, Straßen- und 
Schienenwege ausgeschlossen werden. Dabei wurde für diese Analyse wie in [68] dargelegt 
vorgegangen. Als Datengrundlage dient eine OpenStreetMap-Analyse, wobei zwischen rest-
riktionsfreien und eingeschränkt nutzbaren Flächen unterschieden wird. Als Ausgangsflächen 
für die Analysen gehen restriktionsfreie Flächen vollständig in die Potenzialanalyse ein, wäh-
rend Flächen mit Restriktionen nur zu 50 % berücksichtigt werden. Insgesamt ergibt sich hier-
bei für Deutschland ein Flächenpotenzial von 36.416 km², welches bei der Zubaumodellie-
rung der WEA an Land berücksichtigt werden kann. Die Potenzialflächen sind in Abbildung 
4-2 dargestellt. 
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Abbildung 4-2: Potenziale von 
Onshore-Windenergie 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Im Anschluss an das Repowering wird geschaut, welche Potenzialflächen je Wettermodellflä-
che unter Berücksichtigung von Bestandsanlagen und Repowering noch verfügbar sind.11  
Es werden für alle Potenzialflächen iterativ Anlagen platziert. Pro Zubauzyklus werden ein bis 
fünf WEA in ein gewichtet gelostes REA-Pixel zugebaut, bis die Sollleistung (Installation in den 
jeweiligen Szenariojahren) erreicht ist. Dabei wird bei jedem Zubauzyklus die Reduktion der 
Potenzialflächen aufgrund des erfolgten Zubaus abgebildet, wodurch sich auch die Wahr-
scheinlichkeit, dass die Fläche erneut gewählt wird, ändert. Über die Szenariojahre ändert 
sich die Gewichtung der Kriterien Windressource und Lastnähe12 (Stromverbrauch im 50 km 
Radius um das REA-Pixel), um eine zunehmend stärkere Orientierung des Zubaus in der Nähe 
des Stromverbrauchs abzubilden.13 
 
Der Anteil der Potenzialfläche an der Gesamtfläche einer Wettermodellfläche bestimmt ne-
ben den Faktoren Windhöffigkeit und Lastnähe die Wahrscheinlichkeit, dass eine Fläche in-
nerhalb des iterativen Zubauzyklus gezogen wird, jedoch steigt diese Wahrscheinlichkeit 
nicht weiter an, wenn der Anteil der Potenzialfläche an der Gesamtfläche 25 % übersteigt.14 
Weiterhin werden Flächen mit einer Windgeschwindigkeit unter 6 m/s in einer Höhe von 150 
m über Grund nicht berücksichtigt.15 

 

11 Die Verfügbarkeit von Potenzialflächen innerhalb jedes REA-Pixels bestimmt (u. a.) die Wahrscheinlichkeit des 

Zubaus von WEA. Potenzialflächen werden um WEA-Bestandsanlagen und Repowering reduziert. 

12 windWeight = [2030: 1.2; 2040: 1; 2050 0.8]; loadWeight = [2030: 1; 2040: 2; 2050: 4]; Die Gewichtung 

muss dabei nicht symmetrisch um 1 sein 

13  Mittlere Windgeschwindigkeit in der Wettermodellfläche (in 150 m Höhe) erhöht die Zubauwahrscheinlichkeit. 

Ebenso erhöht Lastnähe die Zubauwahrscheinlichkeit (auf Basis des Stromverbrauchs im 50 km-Radius). Erhöhung 

des Einflusses der Lastnähe und Reduktion der Standortgüte mit fortschreitendem Szenariojahr.  

14 areaWeightLim = 0.25; % wenn die Potenzialfläche mehr als 25% des REA-Pixels umfasst, führt dieser höhere Wert 

nicht zu einer höheren Gewichtung beim Würfeln des Pixels 

15 wsCutOff= 6; % unterhalb welcher mittlerer Windgeschwindigkeit in 150 m über Grund kein Zubau mehr erfolgen 

soll (m/s) 
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Der spezifische Flächenverbrauch für Onshore-Windenergieanlagen wird mit 6 ha/MW ange-
setzt.16 Dieser Wert ist bewusst geringfügig höher gewählt, als tatsächlich in der Praxis beo-
bachtet wird, um die wahrscheinliche Überschätzung des Flächenpotenzials aufgrund unzu-
reichender Berücksichtigung von Natur- und Artenschutzbelangen zu kompensieren. 
Für die Ermittlung des zugebauten WEA-Typs wird die mittlere Windgeschwindigkeit in 150 
m über Grund auf Basis des COSMO-DE-Wettermodells des DWD hinsichtlich der meteorolo-
gischen Jahre 2007 bis 2015 zugrunde gelegt. Dabei werden Schwachwindanlagen bis 7 m/s 
(dunkelblaue Fläche in Abbildung 4-3) und Starkwindanlagen über 8,5 m/s (gelbe Fläche in 
Abbildung 4-3) verwendet. Im Bereich von 7 bis 8,5 m/s werden beide Klassen zu gleichen 
Anteilen zugebaut. Dieser Verteilungsrahmen basiert auf einem Investitionskostenindex und 
ist angelehnt an [72]. 
 

 

 

Abbildung 4-3: Ermittlung des 
zugebauten WEA-Typs für 
Onshore-Windenergie nach 
mittlerer Windgeschwindig-
keit in 150 m über Grund 

Quelle: Eigene Darstellung auf 

Grundlage von Daten des DWD 
 
Die technologische Weiterentwicklung für Onshore-Windenergieanlagen orientiert sich bis 
2030 an den aktuell genehmigten Projekten (2020/2021) [19].  
Abbildung 4-4 zeigt die durchschnittlichen im Jahr 2020/2021 genehmigten bzw. in 2030 zu-
gebauten Anlagenkonfigurationen. Grundlage für die Starkwindanlagen ist der Median der 
Daten für Schleswig-Holstein und Mecklenburg-Vorpommern, während für Schwachwindan-
lagen Daten von Baden-Württemberg, Hessen und Thüringen verwendet werden. 
 

 

16 pDens = 6; % Flächenbedarf in Bezug auf die Potenzialflächen (Ha/MW) 

Starkwind

50% Stark-, 50% 
Schwachwind

Schwachwind
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Abbildung 4-4: Technologie-
entwicklung von Onshore- 
Windenergie bis 2030 

Quelle: Eigene Darstellung 

 
In Tabelle 4-2 sind die Annahmen zu den Technologieparametern für Stark- und Schwach-
windanlagen wiedergegeben. Es wird von einer weiter steigenden Anlagennennleistung auf 
7,9 MW bei Starkwind- und 6,3 MW bei Schwachwindanlagen ausgegangen, die mit steigen-
den Rotordurchmessern und höheren Nabenhöhen einhergeht. 
 

Typ Stützjahr 2020/2021 2030 2040 2050 

Stark-
wind 

Nennleistung 4,2 MW 5,8 MW 6,9 MW 7,9 MW 

Rotordurchmesser 134 m 160 m 175 m 190 m 

Nabenhöhe 116 m 132 m 140 m 150 m 

Spez. Flächenleistung 298 W/m² 290 W/m² 285 W/m² 280 W/m² 

Schwach-
wind 

Nennleistung 4,5 MW 4,9 MW 5,6 MW 6,3 MW 

Rotordurchmesser 149 m 165 m 180 m 195 m 

Nabenhöhe 164 m 180 m 200 m 220 m 

Spez. Flächenleistung 258 W/m² 230 W/m² 220 W/m² 210 W/m² 
 

 

Tabelle 4-2: Technologiepara-
meter für Wind onshore für 
verschiedene Jahre 

Quelle: [19] und eigene Annahmen 
 
Um beispielsweise den Zubau der Windenergieanlagen im Zeitraum von 2020 bis 2030 als 
durchschnittliche Anlagenkonfiguration im Modell abzubilden, erfolgt eine Interpolation der 
Anlagenparameter Nabenhöhe, Rotordurchmesser und spezifische Flächenleistungen zwi-
schen 2020/2021 und 2030, während die Nennleistung aus den interpolierten Werten ermit-
telt wird.  Für die weiteren Szenariojahre wird analog vorgegangen.  
 
Abbildung 4-5 zeigt die resultierende regionale Verteilung im Jahr 2050. 
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Abbildung 4-5: Berechnete re-
gionale Verteilung der On-
shore-Windenergie in 2050 
(Einheit: MW/REA-Fläche) 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
 
Zeitreihenmodellierung Windenergie onshore 
 
Die platzierten Anlagen werden dann an die windANTS übergeben und dort werden die Win-
derzeugungszeitreihen berechnet. Die Basis für die Simulation der Windenergie an Land mit 
windANTS bildet das oben beschriebene Gitter der Wettermodellflächen des REA6-Modells 
des Deutschen Wetterdienstes [12]. Es werden stündlich aufgelöste Windgeschwindigkeiten 
verwendet. Die Windgeschwindigkeiten werden durch logarithmische Höheninterpolation 
auf die Nabenhöhe für die einzelnen Wettermodellflächen berechnet. Abschattungseffekte 
werden berechnet, indem eine windgeschwindigkeitsabhängige Windeffizienz die Windge-
schwindigkeiten reduziert. 
Für die verschiedenen Anlagentypen (Bestand sowie Zubau im Modell) werden spezifische 
Leistungskennlinien erstellt. Hierfür erfolgt eine Interpolation bekannter Leistungskennlinien 
vergleichbarer WEA mit jeweils höherer und geringerer spezifischer Flächenleistung auf die 
bei der abgebildeten WEA angenommenen Werte (vgl. Abbildung 4-6). Mithilfe dieser Leis-
tungskennlinien werden anschließend aus den Zeitreihen der Windgeschwindigkeit auf Na-
benhöhe die Einspeisezeitreihen berechnet.  
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Abbildung 4-6: Interpolierte 
Leistungskennlinien für On-
shore-Windenergie 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Die Windgeschwindigkeiten aus dem COSMO-Wettermodell sind zeitliche und räumliche 
Mittelwerte. Um die Leistungsabgabe der einzelnen Windenergieanlagen zu bestimmen, ist 
eine Glättung der Leistungskennlinie erforderlich [59]. Diese wird durch rekursive Faltung der 
Leistungskennlinie mit einer Gauss-Verteilung vorgenommen. Anschließend werden mecha-
nische und elektrische Verluste sowie die Verfügbarkeit der Anlagen durch einen Faktor re-
duziert. 
 
Tabelle 4-3 gibt die berechnete Stromerzeugung aus Onshore-Windenergieanlagen wieder. 
Der jährliche Energieertrag steigt bis 2050 auf 564 TWh, was mittleren Volllaststunden von 
etwa 2.850 h/a entspricht. Durch die oben dargestellte technologische Entwicklung sind über 
die Szenariojahre steigende Volllaststunden zu beobachten. 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Energieertrag 252 TWh 407 TWh 564 TWh 

Volllaststunden 2.653 h/a 2.770 h/a 2.851 h/a 
 

 Tabelle 4-3: Ergebnisse für 
maximal möglichen Energieer-
trag aus Wind onshore und 
mittlere Volllaststunden 

Quelle: Eigene Berechnungen 
Im Vergleich zu der Studie der Deutschen Windguard von 2020 im Auftrag von BWE und LEE 
wurde für ein Potenzial von 200 GW onshore eine Energieerzeugung von 500 TWh ermittelt. 
Somit liegt die in dieser Studie verwendete Einspeisung nur ca. 10 % über diesem Wert, was 
unter anderem durch die technologische Entwicklung sowie den Wetterjahreseinfluss erklär-
bar ist. 
 
Die folgende Tabelle (siehe Tabelle 4-4) zeigt die installierte Leistung, die erzeugte Energie 
sowie die daraus resultierenden Volllaststunden für das Jahr 2030 und 2050. 
 

 2030 2050 

Bundesland Leistung 
[GW] 

Energie 
[TWh] 

Volllast-
stunden 

Leistung 
[GW] 

Energie 
[TWh] 

Volllast-
stunden 

BB 11 30 2669 22 62 2789 

BE 0,05 0,16 2890 0,04 0,12 2654 

BW 4 11 2694 13 41 3015 

BY 6 15 2645 16 52 3143 

 

Tabelle 4-4: Leistung, 
Energie und Volllaststun-
den für Wind onshore in 
2030 und 2050 je Bundes-
land 

Quelle: Eigene Annahmen 
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HB 0,14 0,38 2751 0,20 0,34 1743 

HE 5 14 2694 15 45 3059 

HH 0,13 0,34 2659 0,20 0,47 2385 

MV 9 23 2629 17 47 2681 

NI 20 53 2641 41 111 2693 

NW 7 19 2675 9 24 2739 

RP 6 16 2464 9 28 2973 

SH 10 27 2812 15 40 2629 

SL 0,49 1,13 2312 0,5 1,5 3091 

SN 4 10 2614 10 28 2869 

ST 8 21 2595 17 51 2967 

TH 4 10 2696 12 36 3018 

Gesamt 95 252 2653 198 564 2851 
 

 
Folgende Abbildung (Abbildung 4-7) zeigt die Entwicklung der Onshore-Windenergie für die 
Jahre 2030, 2040 und 2050 
 

 

 

Abbildung 4-7: Karte der Voll-
laststunden in den Jahren 
2030, 2040 und 2050 für Wind 
onshore 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

4.2.2 Offshore-Windenergie 

Für den Zubau an Offshore-Windkraft werden die in Tabelle 4-5 genannten Werte festgelegt. 
Demnach steigt die installierte Leistung von 7,7 GW [17] auf 57 GW in 2050 an. Dabei wird 
angenommen, dass die am weitesten in der Nordsee stehenden Windparks nicht an das Stro-
mübertragungsnetz auf dem Festland angebunden werden, sondern dort vor Ort über Elekt-
rolyseanlagen grüner Wasserstoff hergestellt wird. Die Höhe der ans Übertragungsnetz an-
geschlossenen Leistung orientiert sich am aktuellen Netzentwicklungsplan mit 41,1 GW [3]. 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Wind offshore 20 GW 40 GW 57 GW 

Quelle [64] [54] [54] 
 

 Tabelle 4-5: Annahmen für die 
installierte Leistung von Wind 
offshore in den Szenariojah-
ren 

Quelle: [54, 64][55, 65] 
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Die Abbildung der Einspeisung durch Offshore-Windenergie erfolgt in zwei Schritten: Zu-
nächst wird ein zukünftiger Ausbau der Windenergie auf See unter Berücksichtigung von Be-
stands-Windparks modelliert. Anschließend werden unter Berücksichtigung des Zubaus Leis-
tungszeitreihen für die Offshore-Windenergie simuliert. Basis für die Simulation der Off-
shore-Windenergie bildet das REA6-Modell des Deutschen Wetterdienstes mit einer räumli-
chen Auflösung von ca. 6 x 6 km. 
 
Regionale Verteilung der Anlagen 
 
Der Zubau der Offshore-Windenergieanlagen wird ebenfalls mittels regioANTS vorgenom-
men. Zur Abbildung des Zubaus wurden Vorranggebiete und Vorbehaltsgebiete für die Wind-
energie auf See aus [BSH 2020] verwendet. Die Informationen zu den verwendeten Bestands-
Windparks resultieren aus [33]. Der Zubau erfolgte unter Berücksichtigung von [15, 29] und 
ς für Vorranggebiete ohne konkrete Ausbauplanung - mittels eines Kostenmodells. Zusätzlich 
erfolgt eine Berücksichtigung von Flächen innerhalb der Schifffahrtsroute SN10, jedoch wer-
den diese Flächen zuletzt erschlossen. Repowering wird nach 25 Betriebsjahren im Modell 
abgebildet. 
 
Das Kostenmodell bildet die Stromgestehungskosten in Abhängigkeit vom Energieertrag (mit 
Wetterjahr 2012), der Wassertiefe und des Abstands zur Küste ab. Die Investitionskosten ba-
sieren auf dem Kostenmodell von NREL und OREC und sind zusätzlich um einen Faktor zur 
Berücksichtigung der Wassertiefe korrigiert. Die Betriebskosten werden insbesondere zur 
Berücksichtigung von leitungsgebundenen Kosten in Abhängigkeit der Küstenentfernung be-
rechnet. Die so ermittelten Kosten werden verwendet, um eine Zubaureihenfolge der ver-
fügbaren Flächen von günstig nach teuer festzulegen, bis die Zielleistung erreicht wird. Nach 
der Ermittlung der Zubaureihenfolge wird auch eine Abschätzung der möglichen Ausbau-
menge durchgeführt. Dabei ist relevant, wie dicht die Anlagen auf den zur Verfügung stehen-
den Flächen platziert werden können. Zwischen den Anlagen soll ein Abstand von fünf Ro-
tordurchmessern in Haupt- und Nebenwindrichtung liegen. Um Verzerrungen durch die 
Größe und Form der einzelnen Flächen zu berücksichtigen [15], werden die Flächen mit dem 
Rotordurchmesser und dem Faktor 2,8 gepuffert (siehe Abbildung 4-8) und zur Berechnung 
einer korrigierten Leistungsdichte angesetzt.  
 

 

 

Abbildung 4-8: Pufferung 
der nominellen Fläche bei 
Offshore-Windenergie 

Quelle: [15] 

 
Als Kompromiss zwischen Anlagendichte und erwartetem Kapazitätsfaktor bzw. Volllaststun-
den wurde eine korrigierte Leistungsdichte von 8 bis 10 MW/km² ermittelt, je nach Standort 
wie in [15] beschrieben. Das heißt, in Zone 1 und Zone 2 (siehe Abbildung 4-9) werden Werte 
von 9,5 bis 10 MW/km² angenommen, während in den Zonen 3 bis 5 mit einer korrigierten 
Leistungsdichte von 8 MW/km² gerechnet wird. 
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Abbildung 4-9: Zonen in der 
Deutschen AWZ 

Quelle: BNetzA 

 
 
Zeitreihenmodellierung Windenergie offshore 
 
Die Modelle für die Erstellung von Leistungszeitreihen der Windenergie an Land und auf See 
nutzen grundsätzlich dieselben Rechenalgorithmen der windANTS. Lediglich die Parameter 
zur Anlagenverfügbarkeit sowie die Modellierung der Anlagenverschattung und der Glät-
tungseffekte werden an die jeweilige Anlagenkonfiguration angepasst. Dazu werden vorde-
finierte Verschattungsmodelle für 5-MW-, 7-MW- und 9-MW-Turbinen für einen vorgegebe-
nen Abstand in Haupt- und Nebenwindrichtung vom fünf-, sieben- oder neunfachen des Ro-
tordurchmessers benutzt. 
 
Tabelle 4-6 zeigt die angenommenen Anlagenparameter für Offshore-Windenergieanlagen. 
Die Nennleistung je Anlage steigt bis 2050 auf 20 MW an. Die spezifische Nennleistung liegt 
heute im Bereich von 350 bis 400 W/m². Im Modell werden 400 W/m² angesetzt. Der Rotor-
durchmesser ergibt sich dabei rechnerisch aus den Annahmen zur Nennleistung und der spe-
zifischen Flächenleistung. Die steigende Nabenhöhe ist eine Konsequenz aus der steigenden-
den Rotorfläche, damit der Abstand der Blattspitze zur Wasseroberfläche weitgehend kon-
stant bleibt. 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Installierte Leistung 14 MW 17 MW 20 MW 

Rotordurchmesser 211 m 232 m 252 m 

Spezifische Flächenleistung 400 W/m² 400 W/m² 400 m W/m² 

Nabenhöhe 136 m 146 m 156 m 
 

 

Tabelle 4-6: Technologiepara-
meter für Wind offshore 

Quelle: Eigene Annahmen 
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Abbildung 4-10: Anlagenver-
teilung und Volllaststunden 
von Offshore-Windenergie im 
Szenariojahr 2050 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Die Volllaststunden (VLS) liegen im Jahr 2050 im Bereich von 3.515 bis 3.987 h/a. Die Ab-
schattungseffekte aufgrund intensiver Bebauung in den AWZ der Nordseeanrainer reduzie-
ren die dort realisierbaren VLS auf 3.515 bis 3.754 h/a. Die Volllaststunden in der Ostsee sind 
aufgrund der geringeren Bebauung mit 3.768 bis 3.987 h/a höher als in der Nordsee (siehe 
Abbildung 4-10). 
 
Tabelle 4-7 gibt die berechnete maximal mögliche Stromerzeugung aus Offshore-Windener-
gieanlagen wieder. Diese steigt bis 2050 auf knapp 210 TWh, was mittleren Volllaststunden 
von etwa 3.673 h/a entspricht. Durch die oben genannten Abschattungseffekte sind im Zeit-
verlauf sinkende Volllaststunden zu beobachten. 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Leistung DE 20 GW 40 GW 57 GW 

Energieertrag DE 78,3 TWh 151,9 TWh 209,4 TWh 

Volllaststunden DE 3.916 h/a 3.798 h/a 3.673 h/a 

Leistung Nordsee 17,06 GW 37,07 GW 54,04 GW 

Energieertrag Nordsee 67,3 TWh 140,83 TWh 197,98 TWh 

Volllaststunden Nordsee 3945 h/a 3798 h/a 3663 h/a 

Leistung Ostsee 2,92 GW 2,92 GW 2,92 GW 

Energieertrag Ostsee 10,9 TWh 11,07 TWh 11,39 TWh 

Volllaststunden Ostsee 3756 h/a 3788 h/a 3899 h/a 
 

 

Tabelle 4-7: Ergebnisse für 
maximal möglichen Energieer-
trag aus Wind offshore und 
mittlere Volllaststunden 

Quelle: Eigene Berechnungen 
 
 

4.2.3 Photovoltaik 

Für den Zubau an Photovoltaik werden die in Tabelle 4-8 genannten Werte festgelegt. Dem-
nach steigt die installierte Leistung von heute 53,8 GW [17] auf 449 GW in 2050 an. 
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Stützjahr 2030 2040 2050 

Dachflächen Süd 86 GW 130 GW 162 GW 

Dachflächen Ost-West 67 GW 112 GW 134 GW 

Freifläche Süd 52 GW 107 GW 153 GW 

Quelle [17] [13] [13] 
 

 Tabelle 4-8: Annahmen für die 
installierte Leistung von Pho-
tovoltaik in den Szenariojah-
ren 

Quelle: [13, 17] 
 
Die Regionalisierung von Dachflächen- und Freiflächenphotovoltaikanlagen wird mit unter-
schiedlichen Methoden bestimmt, während die Berechnung der Zeitreihen für beide Anla-
gentypen mit dem gleichen Modell erfolgt. 
 
Regionale Verteilung der Dachflächenanlagen 
 
Um den PV-Dachflächen-Ausbau zu bestimmen, wurde zuerst mittels des Modells regioANTS 
die räumliche Verteilung der installierten Leistung pro Jahr und Gemeinde ermittelt. Der Ziel-
wert pro Bundesland wurde ausgehend von einem Ausbauziel für ganz Deutschland anhand 
der potenziell zur Verfügung stehenden Dachflächen berechnet. Das Potenzial für Dachflä-
chenanlagen auf Basis der Gebäudegrundflächen (OpenStreetMap) unter Annahme eines 
nutzbaren Dachflächenanteils von 30 % ist in Abbildung 4-11 dargestellt.  
 

 

 

Abbildung 4-11: Potenzial für 
PV-Dachflächenanlagen ent-
lang der Siedlungsstruktur 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
In dem Algorithmus wird die Ausbaugeschwindigkeit pro Gemeinde ermittelt, indem ausge-
hend von der historischen installierten Leistung pro Gemeinde die bisherige Ausbauge-
schwindigkeit ins Verhältnis zur historischen Ausbaugeschwindigkeit des jeweiligen Bundes-
landes gesetzt wird. Dabei wird das maximale Ausbaupotenzial jeder Gemeinde berücksich-
tigt, dass sich aus den verfügbaren und genutzten Dachflächen einer Gemeinde ergibt. Der 
Ausbau wird bis zu einem gesetzten Wert im Zieljahr durch eine logarithmische Funktion für 
jede Gemeinde abgebildet. Entlang der Kurve wird für jede Gemeinde zugebaut, solange ein 
weiterer Ausbau möglich ist (Begrenzung durch das Dachflächenpotenzial), bis der Zielwert 
erreicht ist. Das Dachflächenpotenzial wird durch die Fläche der Hausumringe angenähert 
mit der Annahme, dass für eine PV-Anlage auf Schrägdächern für ein kWPeak etwa 5,5 m² be-
nötigt werden. Auf Flachdächern wird von 13 m²/ kWPeak ausgegangen. Allerdings stehen bei 
Schrägdächern nur 30 % und bei Flachdächern 50 % der Fläche für PV-Anlagen zur Verfügung. 
Der aktuelle Anlagenbestand stammt aus dem Marktstammdatenregister. Dadurch können 
Unschärfen zur Realität entstehen, die jedoch für die Studienergebnisse als nicht relevant 
eingeschätzt werden. Für jede Einzelanlage wird die zugehörige Postleitzahl angegeben. Ein 
Postleitzahlengebiet kann in mehreren Gemeinden liegen, so wie eine Gemeinde mehrere 

0 - 20
20 - 41
41 - 66
66 - 99
99 - 143
143 - 201
201 - 283
283 - 408
408 - 597
597 - 951

Gebäudegrundfl. 
je REA-Fläche
(ha)
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Postleitzahlen umfassen kann. Die installierte Leistung pro Postleitzahl wird anhand der nutz-
baren Fläche, die in einer Gemeinde liegt, aufgeteilt. Die Zielwerte für das jeweilige Szena-
riojahr werden anhand der potenziell zur Verfügung stehenden Dachfläche auf die Bundes-
länder verteilt. 
 
Abbildung 4-12 zeigt die sich ergebende regionale Verteilung der PV-Dachflächenanlagen in 
den einzelnen Szenariojahren. Im Szenariojahr 2050 wird das Potenzial unter den oben be-
schriebenen Rahmenbedingungen weitgehend ausgeschöpft. 
 

 

 

Abbildung 4-12: Regionale 
Verteilung von PV-Dachflä-
chenanlagenleistung in den 
Szenariojahren 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
 
Regionale Verteilung der Freiflächenanlagen 
 
Für PV-Freiflächenanlagen wird mittels regioANTS der Zubau gerechnet, indem zuerst die Flä-
chen bestimmt werden, wo Anlagen gebaut werden können. Die Potenzialflächen bestehen 
u. a. aus Randstreifen von 185 m Breite neben Autobahnen und Schienenwegen aus Open 
Street Map (OSM) Daten. Per Gesetz sind 200 m Randstreifen vorgesehen, wobei allerdings 
15 m zur Fahrbahn hin frei bleiben müssen. Die OSM Daten werden als Linienvektor abgebil-
det, und dementsprechend ist die Fahrbahnfläche nicht mit abgebildet. Ein Puffer von 15 m 
um die Linie würde so zu einer Scheingenauigkeit führen, zumal alle folgenden Analysen auf 
Gemeindeebene betrachtet werden und Einzelanlagen nicht von Relevanz sind. Weitere Po-
tenzialflächen sind Konversionsflächen. Weitere Potenzialflächen könnten sich über Verord-
nungen der Bundesländer in benachteiligten Gebieten ergeben. Dies konnte in der Studie 
allerdings nicht berücksichtigt werden. Bei den landwirtschaftlichen Flächen werden nur Flä-
chen berücksichtigt, die weniger als 40 Bodenpunkte haben (Ertragspotenzial der Böden in 
Prozent). Von diesen Flächen werden wiederum weitere Ausschlussflächen entfernt. So 
nimmt die Studie an, dass z. B. der Randstreifen von Schienenwegen in Ortslagen (aufgrund 
u. a. komplizierter Flächenzuschnitte, Eigentumsverhältnisse, bauplanerischer Unwägbarkei-
ten) nicht mit PV-Freiflächenanlagen bebaut werden können. Die Ausschlussflächen beinhal-
ten: Naturschutzgebiete, Flora-Fauna-Habitate, Vogelschutzgebiete, Ramsar-Flächen, Natio-
nalparke, Biosphärenreservate der Kern- und Pflegezone, Naturparke, Wasserschutzgebiete 
der Zone 1, Überflutungsgebiete, Oberflächengewässer, Wälder und Gebäude. Anschließend 
werden auf die Potenzialflächen zufällig Anlagen platziert. Die Anlagengröße wird mittels ei-
ner Wahrscheinlichkeitsverteilung aus dem EEG-Erfahrungsbericht bestimmt. Ausrichtung 
und Neigung sind für Freiflächenanlagen immer optimal mit 30° Neigung und Ausrichtung 
nach Süden angenommen. 
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Der Anlagenzubau wird zusätzlich mit dem Kriterium der Lastnähe gewählt, wobei der Ein-
fluss der Lastnähe über die Szenariojahre zunimmt.17 Dadurch ergibt sich die in der Abbildung 
4-13 dargestellte regionale Verteilung der PV-Freiflächenanlagen in den einzelnen Szenario-
jahren. 
 

 

 

Abbildung 4-13: Regionale 
Verteilung von PV-Freiflächen-
anlagen in den Szenariojahren 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
 
Zeitreihenmodellierung für Photovoltaik (für Dach- und Freiflächenanlagen identisch) 
 
Die Ergebnisse der Regionalisierung (installierte Leistung pro Gemeinde im Zieljahr) werden 
anschließend an das Modell pvANTS übergeben. Dieses Modell berechnet die Leistungsein-
speisung einer PV-Anlage auf Stundenbasis. Die Vorgehensweise der Berechnung ist in Abbil-
dung 4-14 schematisch dargestellt. 
 

 

17 2030: 50 % lastnah, 50 % normal; 2040: 75 % lastnah, 25 % normal; 2050: 100 % lastnah 
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Abbildung 4-14: Schematische 
Darstellung zur Simulation von 
PV-Einspeisezeitreihen 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Dazu werden als Eingangsdaten Wetterdaten (hier REA6-Daten) verwendet. Die Strahlungs-
daten des Meteosat-Satelliten werden mit dem Helioclim-3-Verfahren (Version 5) verarbei-
tet. Zwar liegen die Strahlungsdaten viertelstündlich aufgelöst vor, jedoch wird die Erzeugung 
dann in stündliche Zeitreihen umgerechnet. Die Daten zur Außentemperatur kommen aus 
dem COSMO-Modell des DWD (T2m, als 2 m über Grund). 
Das Modell selbst besteht aus drei Teilen: i) dem Solaranteilmodell, ii) dem Kollektormodell 
und iii) dem Wechselrichtermodell.  
 
Im Solaranteilmodell wird die Globalstrahlung in direkte und diffuse Strahlung zerlegt. Zu-
sammen mit Temperaturdaten und räumlichen Daten zur Position, Ausrichtung und Neigung 
eines PV-Moduls werden diese Informationen an das Kollektormodell weitergegeben. Die 
räumlichen Daten stammen aus dem Marktstammdatenregister, wobei für jede Gemeinde 
die Mittelwerte aus den Einzelanlagen berechnet werden. Die Einstrahlung auf die geneigte 
Modulebene wird mithilfe der Modelle von Orgill-Hollands [61] und Perez [62] berechnet. 
Das Modell berücksichtigt die unterschiedlichen Anlagenkonfigurationen (Ausrichtung, Nei-
gung, Montageart etc.) anhand statistischer Analysen der Bestandsanlagen sowie der An-
nahme, dass bei zunehmender Erschließung des Potenzials auf schlechter geeignete Dachflä-
chen ausgewichen werden muss. Als Modultyp werden Standard-Polykristalline-Module zu-
grunde gelegt. Diese haben einerseits einen hohen Anteil am Absatzmarkt und spiegeln in 
etwa den mittleren Wirkungsgrad und Eigenschaften des Durchschnitts der verbauten Mo-
dule wider. Für die Stromerzeugung (Gleichstrom) der PV-Module wird das Modell von [11] 
verwendet. Das Wechselrichtermodell multipliziert die Gleichstrom-Leistungszeitreihen des 
Kollektormodells mit der installierten Nennleistung, generiert die Netzeinspeisung (Wechsel-
strom) der PV-Anlagen und basiert auf [70]. Es fehlt ein Verschattungsmodell für Freiflächen- 
und Flachdachanlagen, wodurch bei niedrigem Sonnenstand die Erzeugung überschätzt wird. 
Der Einfluss auf Strommarkt und Stromnetz ist aber aufgrund der grundsätzlich sehr geringen 
Erzeugung minimal. 
 
Tabelle 4-9 gibt die berechnete maximal mögliche Stromerzeugung aus Photovoltaikanlagen 
wieder. Diese steigt bis 2050 auf knapp 420 TWh. Dabei erreichen optimal nach Süden aus-
gerichtete Freiflächenanlagen mit leicht über 1.000 h/a etwas mehr Volllaststunden als Dach-
flächenanlagen mit etwa 900 h/a. 
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Typ Stützjahr 2030 2040 2050 

Dachflächenanlagen 
Energieertrag 138,5 TWh 217,1 TWh 265,6 TWh 

Volllaststunden 905 h/a 897 h/a 897 h/a 

Freiflächenanlagen 
Energieertrag 52,3 TWh 107,3 TWh 153,3 TWh 

Volllaststunden 1.006 h/a 1.002 h/a 1.002 h/a 
 

 Tabelle 4-9: Ergebnisse für 
maximal möglichen Energieer-
trag aus Photovoltaik und 
mittlere Volllaststunden 

Quelle: Eigene Berechnungen 
 
Folgende Tabelle (siehe Tabelle 4-10) enthält die Ergebnisse auf Bundeslandebene jeweils für 
die Jahre 2030 und 2050. 
 

 2030 2050 

Bundes-
land 

Leistung 
[GW] 

Energie 
[TWh] 

Volllast-
stunden 

Leistung 
[GW] 

Energie 
[TWh] 

Volllast-
stunden 

BB 8 7 918 14 13 908 

BE 1,9 1,7 883 4,1 3,7 891 

BW 19 19 1018 35 35 1009 

BY 29 29 996 52 51 985 

HB 0,9 0,7 785 1,9 1,5 791 

HE 10 9 906 21 19 905 

HH 1,2 0,9 779 3 2 787 

MV 4 3 831 7 6 815 

NI 18 15 811 36 29 809 

NW 28 24 841 57 48 840 

RP 8 7 922 15 14 918 

SH 6 5 775 12 10 776 

SL 1,7 1,6 943 3,4 3,2 940 

SN 7 6 901 13 12 898 

ST 6 5 878 12 10 874 

TH 5 4 910 9,4 8,5 904 

Gesamt 153 138 905 296 266 897 
 

Tabelle 4-10: Leistung, 
Energie und Volllast-
stunden für Aufdach-PV 
für 2030 und 2050 je 
Bundesland 

Quelle: Eigene Annahmen 
 
Folgende Abbildung (siehe Abbildung 4-15) enthält die Volllaststunden für Aufdach-PV im 
Jahr 2030, 2040 und 2050. 
 

 

 

Abbildung 4-15: Volllaststun-
den Aufdach-PV in 2030, 2040 
und 2050 

Quelle: Eigene Darstellung 
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Folgende Tabelle (siehe Tabelle 4-11) sowie Abbildung 4-16 zeigen die Daten analog für Frei-
flächen-PV. 
 

 2030 2050 

Bundes-
land 

Leistung 
[GW] 

Energie 
[TWh] 

Volllast-
stunden 

Leistung 
[GW] 

Energie 
[TWh] 

Volllast-
stunden 

BB 3 3 1021 7 7 1020 

BE 0,06 0,07 1033 0,23 0,23 1031 

BW 7 8 1121 20 22 1120 

BY 10 11 1104 26 28 1102 

HB 0,012 0,010 861 0,10 0,09 889 

HE 2 2 1001 7 7 1005 

HH 0,22 0,20 892 0,8 0,7 894 

MV 1,8 1,7 945 4,3 4 942 

NI 8 7 907 24 22 904 

NW 8 7 949 28 27 948 

RP 4 4 1022 10 11 1020 

SH 3,3 2,9 896 10 8 881 

SL 0,3 0,4 1053 1,2 1,3 1054 

SN 2 2 1013 6 6 1011 

ST 1,6 1,5 977 5 4 977 

TH 2 2 1010 4 4 1009 

Gesamt 52 52 1006 153 153 1002 
 

Tabelle 4-11: Leistung, 
Energie und Volllast-
stunden für Freiflä-
chen-PV in 2030 und 
2050 je Bundesland 

Quelle: Eigene Annahmen 
 
Die in Abbildung 4-16 dargestellte Analyse zu den Volllaststunden der einzelnen Dekaden pro 
Raster weist, wie zu erwarten, vor allem im Süden und Südosten höhere Rahmen aus, wäh-
rend im Norden und Nordwesten leicht geringere Volllaststunden realisiert werden. Insge-
samt schwanken die Volllaststunden in den einzelnen Rastern über Deutschland nur gering 
mit +/- 15 % um den Basiswert von ca. 1.000 h/a. Die weißen Raster sind Flächen, auf denen 
aufgrund von externen Vorgaben (u. a. Naturschutz, Wälder, Gewässer) keine Freiflächenso-
larparks realisiert werden können. 
 

 

 

Abbildung 4-16: Volllaststun-
den Freiflächen-PV in 2030, 
2040 und 2050 

Quelle: Eigene Darstellung 
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4.3 Energiesystemmodell SCOPE SD 

Die Abbildung des europäischen Strommarktes erfolgt mit dem Modell SCOPE SD des Fraun-
hofer IEE. Es handelt sich dabei um ein Energiesystemmodell, das sowohl den Strom- als auch 
den Wärme- und Verkehrssektor umfasst. Dabei werden sowohl der Technologiemix (instal-
lierte Leistungen) als auch der Anlagenbetrieb gemeinsam kostenoptimiert. Die Kosten um-
fassen hierbei neben Investitionskosten auch fixe und variable Betriebskosten, wobei die Be-
triebskosten zum größten Teil durch die Brennstoffkosten bestimmt sind.  
 
Die regionale Abdeckung des Modells umfasst neben Deutschland weitere 27 europäische 
Länder (EU 27 ohne Malta und Zypern, aber mit Norwegen und der Schweiz sowie Großbri-
tannien). Deutschland wird dabei ς ebenso wie alle anderen Länder ς mit einem einheitlichen 
Marktgebiet abgebildet. Die zeitliche Auflösung beträgt in den einzelnen Stützjahren jeweils 
8.760 Stunden. Als Grundlage für die Zeitreihendaten (Wetter, Last) wurde das Wetterjahr 
2012 verwendet. Dieses Wetterjahr wurde in vergangenen Studien bereits mehrfach verwen-
det, was somit den Vergleich der Ergebnisse dieser Studie mit anderen Studienergebnissen 
ermöglicht, und zeichnet sich insbesondere durch eine längere Kälteperiode mit hoher 
Stromnachfrage und geringer Winderzeugung aus, die für die Frage der Versorgungssicher-
heit wichtig ist. Im Wärmesektor wird die Nachfrage nach verschiedenen Verbrauchertypen 
differenziert (Industrie-Heißwasser, Industrie-Dampf, Fernwärme, Einzelgebäude) und im 
Verkehrssektor fließt eine breite Verteilung von Fahrprofilen und Begrenzungen für Ladezei-
ten und Batteriefüllstände für verschiedene Fahrzeugtypen ein. 
 
In Abbildung 4-17 ist das Modell schematisch dargestellt. Es werden verschiedene Technolo-
gien aus dem Strom-, Wärme- und Verkehrssektor abgebildet, wobei im Rahmen dieser Stu-
die für einige dieser Technologien die installierte Leistung bzw. Anzahlen bereits exogen fest-
gelegt werden und nur deren Betrieb optimiert wird (kursiv gedruckte Technologien). Im 
Stromsektor werden die Leistungen aller Erneuerbaren Energien exogen festgelegt, während 
die Leistungen für thermische Kraftwerke und große Batteriespeicher, die dem Ausgleich des 
Stromsystems dienen, auch optimiert werden. Im Verkehrsbereich wird die Anzahl der 
elektrisch betriebenen Fahrzeuge, im Wärmebereich die Anzahl dezentraler Wärmepumpen 
und bei PV-Dachanlagen werden die privaten Batteriespeicher exogen festgelegt. Für elekt-
rische Wärmeversorgungstechnologien wie Elektrodenkessel und Großwärmepumpen sowie 
für Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen (KWK) mit (synthetischem) Erdgas oder grünem Wasser-
stoff werden die installierten Leistungen optimiert. Zusätzlich wird die kostenoptimale Leis-
tung von Elektrolyse und Methanisierungsanlagen bestimmt. 
 

 

 

Abbildung 4-17: Schematische 
Darstellung des Strommarkt-
modells SCOPE SD 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Die genaue Abbildung der einzelnen Technologien wird im Folgenden noch näher erläutert. 
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4.3.1 Windenergie und Photovoltaik 

In Kapitel 4.2 wurde bereits beschrieben, wie die Zeitreihen für die mögliche Stromerzeugung 
aus Windkraft und Photovoltaik berechnet wurden. Im Rahmen der Energiesystemsimulation 
können die Anlagen bei Bedarf marktbasiert abgeregelt werden. Hierbei werden die Anlagen 
nach deren Inbetriebnahmejahr unterschieden. Mit dem §51 EEG wurde eine Regelung ein-
geführt, die dazu dienen soll, EE-Anlagen bei negativen Strompreisen einen Anreiz zum Ab-
regeln zu geben. Anlagen, die vor dem 01.01.2016 in Betrieb gegangen sind, haben keinen 
Anreiz bei negativen Preisen abzuregeln. Bei Anlagen, die ab dem 01.01.2016 in Betrieb ge-
gangen sind und unter die Regelung des §51 EEG fallen, wird deren Abschaltungsverhalten 
nach der Art des Direktvermarktungsvertrages unterschieden. Es wird vereinfachend ange-
nommen, dass 80 % der Anlagen bei negativen Strompreisen eine Entschädigung für die weg-
fallende Marktprämie erhalten. Bei diesen Anlagen wurde der der Gebotspreise auf die Op-
portunitätskosten zwischen den Stromgestehungskosten (EEG-Förderhöhe) und der erwar-
teten Marktprämie gesetzt. Bei den übrigen 20 % der Anlagen wird unterstellt, dass sie keine 
Entschädigung erhalten und damit bei negativen Preisen abregeln. Der Gebotspreis wurde 
für diese Anlagen auf -1 EUR/MWh festgelegt.  

4.3.2 Bioenergie 

Im Bereich der Bioenergie werden Anlagen mit fester Biomasse und Biogasanlagen unter-
schieden. Bei Anlagen mit fester Biomasse handelt es sich um Holz-Heizkraftwerke mit EEG-
Förderung sowie Prozesswärmeanlagen mit naturbelassenem Holz bzw. Altholz. Darüber hin-
aus werden noch KWKG-Anlagen (zum größten Teil mit Altholz) betrachtet. Nach 2030 findet 
in diesem Segment kein weiterer Zubau statt. Dies bedeutet aber, dass auch im Jahr 2050 
noch Altanlagen mit EEG-Vergütung vorhanden sind. In Tabelle 4-12 wird die installierte Leis-
tung von Heizkraftwerken mit fester Biomasse wiedergegeben. 
 

Parameter/ Szenariojahr 2030 2040 2050 

Heizkraftwerke mit fester Biomasse 1.066 MWel 804 MWel 661 MWel 
 

 Tabelle 4-12: Annahmen für 
Biomasseheizkraftwerke 

Quelle: Eigene Annahmen 
 
Bei Biogasanlagen wird für die Vor-Ort-Verstromung von 70 TWh (unterer Heizwert) ausge-
gangen, was der bisherigen Stromerzeugung von Biogasanlagen in Deutschland entspricht. 
Der Großteil der Anlagen wird dabei flexibilisiert (s. Tabelle 4-13), während ein kleinerer Teil 
von güllebetonten Kleinanlagen aufgrund der Wirtschaftlichkeit dies voraussichtlich nicht re-
alisiert. 
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Parameter Einheit/ Szenariojahr 2030 2040 2050 

Anteil unflexibilisierte 
Anlagen 

TWh (unterer Heizwert) 7 5 3 

Anteil flexibilisierte Anla-
gen 

TWh (unterer Heizwert) 63 65 67 

Überbauungsfaktor Ba-
sisszenario 

 2,5 3 4 

Größe Biogasspeicher 
Basisszenario 

h der mittleren Gasproduk-
tion 

12 18 24 

Überbauungsfaktor18 Re-
formszenario 

 2,5 3 4 

Größe Biogasspeicher 
Reformszenario 

h der mittleren Gasproduk-
tion 

12 18 24 

 

 

Tabelle 4-13: Annahmen für 
Biogasanlagen 

Quelle: Eigene Annahmen des 

Fachverbandes Biogas 
 
Durch ein saisonales Fütterungsmanagement kann eine Erhöhung der Rohbiogaserzeugung 
im Winter gegenüber dem Sommer erreicht werden, die hier mit abgebildet wurde. Die Bio-
gaserzeugung passt sich damit an den Wärmebedarf an. 
Die Anlagen sind flexibel in der Lage, in der Übergangszeit und im Sommer zusätzlichen Kon-
densationsstrom ohne Wärmeauskopplung zu erzeugen (nur Biogasanlagen) und bei negati-
ven Preisen die Stromerzeugung abzuregeln und nur noch Wärme zu erzeugen (Biogas und 
feste Biomasse). 

4.3.3 Geothermie 

Neben reinen Heizwerken werden Geothermie-KWK-Anlagen betrachtet, die für den Strom-
markt relevant sind. Die Betriebsweise orientiert sich dabei an dem zu deckenden Wärme-
bedarf, so dass im Winter bei hohem Wärmebedarf weniger Strom erzeugt wird als im Som-
mer. Das Einspeiseverhalten ist damit entgegengesetzt zur Biomasse. Es besteht jedoch die 
Möglichkeit, die Stromerzeugung gegenüber der Wärmeerzeugung hochzufahren, falls Strom 
knapp ist, und die Wärme über einen alternativen Kessel bereitzustellen. Die Opportunitäts-
kosten dafür sind jedoch aufgrund der Stromkennzahl vergleichsweise hoch. 
Die angenommene installierte Leistung an Geothermie-KWK-Anlagen ist in Tabelle 4-14 dar-
gestellt. 
 

Szenariojahr 2020 2030 2040 2050 

Installierte Leistung 0,047 GWel 0,72 GWel 2 GWel 3 GWel 
 

 Tabelle 4-14: Annahmen für 
Geothermie-KWK-Anlagen 

Quelle: [64] und eigene Annahmen 
4.3.4 Wasserkraft 

Bei Wasserkraftanlagen wird zwischen Lauf-, Speicher- und Pumpspeicherwasserkraftanla-
gen unterschieden. Bei allen Anlagentypen wird ein wetterabhängiger natürlicher Zufluss ab-
gebildet, wobei dieser bei Pumpspeichern nur einen kleinen Anteil ausmacht. Eine detail-
lierte Modellbeschreibung findet sich in [46]. Die Simulation der stündlichen Einspeisung der 
Laufwasserkraft wird auf Basis einer Aufstellung deutscher Wasserkraftanlagen mit entspre-
chender Nennleistung simuliert. Während die Abflussraten den zeitlichen Verlauf der Strom-
erzeugung durch die Wasserkraft vorgeben, wurde die Jahresenergie unter Berücksichtigung 
der Einspeisemengen für das verwendete meteorologische Jahr linear skaliert. Eingangsda-
ten für die Stromerzeugung aus Wasserkraft bilden tagesmittlere Wasserdurchflussraten an 
kraftwerksnahen Messstandorten der gewässerkundlichen Ämter von Bund und Ländern an 
den für die Simulation betrachteten deutschen Flüssen. Zur Abbildung der Laufwasserkraft 

 

18 Überbauung: Die gleiche Jahreserzeugung wird hierbei in wenigen Stunden realisierbar aufgrund einer vielfachen 

Überbauung der Leistung gegenüber der normalen Grundlastleistung (Bandlieferung).  
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im übrigen Europa werden langjährige Durchflusszeitreihen großer Flüsse mit den Kraft-
werksstandorten verknüpft und mithilfe einer angenommenen Leistungskennlinie Einspeise-
zeitreihen der Laufwasserkraft abgebildet. Im Bereich europäisches Speicherwasser basiert 
das Modell auf Detaildaten zu den einzelnen Kraftwerken (Turbinen, Pumpen, Speicherbe-
cken, Durchflussraten) und der Verbindung von mehreren Kraftwerken an einem Flusssystem 
(Kaskaden). Auch europäisch werden die verschiedenen hydrologischen Jahre wetterjahrspe-
zifisch abgebildet. 
 
Im Bereich der Laufwasserkraftanlagen wird über die Zeit ein geringer Zubau berücksichtigt 
(s. Tabelle 4-15). 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Laufwasser 4,2 GW 4,4 GW 4,6 GW 

Speicherwasser 1,6 GW 1,6 GW 1,6 GW 

Pumpspeicher (Turbinen) 10,1 GW 10,1 GW 10,1 GW 

Pumpspeicher (Pumpen) 8,9 GW 8,9 GW 8,9 GW 
 

 

Tabelle 4-15: Annahmen für 
Wasserkraftanlagen 

Quelle: [46] und eigene Annahmen 
 

4.3.5 Batteriespeicher 

Batteriespeicher werden zum einen bei privaten Haushalten in Kombination mit Photovolta-
ikanlagen und zum anderen als Quartiersspeicher betrachtet. 
 
Batteriespeicher in privaten Haushalten werden zur Optimierung der Eigenversorgung ein-
gesetzt, d. h., die Batterie wird so eingesetzt, dass möglichst viel eigener PV-Strom im Ge-
bäude bzw. zum Laden des eigenen Elektrofahrzeugs verbraucht werden kann. Die Batterie-
größe wurde in einer vorgelagerten Berechnung anhand der Einspeise- und Verbrauchszeit-
reihen sowie der Anlagenkosten bestimmt [30]. Die Anlagenanzahl wird dabei exogen fest-
gelegt. Dabei wird davon ausgegangen, dass bis 2050 praktisch alle Ein- und Mehrfamilien-
häuser mit PV-Dachflächenanlagen ausgestattet werden (wo dies technisch möglich ist). Bei 
den Einfamilienhäusern wird angenommen, dass dort auch der Anteil der Gebäude, in denen 
ein Elektrofahrzeug über die PV-Dachanlage geladen wird, im Zeitverlauf zunimmt. 
 
Im Mittel wird auf Einfamilienhäusern ohne Elektrofahrzeug eine PV-Anlage mit 5 kWpeak in-
stalliert und ein Batteriespeicher mit einer Leistung von 1,65 kWel und einer Speicherkapazi-
tät von 5,5 kWhel verbaut. Bei Einfamilienhäusern mit Elektrofahrzeug wird die PV-Anlage 
wegen des höheren Stromverbrauchs mit einer Leistung von 9 kWpeak deutlich größer dimen-
sioniert, während sich die Größe des Batteriespeichers wegen der (unidirektionalen) Nutzung 
der Batterie im Elektrofahrzeug nur unwesentlich verändert. Bei Mehrfamilienhäusern wer-
den sowohl deutlich größere PV-Anlagen (Installation: 26 kWpeak) als auch größere Batterie-
speicher (3,3 kWel und 8 kWhel) verbaut. 
 
Insgesamt ergeben sich aus diesen Annahmen signifikante Leistungen an Batteriespeichern 
(s. Tabelle 4-16), die im Basisszenario jedoch ausschließlich für die Optimierung des Eigen-
verbrauchs eingesetzt werden können und nicht am Strommarkt aktiv sind. 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Leistung 18,7 GW 30,7 GW 39,1 GW 

Kapazität 55,4 GWh 90,1 GWh 112,8 GWh 
 

 Tabelle 4-16: Annahmen für 
Batterien in Gebäuden mit 
PV-Dachanlagen 

Quelle: Eigene Annahmen 
 
Im Gegensatz dazu wird die installierte Leistung von Quartiersspeichern als Flexibilitätsoption 
kostenoptimal bestimmt. Dabei stehen dem Modell verschiedene Leistung-zu-Kapazität-Ver-
hältnisse zur Auswahl (2, 4, 6 oder 8 Volllaststunden). Die jeweiligen Kosten ergeben sich aus 
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den Kosten für Leistung und Kapazität aus Tabelle 4-17. Es wird ein Gesamtwirkungsgrad von 
92 % angenommen. 
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Leistung 65.000 Euro2019/MW 50.000 Euro2019/MW 35.000 Euro2019/MW 

Kapazität 75.000 Euro2019/MWh 70.000 Euro2019/MWh 65.000 Euro2019/MWh 
 

 Tabelle 4-17: Annahmen für 
Investitionskosten für Batte-
rien 

Quelle: [44] 
 

4.3.6 Thermische Kraftwerke 

Der Datensatz für den heutigen deutschen Kraftwerkspark basiert auf der Kraftwerksliste der 
Bundesnetzagentur. Heute bestehende Anlagen werden in den Szenariojahren 2030 und 
2040 entsprechend ihrer technischen Lebensdauer stillgelegt. Es wird angenommen, dass im 
Jahr 2050 keines der heute existierenden thermischen Kraftwerke noch in Betrieb ist. 
Zusätzlich wird angenommen, dass der Kohleausstieg in Deutschland bereits bis zum Jahr 
2030 abgeschlossen ist und somit nach 2030 nur noch Erdgaskraftwerke in Betrieb sind. Dies 
sind dann 18,6 GW im Jahr 2030 und 16,9 GW in 2040, wobei davon 9,8 GW (2030) bzw. 
9,7 GW (2040) KWK-Anlagen sind. 
Um ausreichend gesicherte Leistung für die Stromversorgung auch in Zeiten mit geringer EE-
Einspeisung zur Verfügung zu haben, können bei Bedarf neue thermische Kraftwerke zuge-
baut werden. Diese werden mit ihren jeweiligen (annuitätischen) Investitionskosten in die 
Kostenoptimierung mit einbezogen. Es können sowohl reine Kondensationskraftwerke als 
auch KWK-Anlagen zugebaut werden. Als Brennstoffe sind hier fossiles bzw. synthetisches 
Methan oder grüner Wasserstoff möglich. 
 
Im Bereich der leitungsgebundenen Wärmeversorgung werden Ersatz-KWK-Anlagen zuge-
baut, wenn Bestandsanlagen nach der technischen Lebensdauer außer Betrieb gehen. Auf-
grund der geringeren Volllaststunden der KWK-Anlagen gegenüber ihrer seinerzeitigen Aus-
legung in der Planung wäre es potenziell möglich, die älteren KWK-Anlagen auch länger zu 
betreiben. 
 
Dabei werden immer multivalente Systeme bestehend aus einer KWK-Anlage, einem Wär-
mespeicher, einem Gaskessel und einem elektrischen Heißwassererzeuger (Elektrodenkessel 
oder Großwärmepumpe) betrachtet. Die einzelnen Systemkomponenten werden in vordefi-
nierten Verhältnissen miteinander gekoppelt. 
 
Der Wärmebedarf wird als stündliche Zeitreihe vorgegeben, der von dem multivalenten Sys-
tem zu decken ist. Die Zeitreihen werden dabei zwischen Fernwärmeversorgung und indust-
riellem Profil unterschieden. 
 
Es wurde weiterhin angenommen, dass im Jahr 2030 des Basisszenarios durch bestehende 
Privilegien bei industriellen KWK-Anlagen hinsichtlich der Eigenstromerzeugung eine Must-
run-Erzeugung in Höhe von 5 GWel resultiert. 

4.3.7 Preise für Brennstoffe und Emissionsberechtigungen 

Unbesehen der aktuellen Preisausschläge an den Energiemärkten hat die Studie für die zu-
künftige Entwicklung der Preise für fossile Energieträger basierend auf [50] eine eher kon-
stante oder sogar sinkende Preisliste, weil die Nachfrage aufgrund von weltweiten Klima-
schutzanstrengungen zurückgeht, angenommen. Gleichzeitig wird erwartet, dass die Kosten 
für die Erzeugung synthetischer Brennstoffe (grüner Wasserstoff, erneuerbares Methan) 
durch geringere Anlagenpreise und steigende Effizienzen bis 2050 sinken [40]. 
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Durch die Verknappung der zulässigen CO2-Emissionen wird ein Anstieg der Preise im euro-
päischen Emissionshandel auf knapp 300 Euro/t CO2 im Jahr 2050 unterstellt. Alle Werte sind 
in Tabelle 4-18 wiedergegeben. 
 

  Stützjahr  

 Einheit 2030 2040 2050 Quelle 

Steinkohle19 Euro2019/MWhth 5,33 5,01 (keine Anlagen mehr) [50] 

Erdgas (fossil) Euro2019/MWhth 11,55 11,55 (keine Anlagen mehr) [50] 

Rohöl Euro2019/MWhth 19,12 15,30 (keine Anlagen mehr) [50] 

Grüner Wasser-
stoff (gasförmig, 
Import) 

Euro2019/MWhth 124 104 84 [40] 

Methan (synthe-
tisch, flüssig, Im-
port) 

Euro2019/MWhth 130,5 123,3 116,2 [40] 

CO2-Emissionsbe-
rechtigung 

Euro2019/EUA 125 200 294 Eigene 
An-

nah-
men 

 

 

Tabelle 4-18: Annahmen für 
Brennstoffpreise und Emissi-
onsberechtigungen 

Quelle: [40, 50] und eigene Annah-

men 
 

4.3.8 Sektorenkopplung 

Im Bereich der Sektorenkopplung bei den Endverbrauchern wird von einer steigenden Durch-
dringung von elektrischen Wärmepumpen in privaten Haushalten sowie von Elektrofahrzeu-
gen ausgegangen. 
 
Ausgehend von 7 Mio. Wärmepumpen [64] im Jahr 2030 wird von einem weiteren Ausbau 
auf 16 Mio. Wärmepumpen im Jahr 2050 ausgegangen [43], so dass diese die dominierende 
Technologie in der dezentralen Wärmeversorgung wird. Diese Anlagen sind mit einem ther-
mischen Speicher ausgestattet, der eine gewisse Lastverschiebung innerhalb von 2 Stunden 
ermöglicht. 
 
Bei den Elektrofahrzeugen werden im Jahr 2030 12,9 Mio. Pkw (inkl. leichte Nutzfahrzeuge) 
angenommen [64], im Jahr 2040 dann 25,3 Mio. und im Jahr 2050 38,6 Mio. Pkw [43].  
 
Diese Fahrzeuge unterscheiden sich in der Betriebsweise. Bei etwa der Hälfte der Pkw wird 
ein Ladebetrieb über die eigene PV-Dachanlage angenommen. Bei der anderen Hälfte wird 
zwischen gesteuertem und ungesteuertem Laden unterschieden. Dabei wird angenommen, 
dass gleich viele Nutzer ihr Auto sofort nach Fahrtende (ungesteuertes Laden) bzw. strom-
preisorientiert (gesteuert) laden. 
 
Die Anzahl der elektrisch betriebenen Lkw (durch Batterie und Oberleitung) wird ebenfalls 
als deutlich ansteigend angenommen. Deren Anzahl steigt annahmegemäß von 60.000 in 
2030 [64] auf 680.000 in 2050 an. Lkw werden als teilweise flexibel abgebildet. 

4.3.9 Elektrolyse und Methanisierung 

Neben der Möglichkeit, Elektrolyse- und Methanisierungsanlagen in Deutschland zu errich-
ten, kann dies zu den in Tabelle 4-18 genannten Preisen aus dem Ausland importiert werden. 
Die Annahmen zu den technischen Anlagenparametern sind in Tabelle 4-19 wiedergegeben. 

 

19 Aufgrund des für Deutschland angenommenen Kohleausstiegs ist der Steinkohlepreis nur für die ausländischen 

Kraftwerke relevant. 
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Es wird hierbei von deutlich sinkenden Investitionskosten im Zeitverlauf und steigenden Effi-
zienzen ausgegangen. 
 
Der Anlagenbetrieb ist im Modell flexibel, d. h., es wird kein Nachfrageprofil vorgegeben, 
sondern die Anlagen treten als flexible Stromnachfrage am Strommarkt auf und fragen so-
lange Strom nach, wie die Gestehungskosten des grünen Wasserstoffs bzw. Methans mit den 
Importkosten konkurrenzfähig sind. 
 

  Stützjahr  

 Einheit 2030 2040 2050 Quelle 

Elektrolyse      

Investitionskosten Euro2019/kWel 343 279 240 [48, 49] 

Wirkungsgrad 
% bezogen auf unte-

ren Heizwert 
67,3 % 72,1 % 74 % [48] 

Lebensdauer a 25 25 25  

Methanisierung      

Investitionskosten Euro2019/kWCH4 400 350 300 [67] 

Wirkungsgrad 
% bezogen auf unte-

ren Heizwert 
79 % 79 % 79 % [67] 

Lebensdauer a 25 25 25  
 

 

Tabelle 4-19: Annahmen für 
Elektrolyse- und Methanisie-
rungsanlagen 

Quelle: [48, 49, 67] und eigene An-

nahmen 
 
Es wird eine Untergrenze für den Ausbau der Elektrolyse und von Methanisierungsanlagen 
auf Grundlage des aktuellen Netzentwicklungsplans [7] angesetzt, wobei von 5 GWel reinen 
Elektrolyseanlagen und 0,5 GWel für kombinierte Elektrolyse- und Methanisierungsanlagen 
ausgegangen wird. Zusätzlich wird angenommen, dass 2 GW der 5 GW Elektrolyseanlagen 
bereits vor 2026 gebaut werden und damit unter die Regelung des §118 EnWG fallen und 
somit für 20 Jahre von den Netzentgelten befreit sind. Aufgrund der Regelungen in §64a bzw. 
§69b EEG sind Elektrolyseanlagen von der Zahlung der EEG-Umlage befreit. In der Studie wird 
für die Berechnungen zum kostenoptimalen Ausbau und Anlageneinsatz ein marktorientier-
ter Ansatz über den Spotmarkt unterstellt. Dies würde einer Versorgung mit mengenglei-
chem EE-Strom aus PPA-Anlagen ohne Förderung entsprechen. Gegebenenfalls wären für 
PPA-Neuanlagen etwas höhere Kosten notwendig, als im Modell unterstellt. Der Einfluss wird 
aber als gering erachtet. 

4.3.10 Lastflexibilität in der Industrie 

Basierend auf [45] werden die Potenziale für industrielles Demand-Side-Management für 
Deutschland in Höhe von 1,2 GW an Stromnachfrageerhöhung sowie 6,7 GW an Nachfrage-
reduktion übernommen, wobei die Lasten in unterschiedlichen Zeitfenster von 2 bis 24 Stun-
den verschoben werden können. Unabhängig von dieser Quelle wird diskutiert, ob das Flexi-
bilitätspotenzial technisch nicht noch größer sein müsste. Grundsätzlich gilt jedoch zu beach-
ten, dass das kostengünstige Verschiebepotenzial typischer Produktionsverfahren begrenzt 
ist, während die Nachfragereduktion zum größerem Anteil mit einem Lastverlust und damit 
Produktionseinbußen verbunden ist. Ein noch größeres Potenzial in diesem Bereich würde 
ggf. die Notwendigkeit und Refinanzierung von Spitzenlastkraftwerken betreffen. Dies steht 
jedoch nicht im Fokus der Studie. Zusätzlich muss berücksichtigt werden, dass ein großer Teil 
des nicht erfassten Flexibilitätspotenzials (insbesondere durch Maschinen) an Industrie-
standorten dazu eingesetzt wird, die Lastspitze am Netzanschluss zu reduzieren. Ein Zuschal-
ten von Lasten würde teilweise auf netztechnische Restriktionen stoßen. Aufgrund mangeln-
der Daten und Umsetzbarkeit wurde dies nicht berücksichtigt. 
Es wird für die Studie angenommen, dass die referenzierten Potenziale im Zeitverlauf immer 
stärker aktiviert werden können. Konkret wurde angenommen, dass im Jahr 2030 15 %, im 
Jahr 2040 30 % und im Jahr 2050 50 % des Potenzials wirtschaftlich nutzbar sind.  
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4.3.11 Stromnachfrage 

Im Szenario wird ein im Zeitverlauf sinkender Bedarf an Strom für herkömmliche Anwendun-
gen angenommen, der auf Effizienzsteigerungen beruht (s. Tabelle 4-20). Zusätzlich wird da-
von ausgegangen, dass Nachtspeicherheizungen nach dem Jahr 2030 aus dem Markt aus-
scheiden. Hierfür wird das zeitliche Profil des herkömmlichen Stromverbrauchs um den tem-
peraturabhängigen Anteil der Nachtspeicherheizungen bereinigt (vgl. [31]). Die gesamte 
Stromnachfolge inklusive neuer Verbraucher steigt allerdings von heute ca. 535 TWh auf ca. 
1265 TWh und damit um einen Faktor von ca. 2,4.  
 

Stützjahr 2030 2040 2050 

Herkömmlicher Stromver-
brauch (einschließlich Netz-
verluste) 

496 TWh 476 TWh 456 TWh 

 

 Tabelle 4-20: Annahmen für 
den herkömmlichen Strom-
verbrauch 

Quelle: [41, 64][41, 65]  

 

4.3.12 Wärmenachfrage 

Es wird angenommen, dass der Gebäudewärmebedarf (inkl. Industriegebäude) von heute 
etwa 800 TWh bis zum Jahr 2030 auf 700 TWh und bis zum Jahr 2050 auf 550 TWh durch 
Effizienzmaßnahmen sinkt. Im Bereich der Gebäudewärme wird ein Ausbau der Fernwärme 
auf 20 % der Wärmenachfrage bis zum Jahr 2030 und 30 % bis zum Jahr 2050 vorgegeben. 
Dies entspricht einem Anstieg der über Fernwärme abgedeckten Endenergie von etwa 100 
TWh heute auf 140 TWh im Jahr 2030 und 165 TWh im Jahr 2050. Im Bereich der Industrie-
Prozesswärme für Anwendungen unter 500 °C (Dampf und Heißwasser) wird ebenfalls ein 
leichter Rückgang des Wärmebedarfs von etwa 200 TWh heute auf 184 TWh im Jahr 2030 
und 175 TWh im Jahr 2050 angenommen. Wärmepumpen und Elektrodenkessel werden 
hierbei endogen ausgebaut und eingesetzt und stellen einen zusätzlichen Verbrauch und 
wichtige Flexibilitäten für den Strommarkt dar. 
 
Da der Bereich der Industrieöfen (>500 °C) produktionsverfahrensspezifisch ist, wird er exo-
gen vorgegeben. Der unterstellte Transformationsprozess beinhaltet aber auch eine zuneh-
mende Elektrifizierung, z. B. im Bereich der Elektrostahlerzeugung, welche durch die unfle-
xible Charakteristik im herkömmlichen Stromverbrauch berücksichtigt wird. Grüner Wasser-
stoff kommt bei Industrieöfen dagegen vor allem im Bereich der Primärstahlerzeugung zum 
Einsatz. Da die vorliegende Studie aber den Strommarkt im Fokus hat, wird die Gas- und Was-
serstoffbilanz nicht separat ausgewiesen. 
 
Im dezentralen Bereich sind die Arbeitsanteile der einzelnen Technologien exogen vorgeben 
und werden lediglich in der Bilanz berücksichtigt (dezentrale Solarthermie, Biomasse-Heizun-
gen, elektrische Durchlauferhitzer, Ausstieg aus Nachtspeichern, Gas- und Ölheizungen). Nur 
der für den Strommarkt relevante Anlageneinsatz der elektrischen Wärmepumpen wird de-
tailliert mit modelliert (s. Tabelle 4-21). 
 

Technologie/Stützjahr 2030 2040 2050 

Öl 42 21 0 

Gas 292 146 0 

Biomasse 81 60 39 

Dezentrale Solarthermie 16 16 17 

Durchlauferhitzer 10 11 11 

Dezentrale Wärmepumpe 119 215 319 
 

 

Tabelle 4-21: Annahmen für 
die Verteilung der Endenergie 
für dezentrale Wärmeerzeu-
gung in TWhth 

Quelle: Eigene Annahmen 

 
Auch in der Fernwärme ist ein Teil der Erzeugung szenarienbedingt exogen vorgegeben und 
wird lediglich in der Bilanz berücksichtigt (Biomasse, Müll und Abwärme, Geothermie). Bei 
der Geothermie werden dabei zum größten Teil reine Heizwerke angenommen. Für den in 
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Tabelle 4-22 in der letzten Zeile genannten Anteil der Fernwärmeerzeugung wird dann die 
Aufteilung modellendogen optimiert, wobei verschiedene Systeme aus Kraft-Wärme-Kopp-
lungsanlagen (gasbasiert), Spitzenlastkessel, elektrischen Wärmeerzeugern (Elektrodenkes-
sel oder Großwärmepumpe sowie Wärmespeicher und Solarthermieanlage) ausgewählt wer-
den können. Außerdem stehen Windheizungssysteme (Elektrodenkessel, Wärmespeicher, 
Spitzenlastkessel) und ab dem Jahr 2040 auch Systeme mit Brennstoffzellen zur Auswahl. 
 

Technologie/Stützjahr 2030 2040 2050 

Fernwärme Erzeugung (Annahme: 15 % Netzver-
luste) 

161 180 190 

davon Biomasse 29 27 29 

davon Müll und Abwärme 15 20 28 

davon Geothermie 41 46 51 

davon endogen modellierte Fernwärme (KWK, 
Kessel, Großwärmepumpen) 

75 86 81 

 

 

Tabelle 4-22: Annahmen für 
die Verteilung der Endenergie 
für Fernwärmeerzeugung in 
TWhth 

Quelle: Eigene Annahmen 

 
Das angenommene Strommarktdesign wirkt sich dabei auf die Investitionsentscheidungen 
und den Anlageneinsatz im modellendogen ermittelten Anteil der Fernwärme und im Bereich 
der Industrie-Prozesswärme aus. 

4.3.13 Grenzkuppelstellen 

Der Ausbau der europäischen Grenzkuppelstellen wird exogen vorgegeben. Für den europä-
ischen Netzausbau wurde für Deutschlands Grenzen das Szenario des Netzentwicklungspla-
nes NEP 2030 (2019) für das Jahr 2030 und für die Jahre 2040 und 2050 das Szenario für 2035 
übernommen [21]. Für den Rest Europas wurde der Szenariorahmen der ENTSO-E αGlobal 
Climate Action (GCA) 2040ά ǾŜǊǿŜƴŘŜǘΣ ŘŜǊ ŘŜƳ ŀƳōƛǘƛƻƴƛŜǊǘŜǎǘŜƴ !ǳǎōŀǳ ŜƴǘǎǇǊƛŎƘǘ [34], 
wobei die Daten für 2027 für das Szenariojahr 2030 und die Daten für 2040 sowohl für das 
Jahre 2040 als auch 2050 verwendet wurden. Die Annahmen zu den Kuppelstellen sind in 
Abbildung 4-18 dargestellt. Die Veränderung von heute zum Jahr 2030 ist dabei am größten, 
während bis zum Jahr 2040 nur noch etwa 3 GW zusätzliche Kuppelleistung hinzukommt. 
 

  

 

Abbildung 4-18: Annahmen zu 
Kuppelkapazitäten zwischen 
Deutschland und seinen 
elektrischen Nachbarn 

Quelle: [21] 
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4.3.14 Europäisches Ausland 

Die installierten Leistungen von Stromerzeugern (Erneuerbare und thermische Kraftwerke) 
sowie Anlagen zur Sektorenkopplung (Wärmepumpen, Großwärmepumpen, Elektrodenkes-
sel, Elektrofahrzeuge, Elektrolyse) werden aus früheren Arbeiten des IEE übernommen, und 
es wird nur deren kostenoptimaler Anlageneinsatz bestimmt. Dabei wurde der Szenariorah-
men aus Studien verwendet, die sich an den aktuellen europäischen Klimazielen orientieren 
und damit konsistent zu den anderen Annahmen sind. In Tabelle 4-23 werden für 2030 und 
in Tabelle 4-24 für 2050 die wichtigsten Daten wiedergegeben. 
 

Land Photovoltaik Wind 
ons-
hore 

Wind 
offs-
hore 

Kern-
kraft-
werke 

Kohle-
kraft-
werke 

Gas- und 
Ölkraft-
werke 

Batte-
rien 

AUT 15.000 10.000 0 0 0 6.674 0 

BEL 13.920 3.985 3.000 3.997 0 7.988 794 

BGR 5.188 3.328 0 1.900 1.183 766 988 

CHE 11.000 1.355 0 2.128 0 1.550 0 

CZE 10.500 3.000 0 3.707 2.847 3.560 0 

DNK 5.113 5.763 6.065 0 1.382 2.985 0 

ESP 51.399 13.235 63 6.902 760 35.777 5.402 

EST 859 36.845 200 0 0 1.159 0 

FIN 0 7.500 700 4.332 560 3.506 0 

FRA 42.632 44.111 7.000 52.658 0 14.203 0 

GBR 36.079 26.635 30.000 12.183 0 40.282 3.607 

GRC 13.160 9.705 1.000 0 1.007 7.432 3.332 

HRV 2.658 2.000 0 0 210 1.083 0 

HUN 9.900 2.000 0 1.900 0 4.014 0 

IRL 3.716 5.300 3.500 0 0 4.913 1.938 

ITA 50.880 19.052 900 0 5.781 56.788 0 

LTU 1.775 2.000 700 0 0 1.111 0 

LUX 608 425 0 0 0 479 0 

LVA 936 1.140 154 0 0 1.471 0 

NLD 25.000 8.300 11.500 0 4.796 15.876 2.302 

NOR 0 9.193 1.840 0 0 1.139 0 

POL 24.870 13.551 4.550 0 10.686 22.538 0 

PRT 10.310 10.851 260 0 628 5.623 471 

ROU 11.642 12.425 0 1.368 641 3.410 725 

SVK 3.578 374 0 2.689 105 1.520 0 

SVN 1.810 1.020 0 0 600 652 0 

SWE 0 17.806 5.112 6.409 114 1.816 0 
 

 

Tabelle 4-23: Annahmen für 
das europäische Ausland in 
2030, Einheit MW 

Quelle: Eigene Darstellung 
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Land Photo-
voltaik 

Wind 
onshore 

Wind 
offshore 

Kern-
kraft-
werke 

Kohle-
kraft-
werke 

Gas- und 
Ölkraft-
werke 

Batte-
rien 

AUT 42.443 14.306 0 0 0 3.259 0 

BEL 44.278 4.859 3.000 0 0 8.705 1.028 

BGR 16.518 10.412 0 0 0 970 2.867 

CHE 40.488 3.825 0 0 0 1.637 0 

CZE 23.323 27.564 0 1.900 0 3.387 0 

DNK 8.159 8.597 9.239 0 0 1.808 0 

ESP 121.230 65.259 4.033 0 0 3.241 1 

EST 374 58.336 355 0 0 136 0 

FIN 0 26.549 1.183 1.634 0 2.697 0 

FRA 186.951 179.163 23.669 7.592 0 17.706 343 

GBR 115.421 40.010 66.000 3.325 0 42.637 6.501 

GRC 25.699 20.291 5.250 0 0 647 2.629 

HRV 3.992 10.832 0 0 0 524 0 

HUN 12.607 20.929 0 0 0 1.721 0 

IRL 6.330 7.700 2.604 0 0 2.701 1 

ITA 149.314 68.481 1.750 0 0 8.236 1.013 

LTU 3.004 16.936 0 0 0 279 0 

LUX 1.405 811 0 0 0 295 0 

LVA 1.085 1.536 592 0 0 310 0 

NLD 37.723 11.845 24.621 0 0 11.248 932 

NOR 0 24.779 473 0 0 966 0 

POL 75.901 85.415 8.284 0 0 19.908 3.003 

PRT 35.695 19.795 3.053 0 0 871 1 

ROU 43.858 32.548 0 684 0 2.236 3.104 

SVK 9.429 7.946 0 1.729 0 1.577 0 

SVN 6.998 842 0 0 0 378 0 

SWE 0 58.992 1.542 0 0 1.889 0 
 

 

Tabelle 4-24: Annahmen für 
das europäische Ausland in 
2050, Einheit MW 

Quelle: Eigene Darstellung 

 

4.3.15 Verwendetes Wetterjahr 

Alle verwendeten Zeitreihen im Modell SCOPE SD in dieser Studie basieren auf dem Wetter-
jahr 2012. Die Kriterien für die Auswahl dieses Wetterjahres sind die Versorgungssicherheit, 
Repräsentativität und die Vergleichbarkeit zu anderen Studien. 
 
Aufgrund einer längeren Kälteperiode im Februar 2012 in mehreren europäischen Ländern 
und damit verbundenem vergleichsweise sehr hohen Stromverbrauch und einer zeitweise 
geringen europäischen Winderzeugung kann somit auch eine potenziell kritische Situation 
für die Versorgungssicherheit untersucht werden. 
 
Das Wetterjahr 2012 war ein relativ durchschnittliches Wind- und Solarjahr, d. h., es treten 
keine Verzerrung der Ergebnisse durch eine überdurchschnittlich hohe oder geringe Einspei-
sung auf (s. Abbildung 4-19). Die im Photovoltaikbereich geringe Auslastung der Jahre 2003 
bis 2013 basiert auf dem starken Zubau dieser Technologie in den Jahren, welche nur bedingt 
über das jeweilige Jahr Strommengen eingespeist hatten, aber dennoch vollständig zur Be-
rechnung der Volllaststunden herangezogen wurden. 
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Abbildung 4-19: Vergleich der 
Volllaststunden von Wind-
energie und Photovoltaik von 
2003 bis 2019 

Quelle: Eigene Analyse basierend 

auf [18] 

 
 
Neben vielen anderen Studien rechnet der Netzentwicklungsplan ebenfalls mit dem Wetter-
jahr 2012, wodurch die Vergleichbarkeit zusätzlich erhöht wird und Aussagen zum benötig-
ten Netzausbau dieser Studie gegenüber dem Netzentwicklungsplan möglich werden. 
 
In Bezug auf die Aktualität der Daten des Wetterjahres 2012 ist festzustellen, dass der Last-
verlauf von 2012 zu 2019 sich leicht verändert hat. Die geringen Unterschiede betreffen je-
doch vornehmlich die Nachtstunden sowie die Wochenenden. In diesen Zeiten ist der Strom-
verbrauch im Durchschnitt im Jahr 2019 etwas höher als 2012 (s. Abbildung 4-20). 
 

  

 

Abbildung 4-20: Vergleich des 
durchschnittlichen Stromver-
brauchs von 2012 und 2019 
gemittelt über alle Wochen 
des Jahres  

Quelle: Eigene Analyse basierend 

auf [35] 

 
 
Der Stromverbrauch neuer Sektorkopplungstechnologien wird, wie oben beschrieben, mo-
dellendogen u. a. abhängig von der Temperatur oder Mobilitätsprofilen berechnet. Diese 
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Technologien dominieren zukünftig immer mehr den zeitlichen Verlauf des Stromverbrauchs, 
so dass die geringen Abweichungen beim herkömmlichen Verbrauch nur einen geringen Ein-
fluss auf die Modellergebnisse haben. 

4.4 Modell für Endverbraucherpreise (VoKoWä) 

4.4.1 Modellbeschreibung 

Die grundlegende Struktur von Vollkostenwälzung (VoKoWä) ist in Abbildung 4-21 darge-
stellt. Das deterministische Modell zur Berechnung von Endverbraucherpreisen baut auf dem 
EEG-Rechner von Agora Energiewende [60] auf. Im VoKoWä-Modell werden alle relevanten 
Kostenbestandteile der Energieversorgung gesammelt. Die Kosten werden über die Zeit fort-
geschrieben. Dies geschieht über Prognosen aus der Literatur, eigene Fraunhofer interne An-
nahmen oder über eigene Szenarienberechnungen. Dabei werden Werte aus den jeweils bes-
ten veröffentlichten Daten in absteigender Priorisierung von amtlichen Datenbanken, wis-
senschaftlichen Veröffentlichungen und in Einzelfällen ohne bessere Datengrundlage auch 
von sonstigen öffentlich zugänglichen Datensammlungen genutzt. Liegen lediglich Werte für 
einzelne Stützjahre vor, wird im Modell zwischen diesen Stützjahren linear interpoliert. In 
seltenen Fällen ohne Zukunftsprognose werden auf Grundlage historischer Daten lineare Ext-
rapolationen durchgeführt. In selektiven Fällen wurden Experteneinschätzungen zur Parame-
terfestlegung genutzt. 
 
Die Gesamtheit der Kosten wird sodann in VoKoWä gemäß den gesetzlichen Vorgaben oder 
eigenen Maßnahmenvarianten auf die Verbrauchergruppen gewälzt, und es werden Endver-
braucherpreise für jede Verbrauchergruppe ermittelt. In VoKoWä werden 22 Stromverbrau-
chergruppen und 17 Heiz- und Kraftstoffanwendungen abgebildet.  
Der Output aus dem Modell umfasst die Strompreisentwicklung je Verbrauchergruppe auf-
geteilt nach den jeweiligen Preisbestandteilen sowie die Entwicklung der gesamten System-
kosten des deutschen Stromsystems.  
 
Es besteht eine Schnittstelle zwischen den beiden Modellen SCOPE SD und VoKoWä. Diese 
Schnittstelle ermöglicht das Einfließen von Ergebnissen aus SCOPE SD bezüglich der Entwick-
lung des Energiesystems: Endenergieverbrauch einzelner Stromverbraucher, Börsenstrom-
preise, Marktwert der Erneuerbaren Energien, Volllaststunden unterschiedlicher Erneuerba-
rer Energietechnologien, Stromgestehungskosten und Anteile bei der Stromerzeugung. Um-
gekehrt können die sich daraus ergebenden Strompreise für Verbrauchergruppen in die 
SCOPE-Optimierung einfließen. 
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Abbildung 4-21: Wesentliche 
Elemente der Datenstruktur 
des entwickelten Modells zur 
Vollkostenwälzung im Energie-
system (VoKoWä EnerSys) so-
wie Schnittstellen mit den ver-
wendeten Modellen des Wär-
memarkts und des Fahrzeug-
bestands 

Quelle: [51] 

 
 

4.4.2 Annahmen 

Im Basisszenario wurden aktuell bestehende Regularien fortgeschrieben. Ziel ist es, die Ent-
wicklung der Endverbraucherpreise für verschiedene Verbrauchergruppen gemäß den aktu-
ellen Gesetzen abzuschätzen. Dabei wurden auch aktuelle Privilegierungen und Ausnahmere-
gelungen berücksichtigt und fortgeschrieben (beispielsweise die EEG-Umlageprivilegien für 
die energieintensive Industrie oder Ausnahmeregelungen für Elektrolyseanlagen nach § 118 
EnWG). Darüber hinaus mussten einige Annahmen getroffen werden: 
 
Zur Reduzierung der Deckungslücke der Erneuerbaren Energien wurde eine Finanzierung 
ǸōŜǊ ŘŜƴ .ǳƴŘŜǎƘŀǳǎƘŀƭǘ ŀō нлнм ōƛǎ нлрл ƛƴ IǀƘŜ Ǿƻƴ у aǊŘΦ ϵ ǇǊƻ WŀƘǊ ŀƴƎŜƴƻƳƳŜƴΦ 
Hintergrund dieser Annahme ist die Corona-Gegenfinanzierung im Jahr 2021 von 10,8 Mrd. 
ϵΣ ǳƳ ŘƛŜ 99G-Umlage auf 6,5 Cent pro kWh zu deckeln [16]. Dieser Entwicklung folgend 
wurde eine stetige Gegenfinanzierung bis zum Jahr 2050 aus dem Bundeshaushalt abgeleitet. 
Die im Verlaufe der Studienerarbeitung erfolgten Preisausschläge am Strommarkt des Jahres 
2021, bedingt durch externe, nicht nachhaltige Sondereffekte, konnten hierbei nicht berück-
sichtigt werden. Für die Ergebnisse der Studie ist es allerdings unerheblich, dass dies kurzfris-
tig zu niedrigeren Belastungen des Bundeshaushalts führt. 
 
Die Netzkosten und deren Entwicklung sind ein entscheidender Faktor bei den Endverbrau-
cherpreisen. Die gesamten Kosten für das Verteil- und Übertragungsnetz wurden aus Prog-
nosen von Consentec [41] herangezogen, die zu einem ambitionierten Ausbau von Erneuer-
baren Energien passen, wie sie im Rahmen dieser Studie betrachtet werden. 
Weitere Annahmen etwa zum Zubau an EE-Anlagen, dem Energieverbrauch der unterschied-
lichen Verbraucher, Börsenstrompreis, Marktwert der einzelnen Erneuerbaren Energieanla-
gen, den Stromgestehungskosten und Volllaststunden basieren auf den Optimierungsergeb-
nissen aus SCOPE SD und den dort getroffenen Annahmen zum Basisszenario (s. Abschnitt 
4.3). 
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4.5 Modell DISTRICT  

Unter den Bedingungen aus der Top-Down-Analyse werden mit DISTRICT die systemischen 
Auswirkungen auf Endkunden untersucht. Leitfragen sind die Bereitstellung von Flexibilität 
und die Wirtschaftlichkeit verschiedener Versorgungsoptionen auf Endverbraucherseite. 
Dazu werden Haushalte als Endkunden mit ihrem Gesamtenergiesystem bestehend aus 
Strom-, Wärme- und Kälteversorgung in DISTRICT abgebildet, Betriebsoptimierungen durch-
geführt und die Flexibilitätsbereitstellung als Reaktion auf Stromtarifdesigns untersucht. 

4.5.1 Modellbeschreibung 

Die Struktur des Modells DISTRICT ist in Abbildung 4-22 ersichtlich. DISTRICT ermöglicht die 
Betrachtung von lokalen sektorgekoppelten Energiesystemen. Unter der Bedingung der De-
ckung der Strom-, Wärme- und Kältenachfrage zu jedem Zeitschritt werden die Gesamtkos-
ten des abgebildeten Energiesystems minimiert. Ein Energiesystem in DISTRICT besteht aus 
mindestens einem Gebäude oder Infrastrukturteil, kann aber je nach Untersuchungsschwer-
punkt aus beliebig vielen Knoten bestehen, wodurch Systeme vom Einzelgebäude bis hin zu 
Quartieren und Versorgungsgebieten betrachtet werden können. Für jedes betrachtete Ge-
bäude werden Jahreslastprofile in viertelstündlicher Auflösung für die Wärme-, Kälte und 
Stromnachfrage hinterlegt, die aus zentraler oder dezentraler Erzeugung gedeckt werden 
muss. Die Wärmeprofile sind zusätzlich abhängig vom Sanierungszustand des Gebäudes. Ab-
hängig vom Sanierungsstandard ändert sich die Vorlauftemperatur der jeweiligen Heizsys-
teme der Gebäude.  
 
Durch diese Integration unterschiedlicher Vorlauftemperaturen für Heiz- und Warmwasser-
lasten in Kombination mit thermischen Speichern können Synergieeffekte zwischen dem Be-
trieb von Wärmepumpen und Speichern, der Verwendung von eigener Erzeugungsleistung 
(z. B. Photovoltaik) und externen Preissignalen untersucht werden. Strom und Gas können 
von außerhalb des Systems importiert werden. Der Stromimport erfolgt an einer Transfor-
matorstation zum nächsthöheren Stromnetz und wird über eine eigene Variable modelliert, 
die in das Knotenbilanzmodell des Stromnetzes mit einfließt.  
 
Jeder eingesetzten Versorgungstechnologie können genaue Betriebs- und Investitionskosten 
zugewiesen werden, um sowohl den Betrieb als auch Aus-/Abbau kostengenau zuzuordnen.  
Mit diesen beschriebenen Eigenschaften des Modells lassen sich eine Vielzahl unterschiedli-
cher Situationen und Szenarien abbilden. Es lässt sich ein gesamtes Energiesystem mit den 
installierten Technologien und vorherrschenden Gebäude- und Tarifstandards als Status Quo 
definieren und der Betrieb20 optimieren. Durch die Änderung von Preissignalen können Fle-
xibilisierungspotenziale eines Energiesystems ökonomisch bewertet werden.  
 
Die thermischen und elektrischen Lastprofile werden mit dem stochastischen Bottom-Up-
Modell synPRO erzeugt. SynPRO ermittelt z. B. den Strombedarf ausgehend von statistischen 
Verteilungen des Nutzerverhaltens. Damit wird der Bedarf einzelner Haushalte in Standort- 
und Bewohnertyp simuliert und anschließend auf Gebäudeebene aggregiert [37]. Die Berech-
nung basiert im Wesentlichen auf der DIN EN ISO 13790 und wird gleichermaßen durch sta-
tistische Einflüsse aus dem Nutzerverhalten ergänzt. 
 

 

20 Grundsätzlich ist das Modell auch in der Lage, den Anlagenausbau zu optimieren. Diese Möglichkeit wird in dieser 

Studie jedoch nicht verwendet. 
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Abbildung 4-22: Schematische 
Darstellung des Modells DIS-
TRICT 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

4.5.2 Generelle Annahmen 

Betrachtungsgegenstand der Untersuchung des Technologieeinsatzes ist das Flexibilisie-
rungspotenzial von Haushalten mit bestimmten Versorgungstechnologien, die aus Perspek-
tive des übergeordneten Systems notwendig sind. Flexibilisierung stellt eine Veränderung 
des elektrischen Strombezugs aus dem Stromnetz dar, der durch den Einsatz elektrischer und 
thermischer Speicher, einen veränderten Betrieb der Versorgungsanlagen und/oder eine La-
dungsoptimierung erreicht werden kann. Um eine allgemeinere Aussage über Änderungen 
der Entgeltstruktur und einer möglichen Flexibilitätsbereitstellung in Deutschland zu treffen, 
werden Lastprofile von vier geografischen Standorten (Norden - Hamburg, Westen - Köln, 
Osten - Dresden und Süden - München) in typischen Einfamilienhäusern (EFH) und Mehrfa-
milienhäusern (MFH) verwendet. 
 
Die untersuchten Einfamilienhäuser sind 4-Personen-Haushalte mit einer spezifischen Wär-
medichte von 56 bis 88 kWh/m2 in sanierten Gebäuden auf 1-2 Etagen, wobei von einer mitt-
leren Einkommensklasse ausgegangen wird. Die Mehrfamilienhäuser werden dargestellt als 
Haushalte mit 20 Wohnungen und Bewohnerzahlen zwischen 44-46 Personen sowie einer 
Wärmedichte von 73-87 kWh/m2 auf 3 Etagen. Alle Haushalte haben ein viertelstündliches 
Lastprofil der Haushaltsstromnachfrage, Heizlast, Kältelast und Warmwassernachfrage, die 
durch externe oder im Gebäude installierte Versorgungstechnologien gedeckt werden muss.  
Die betrachteten Systemkombinationen der Versorgungstechnologien sind in Abbildung 4-23 
dargestellt. Aus den vier Standorten mit je zwei Haustypen und drei Strom/Wärme System-
kombinationen ergeben sich 24 Kombinationen. Dazu kommt als separate Betrachtung der 
Einsatz von Elektrofahrzeugen (BEV) mit steuerbarer Ladelast. Dies wird für einen 4-Perso-
nen-EFH-Haushalt betrachtet. Im Untersuchungsfall mit Fahrzeugen wird ein Fahrprofil eines 
Mittelklassefahrzeugs im täglichen Pendelverkehr von 14,8 km aus einem Stadtrandgebiet 
mit einer jährlichen Fahrleistung von 25.493 km21 (davon 4.875 km Urlaubsfahrten) verwen-
det. Angenommen ist eine verfügbare Wallbox mit smarter Steuerung und 11 kW maximaler 
Ladung, die den Ladebedarf im Haushalt bei Standzeiten mit Informationen zur gewünschten 
Abfahrtzeit optimiert.  
 

 

21 Basierend auf umfassenden wissenschaftlichen Analysen des Fahrzeugsparks und der Nutzungsprofile des Fraun-

hofer IEE. 
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Abbildung 4-23: Darstellung 
der untersuchten Endverbrau-
cher-Technologiekombinatio-
nen und Haushaltstypen im 
Modell 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Die Versorgung wird gesamtsystemisch betrachtet. Die Strom- und Wärmeversorgung ist sek-
torgekoppelt, wenn eine Wärme- oder Kälteversorgungsanlage Strom bezieht oder sowohl 
strom- als auch wärmegeführt betrieben werden kann. 
 
Die Preisbestandteile des arbeitspreisbezogenen fixen Endkundenhaushaltspreis ergeben 
sich aus den Endverbraucherpreisen in Kapitel 4.4 für das Basis- und Reformszenario. Zur 
Untersuchung des Einflusses von zeitvariablen Haushaltspreisen wird zusätzlich zu den vor-
gestellten Politikmaßnahmen die Weitergabe des Spotmarktpreisverlaufs als Kostenbestand-
teil im Stromtarif jeweils für das Basis- und Reformszenario untersucht. Hinzu kommen wei-
tere zeitvariable Preisbestandteile im Reformszenario. 
Es ergeben sich folgende Merkmalskombination für die Betrachtung der Endverbraucherfle-
xibilität (siehe Abbildung 4-24): 
 

 

 

Abbildung 4-24: Kombination 
von Merkmalen zur Bewer-
tung der Endverbraucherflexi-
bilität  
 
Quelle: Eigene Darstellung 

 
Für die Betrachtung des Haushaltspreises werden für die fixen Haushaltspreise die Vorgaben 
der Szenarioanalyse übernommen. Zur Erstellung der variablen Haushaltspreise werden die 
dort ermittelten Umlagen und Abgaben auf den variablen Spotmarktpreis addiert. Das Netz-
entgelt wird für das Reformszenario zeitvariabel gestaltet und auf die Strompreise addiert 
(siehe Abbildung 4-25). 
 

 

 

Abbildung 4-25: Bestandteile 
des Haushaltspreises im zeit-
variablen Stromtarif des Re-
formszenarios 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

4.5.3 Berechnung der zeitvariablen Netzentgelte für Haushaltsendkunden 

Ziel der Berechnung ist die Umwandlung eines fixen Netzentgeltpreisbestandteiles 
ὔ ȟ  aus dem üblichen Haushaltskunden-Strompreis in einen zeitvariablen Kosten-

bestandteil. 
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Im Folgenden soll die Berechnung am Beispiel für das Jahr 2030 vorgestellt werden. Die Be-
rechnung erfolgt anhand des Börsenstrompreises als Indikator, bei einer tatsächlichen Um-
setzung wäre zu prüfen, ob das Netzentgelt ggf. auf der historischen Netzlast zu berechnen 
sei. Dies wäre ein besserer Indikator bei lokalen Netzengpässen und würde unterschiedlichen 
Belastungssituationen in Verteilnetzen Rechnung tragen. Dies würde allerdings zu unter-
schiedlichen Zeitverläufen des Netzentgeltes in unterschiedlichen Verteilnetzen führen, was 
mit der Datenbasis dieser Studie nicht möglich ist. Aufgrund nicht vorliegender Netzdaten 
wird daher eine Berechnung anhand des Börsenstrompreises durchgeführt mit dem Ziel, dass 
der Mittelwert des dynamischen Entgeltes dem Wert des fixen Netzentgeltes entspricht.  
 
Dazu wird der fixe Netzentgeltpreisbestandteil auf Basis eigener bestehender Szenarioan-
nahmen des Fraunhofer IEE verwendet, im Folgenden gezeigt am Haushaltsendkundenpreis 
für Haushalte mit > 3 MWh im Reformszenario in Tabelle 4-25.  
 

Preisbestandteile eines Haushaltskunden im Reformszenario ϵκa²Ƙ 

Strombeschaffung, Vertrieb und Marge ohne Emissionszertifikate 67,3 

Emissionszertifikate 10,7 

Netzentgelte 106,3 

Konzessionsabgabe 15,9 

EEG-Umlage 0,0 

§19-(2)-StromNEV-Umlage 3,4 

Offshore-Umlage 5,4 

KWKG-Umlage 1,7 

AbLaV-Umlage 0,1 

Stromsteuer 1,0 

Mehrwertsteuer 38,2 

Rückzahlung Netzwendefonds 0,0 

Summe 249,8 
 

 

Tabelle 4-25: Haushaltskun-
denpreis für Kunden in 2030 
mit einem Verbrauch > 3 
MWh im Reformszenario  

Verweis: Kapitel 4.4 

 

Die Verwendung der Stromgroßhandelspreiszeitreihe hat zur Folge, dass die Signale in der 
Flexibilitätsbetrachtung aufgrund Überlagerung der Signalspitzen und -täler eher stärker aus-
fallen, als dies z. B. bei gegenläufigen Netzlastsignalen zu erwarten wäre.  
Als zeitvariables Signal wurde in der Berechnung die Strommarktpreiszeitreihe ὴ für das Jahr 
2030 verwendet und in ein normiertes zeitvariables Signal ί zwischen 0 und 1 umgewandelt. 
ὴ entspricht dem Mittelwert der Preiszeitreihe, die als Signal verwendet werden soll. Da der 
Vorgang für jeden Zeitschritt ausgeführt wird, wird die Normierung mit minimalen und ma-
ximalen Werten der gesamten Zeitreihe auf einen Wert zwischen 0 und 1 auch in jedem Zeit-
schritt ausgeführt. 
 

ί ȟ װ
ὴ ὴ ȿάὭὲὴ ὴȿ

ȿάὥὼὴ ὴ װ άὭὲὴװ ὴ ȿ
 ȿ ȢȢ
  

 
Jeder Zeitschritt wird hier stündlich oder viertelstündlich in einen relativen Wert umgewan-
delt, der im Nachgang normiert mit dem fixen Netzentgelt multipliziert wird. Der Mittelwert 
der neuen dynamischen Netzentgeltpreiszeitreihe entspricht also dem fixen Netzentgelt. 

ὔ ȟ װ
ί ȟ

ίװ ȟ

 z ὔ ȟ  

Durch die Teilung des Einzelstundenwerts durch das Signalmittel werden die Signalwerte von 
0 bis 1 auf einen Faktor zwischen 0 und 1,93 erhöht, der, multipliziert mit dem fixen Netzent-
gelt, Schwankungen um dessen fixen Wert erzeugt. Der Großteil der variablen Netzentgelte 
schwankt um +/- 30 % gegenüber dem fixen Netzentgelt, wie in der folgenden Abbildung 4-26 
zu sehen ist. 
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Abbildung 4-26: Verteilung der 
relativen Signalgröße des 
Netzentgeltfaktors mit Mittel-
wert, 90 % Quantilen und Ex-
tremwerten 
Quelle: Eigene Darstellung 

 

In Abbildung 4-27 ist das variable Netzentgelt im Zeitverlauf dargestellt. Durch die Normie-
rung des Signals gibt es keine negativen Netzentgelte, der Preis liegt zwischen 0 und 205 
ϵκa²Ƙ und innerhalb eines 90%-Quantils ȊǿƛǎŎƘŜƴ тфΣун ǳƴŘ мннΣфу ϵκa²ƘΦ .Ŝƛ ŜƛƴŜǊ ǘŀǘπ
sächlichen Implementierung eines dynamischen Netzentgeltes wäre zusätzlich zu prüfen, 
dass die Preiszeitreihe in der Prognose aufkommensneutral ist. Dies bedeutet, dass die 
Summe der gezahlten Netzentgelte in dem variablen Fall gleich hoch sein sollte wie bei einem 
fixen Netzentgelt, um eine Kostendeckung zu gewährleisten. Hierfür müsste das variable 
Netzentgelt zusätzlich mit der Nachfrage der ansässigen Verbraucher bewertet werden. In 
der vorliegenden Studie findet dies keine Berücksichtigung, da keine geeigneten lokalen 
Netzdaten der verschiedenen Standorte vorliegen und zudem das Resultat lokal große Diffe-
renzen aufweisen dürfte. Dies hätte der allgemeinen Analyse des Flexibilitätspotenzials kei-
nen Mehrwert geboten, da es hier um den möglichen Effekt einer solchen Dynamisierung 
geht. 
 

 

Abbildung 4-27: Preiszeitreihe 
des dynamischen Netzentgel-
tes (Gesamte Zeitreihe oben, 
Ausschnitte aus einer Som-
merwoche unten links und 
Winterwoche unten rechts) 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
 
Exkurs zur dynamischen Stromsteuer 
Die Berechnung der dynamischen wertbasierten Stromsteuer anstatt der prozentualen fixen 
Stromsteuer folgt dem gleichen Ansatz (s.o.) der Marktsignalnormierung zur Faktorisierung 
eines Stromsteuerfixkostenbestandteils mit dem Unterschied, dass das abschließende Signal 
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nicht normiert wird und sowohl ein Mindestpreis von 0,1 ct/kWh als auch ein maximaler 
Stromsteuersatz von 7 % angelegt werden. Daraus ergibt sich in Abhängigkeit der Spotmarkt-
preise eine Jahresdauerlinie der dynamischen 7 % wertbasierten Stromsteuer wie veran-
schaulicht in Abbildung 4-28. 
 

 

 

Abbildung 4-28: Jahresdau-
erlinie der dynamischen 
Stromsteuer 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Der Gesamteinfluss der dynamischen Stromsteuer auf den variablen Haushaltspreis ist durch 
die angenommene Verringerung im Reformszenario gering. 

4.6 Modelle des Übertragungsnetzes, der optimierten Netzaus-
bauplanung und der optimierten Netzbetriebsführung 

4.6.1 Modell des Übertragungsnetzes 

Das im Rahmen der Studie verwendete Modell für das deutsche Übertragungsnetz basiert 
auf den verfügbaren Datentabellen und Netzkarten der Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) [1, 
9, 75, 76]. Diese wurden zu einem Netzmodell für das Jahr 2030 weiterentwickelt basierend 
auf den Netzumbaumaßnahmen, welche im Gesetz zum Ausbau von Energieleitungen 
(EnLAG) und im Bundesbedarfsplangesetz (BBPlG) verankert sind. Dieses Netzmodell gilt für 
alle weiteren Simulationen und Betrachtungen des Übertragungsnetzes als Startnetz. Erwei-
tert wurde das Modell um reduzierte Netzmodelle der direkten Nachbarstaaten, um Effekte 
wie beispielsweise Ringflüsse abzubilden. 
 
Das resultierende Netzmodell ist in Abbildung 4-29 dargestellt. Die deutschen Leitungen sind 
hier in den Farben Grün (220 kV), Rot (380 kV) und Blau (HGÜ-Verbindungen) dargestellt. Die 
grenzübergreifenden Leitungen ebenso wie die Leitungen der benachbarten Netzmodelle 
sind grau dargestellt. 
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Abbildung 4-29: Netzmodell 
des verwendeten Übertra-
gungsnetzmodells für das Jahr 
2030 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
In Tabelle 4-26 sind die die Kennzahlen des verwendeten Übertragungsnetzmodells für das 
Jahr 2030 inklusive der Aufteilungen in die jeweiligen Netzmodelle dargestellt. 
 

Netzelement Deutschland Nachbarstaaten Summe 

AC-Leitungen 750 1524 2274 

Transformatoren 86 66 152 

Umspannwerke 410 828 1238 

DC-Leitungen 4 4 8 
 

 

Tabelle 4-26: Kennzahlen des 
Übertragungsnetzmodells für 
das Jahr 2030 

 

4.6.2 Modell der optimierten Netzausbauplanung 

Die im Rahmen des Projekts verwendete Netzausbauplanung basiert auf einer nichtlinearen 
mathematischen Optimierung und wurde innerhalb der Optimierungsumgebung AMPL [39] 
entwickelt und modelliert. Die optimierte Netzausbauplanung erfolgt basierend auf dem 
NOVA-Prinzip, welches ebenfalls von den deutschen ÜNB genutzt wird. Dieses besagt, dass 
basierend auf einer wirtschaftlich und technisch optimalen Reihenfolge Netzoptimierungs-
maßnahmen bevorzugt zu Netzverstärkungsmaßnahmen und diese wiederum bevorzugt zu 
Netzausbaumaßnahmen angewendet werden. [5] 
 
Das verwendete Optimierungsmodell der Netzausbauplanung basiert auf einer kompletten 
DC-Leistungsflussformulierung, einer Zielfunktion sowie weiteren Nebenbedingungen. Diese 
werden nachfolgend beschrieben, um die Freiheitsgrade und die Funktion des Optimierungs-
modells besser zu veranschaulichen. Eine ausführliche Beschreibung des Modells und dessen 
Funktionsweise sind in [74] nachzulesen.  
 
Die verwendete allgemeine Form der Zielfunktion, welche es im Rahmen der optimierten 
Netzausbauplanung zu minimieren gilt, ist in Gl. (1) dargestellt. Diese beinhaltet die Summe 
aller Kosten der jeweils angewendeten Maßnahmen für ein Zweigelement zwischen den 
Netzknoten k und m. An dieser Stelle ist h  = ( NhO, h NAV1, h NAV2)T ein Gewichtungsfaktor für die 
Kosten der unterschiedlichen Maßnahmen, welche im Rahmen der Netzausbauplanung (NO 
= Netzoptimierung, NAV1 = Netzverstärkung/-ausbau 1, NA = Netzverstärkung/-ausbau 2) 
angewendet werden können. Das Polynom ckm beschreibt eine Kostenfunktion für jedes 
Zweigelement zwischen den Netzknoten k und m. Der Vektor ukm  = (uNO, uNAV1, uNAV2)T ist ein 
ganzzahliger Entscheidungsvariablenvektor, welcher die angewendeten Maßnahmen der 
Netzausbauplanung beinhaltet. 
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Ƴƛƴ
ǳ

  ŦŎƻǎǘ Ґ В ẗhŎƪƳǳƪƳόƪΣƳύɴ½  (1) 

Die in Gl. (2) dargestellte Nebenbedingung entspricht der Leistungsflussnebenbedingung und 
ist die erste Nebenbedingung, welche als Rahmen der optimierten Netzausbauplanung ver-
wendet wird. Hier entspricht Pkm dem Wirkleistungsfluss über dem Zweigelement zwischen 
den Netzknoten k und m, xkm repräsentiert die entsprechende Reaktanz des Zweigelements 
und ɻ k bzw. ɻ m sind die Spannungswinkel an den jeweils korrespondierenden Netzknoten. 
Der Vektor ukm entspricht dem Entscheidungsvariablenvektor, welcher aus Gl. (1) bekannt ist. 
 

s.t.  tƪƳ Ґ 
м

ȄƪƳǳƪƳ
ƪɻ π ɻƳ  (2) 

 
Zielstellung der optimierten Netzausbauplanung ist es, einen engpassfreien Netzzustand für 
jeden vorliegenden Betriebsfall herzustellen. Aus diesem Grund muss eine weitere Neben-
bedingung implementiert werden, welche in Gl. (3) dargestellt ist. Diese Nebenbedingung 
bezieht sich auf den aktuellen Stromfluss Ikm über einem Zweigelement zwischen den Netz-
knoten k und m. Dieser darf den durch dieses Zweigelement maximal übertragbaren Strom 
Ikm

max nicht überschreiten. Die Maßnahmen, welche im Rahmen der optimierten Netzausbau-
planung eingesetzt werden, können einen Einfluss auf diesen maximal übertragbaren Strom 
haben. Aus diesem Grund hängt diese Variable ebenfalls vom Entscheidungsvektor ukm ab. 
 

s.t.  ȿLƪƳȿ Җ LƪƳ
 ƳŀȄǳƪƳ (3) 

 
Die von der optimierten Netzausbauplanung beinhalteten Freiheitsgrade sind dabei: 

¶ Netzoptimierung: Leiterseilmonitoring (LM) 

¶ Netzverstärkung: Hochtemperatur-Leiterseile (HTL) in Kombination mit LM 

¶ Netzverstärkung/Netzausbau: Austausch des Leitungstyps in Kombination mit LM  

¶ Netzverstärkung/Netzausbau: Austausch des Leitungstyps mit einer höheren Span-
nungsebene in Kombination mit LM  

Um die Auswirkung dieser Freiheitsgrade auf die Nebenbedingungen und Zielfunktionen zu 
beschreiben, müssen die entsprechenden Variablen im Rahmen der Netzausbauplanung wie 
zuvor beschrieben vom Vektor der Entscheidungsvariablen ukm abhängen. Der Einfluss auf 
die Reaktanz der Zweigelemente xkm zwischen den jeweiligen Netzknoten k und m ist dabei 
in Gl. (4) dargestellt. Hier gilt, dass, wenn uNAV1,km = 0, keine Maßnahme im Rahmen der Netz-
ausbauplanung angewendet wurde. Somit wird die bestehende Reaktanz xkm,0 für die Opti-
mierung verwendet. Wird jedoch uNAV1,km = 1 gesetzt, so wird der zweite Teil des gegebenen 
Terms verwendet. Es wird der Reaktanzwert von einer der Maßnahmen bzw. Leitungstypen, 
welche der optimierten Netzausbauplanung zur Verfügung gestellt werden, genutzt. Durch 
die Multiplikation mit der jeweiligen Länge lkm des Zweigelements ergibt sich anschließend 
der Reaktanzwert, welcher für die weiteren Berechnungen/Optimierungen verwendet wird. 
 

  ȄƪƳǳƪƳ Ÿ м π ǳb!±мΣƪƳẗȄƪƳΣл Ҍ ǳb!±мΣƪƳ ẗ ȄƪƳǳb!±нΣƪƳ  ẗ ƭƪƳ (4) 

 
Die zweite Variable, welche vom Entscheidungsvektor ukm abhängt, ist die maximale Strom-
tragfähigkeit der Zweigelemente. Die Implementierung dieser abhängigen Variable ist in Gl. 
(5) dargestellt. Hier gilt ebenfalls, dass, wenn uNAV1,ij,km = 0, keine Maßnahme im Kontext der 
Verstärkung oder des Ausbaus angewendet wird. Eine Maßnahme im Kontext der Netzopti-
mierung könnte jedoch auch für ein bestehendes Zweigelement angewendet werden. Diese 
Maßnahmen werden durch das Polynom k˂m(uNO,km) repräsentiert. Wenn uNAV1,km = 1 gesetzt 
wird, so wird der neue maximal übertragbare Strom des Zweigelements wie nachfolgend be-
schrieben berechnet. 
 



 

Fraunhofer IEE 

Fraunhofer ISE 

BBH 

 {ǘǳŘƛŜ αbŜǳŜǎ {ǘǊƻƳƳŀǊƪǘŘŜǎƛƎƴά 56 | 247 

 

Methodik und Szenarioannahmen  

 
 

 

   
LƪƳ
 ƳŀȄǳƪƳ Ÿ м π ǳb!±мΣƪƳ ẗ LƪƳ

 ƳŀȄẗ˂ƪƳǳbhΣƪƳ

Ҍ ǳb!±мΣƪƳ ẗ LƪƳ
 ƳŀȄǳb!±нΣƪƳ

 (5) 

 
Grundsätzlich läuft die optimierte Netzausbauplanung in einer sequenziellen Reihenfolge ab. 
Dies bedeutet, dass die Entscheidungsvariablen für die Netzausbau-, die Netzverstärkungs- 
und die Netzoptimierungsmaßnahmen nacheinander festgelegt werden. Für eine genauere 
Erklärung sei an dieser Stelle auf [74] verwiesen. 
 
4.6.3 Modell der optimierten Netzbetriebsführung 

Ebenso wie die verwendete optimierte Netzausbauplanung basiert die optimierte Netzbe-
triebsführung auf einer nichtlinearen mathematischen Optimierung und wurde innerhalb der 
Optimierungsumgebung AMPL [39] umgesetzt. Die Zielstellung der optimierten Netzbe-
triebsführung ist es, Engpässe, welche durch die optimierte Netzausbauplanung nicht besei-
tigt wurden, kostenoptimal zu beheben. Diese Zielstellung wird durch die Zielfunktion hcost 
der optimierten Netzbetriebsführung, welche speziell den Redispatch beinhaltet, in Gl. (6) 
dargestellt. Dabei ist diese Zielfunktion für jede Kategorie der Erzeuger, Verbraucher und 
Speicher r in der Menge R gegeben. Der Vektor pr Ґ όɲPgen,posΣ ɲPgen,negΣ ɲPlod,posΣ ɲPlod,neg, 
ɲPsto,pos,neg) beinhaltet die möglichen positiven (pos) und negativen (neg) Flexibilitäten für 
Generatoren (gen) und Lasten (lod) sowie für Speicher (sto). Speicher sind Elemente, welche 
einer Speicherfüllstandsrestriktion unterliegen und sowohl Leistung aufnehmen als auch er-
zeugen können. Der spezifische Kostenfaktor ̀  = ( g̀en,pos, ̀ gen,neg, ̀ lod,pos, ̀ lod,neg, ̀ sto,pos,neg) be-
schreibt dabei die individuellen Kosten je Flexibilitätsänderung und Kategorie. 
 

Ƴƛƴ
Ǉ

  ƘŎƻǎǘҐ ƪǊǇǊ
Ǌ ɴ w

 ẗ ̀ (6) 

 
Eine grundlegende Nebenbedingung des Redispatch ist es, dass dieser bilanzneutral ausge-
führt werden muss [58]. Diese Nebenbedingung ist in Gl. (7) dargestellt und Teil des Optimie-
rungsmodells für die Netzbetriebsführung. Hier repräsentieren wieder ɲPpos,r ǳƴŘ ɲPneg,r die 
positiven als auch negativen Änderungen der Wirkleistungseinspeisung der unterschiedli-
chen Generatoren, Lasten und Speicher, welche für den Redispatch als Flexibilitäten zur Ver-
fügung stehen. 
 

s.t.  ҟtǇƻǎΣǊ
Ǌ ɴ w

 Ґ ҟtƴŜƎΣǊ
Ǌ ɴ w

 (7) 

 
Die maximale Änderung der Wirkleistung ist aufgrund physikalischer Gegebenheiten limitiert 
auf eine minimale oder maximale Wirkleistungsänderung der jeweiligen Erzeuger, Verbrau-
cher oder Speicher. Diese Gegebenheit wird durch die Gln. (8) bis (12) innerhalb des Opti-
mierungsmodells der Netzbetriebsführung abgebildet. 
 
Hier entsprechen Pmax,g bzw. Pmin,g den betrieblichen Grenzen hinsichtlich der Wirkleistungs-
einspeisung der Generatoren g in der Menge aller Generatoren G, Pmax,l bzw. Pmin,l den be-
trieblichen Grenzen hinsichtlich des Wirkleistungsbezugs der Lasten l in der Menge aller Las-
ten L und Pmax,s bzw. Pmin,s den betrieblichen Grenzen der Speicher s in der Menge der Spei-
cher S. Diese Mengen G, L und S sowie die Nebenbedingungen beziehen sich dabei nur auf 
die Elemente, welche im Rahmen der optimierten Netzbetriebsführung zur Verfügung ste-
hen. Dadurch wird das Optimierungsmodell möglichst klein gehalten und somit eine Lösung 
in angemessener Zeit garantiert. 

s.t.  tƳƛƴΣƎ Җ tŀŎǘΣƎ Ҍ ҟtǇƻǎΣƎ Җ tƳŀȄΣƎΣ ᶅ Ǝ  ɴ D (8) 
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s.t.  tƳƛƴΣƎ Җ tŀŎǘΣƎ π ҟtƴŜƎΣƎ Җ tƳŀȄΣƎΣ ᶅ Ǝ  ɴ D (9) 

s.t.  tƳƛƴΣƭ Җ tŀŎǘΣƭ Ҍ ҟtǇƻǎΣƭ Җ tƳŀȄΣƭΣ ᶅ ƭ  ɴ [ (10) 

s.t.  tƳƛƴΣƭ Җ tŀŎǘΣƭ π ҟtƴŜƎΣƭ Җ tƳŀȄΣƭΣ ᶅ ƭ ɴ [ (11) 

s.t.  tƳƛƴΣǎ Җ tŀŎǘΣǎ π ҟtǇƻǎΣƴŜƎΣǎ Җ tƳŀȄΣǎΣ ᶅ ǎ  ɴ { (12) 

 
Weiterhin gilt, dass der übertragene Strom über ein Zweigelement nicht größer als der ma-
ximal übertragbare Strom sein darf (Vergleich auch Gl. (3) im Kontext der optimierten Netz-
ausbauplanung). Diese Nebenbedingung ist über Gleichung (13) in das Optimierungsmodell 
eingebunden. 
 

s.t.  ȿLƪƳȿ Җ LƪƳ
 ƳŀȄ (13) 

 
Die Speicherfüllstandsrestriktionen müssen ebenfalls für die unterschiedlichen Speichertech-
nologien über Speicherfüllstände inkl. deren Limitierungen in das Optimierungsmodell ein-
gebunden werden. Diese physikalischen Gegebenheiten werden über die in den Gln. (14) und 
(15) dargestellten Nebenbedingungen modelliert. Hier ist Sc(t) der aktuelle Speicherfüllstand 
im betrachteten Zeitschritt t, welcher zwischen dem maximalen Speicherfüllstand Smax,c(t) 
und dem minimalen Speicherfüllstand Smin,c(t) liegen muss. Dies ist für alle Speicherkatego-
rien c in der Menge der Speicherkategorien C gültig. Die Änderung der Wirkleistungseinspei-
sung bzw. des Wirkleistungsbezugs wird rŜǇǊŅǎŜƴǘƛŜǊǘ ŘǳǊŎƘ ŘŜƴ ±ŜƪǘƻǊ ɲPc Ґ όɲPpos,cΣ ɲPneg,c) 
und die Wirkungsgrade der jeweiligen Speichertechnologien bei Einspeisungs- bzw. Ver-
brauchserhöhung oder -reduzierung durch den Vektor ́c = (́ pos,c, ńeg,c). Um den Speicher-
füllstand für den betrachteten Zeitschritt t zu bestimmen, gilt es an dieser Stelle ebenso, den 
Speicherfüllstand des vorherigen Zeitschritts Sc(t - 1) basierend auf den zuvor ermittelten Re-
dispatch-Ergebnissen zu berücksichtigen. 
 

s.t.  {/ǘ Ґ ҟtŎ ẗ ́Ŏ Ҍ {Ŏ ǘ π мΣ ᶅ Ŏ  ɴ / (14) 

s.t.  {ƳƛƴΣŎ Җ {Ŏ ǘ Җ {ƳŀȄΣŎΣ ᶅ Ŏ  ɴ / (15) 

 
Zusätzlich sind noch die HGÜ-Verbindungen sowohl in das Optimierungsmodell der Netzbe-
triebsführung als auch in das vorgelagerte Optimierungsmodell der Netzausbauplanung im-
plementiert. Dabei wurden die HGÜ-Konverter und ihre entsprechenden Arbeitspunkte über 
eine Droop-Regelung modelliert und implementiert. Die allgemeine Formulierung dieser Re-
gelung und der daraus resultierenden Wirkleistungseinspeisung bzw. des -verbrauchs ist in 
Gl. (16) gegeben. Hier entsprechen kɻ bzw. ɻ m den Knotenspannungswinkeln der AC-Netz-
knoten der HGÜ-Konverter. Der Droop-Faktor ̱  wurde basierend auf einer Leistungsflussbe-
rechnung für das gesamte Jahr sowie separat für jede HGÜ-Verbindung basierend auf der 
Knotenspannungswinkeldifferenz der jeweils korrespondierenden AC-Netzknoten ermittelt. 
Dabei wurde angenommen, dass diese zu 90 % der Zeitschritte bei der jeweiligen Nennleis-
tung von 2 GW betrieben werden. Diese Annahme führt dazu, dass Gl. (16) in Gl. (17) über-
führt ist und in die Modelle der optimierten Netzausbauplanung und der optimierten Netz-
betriebsführung implementiert ist. Zur Visualisierung ist in Abbildung 4-30 ein allgemeiner 
Verlauf unterschiedlicher Droop-Kennlinien dargestellt. 
 

  tI±5/Σō Ґ †ŘǊƻƻǇΣō ẗ ɻƛ π ɻƧΣ ᶅ ō ɴ . (16) 

 tI±5/Σō Ґ 

нллл ǿŜƴƴ Ṟ̌ǊƻƻǇΣō ẗ ɻƛ π ɻƧ Ҕ н D²

πнллл ǿŜƴƴ Ṟ̌ǊƻƻǇΣō ẗ ɻƛ π ɻƧ ғ πн D²

Ṟ̌ǊƻƻǇΣō ẗ ɻƛ π ɻƧ ǎƻƴǎǘ

 (17) 
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Abbildung 4-30: Allgemeiner 
Verlauf der Konverter-Droop-
Kennlinien basierend auf der 
Knotenspannungswinkeldiffe-
renz der korrespondierenden 
AC-Netzknoten 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

4.7 Frequenzmodell des elektrischen Energiesystems 

Dieses Modell ermöglicht die Simulation der Frequenz im Verbundsystem in Abhängigkeit 
von Änderungen des Einsatzes von Erzeugungsanlagen und Lasten. Im Modell werden die 
Momentanreserve im Netz bestimmenden mechanischen Trägheiten der direkt mit dem 
Netz gekoppelten Synchrongeneratoren der Kraftwerke in einer rotierenden Ersatzmasse zu-
sammengefasst. Auf diese wirken die in das System eingespeiste Erzeugungsleistung (positiv) 
sowie die dem System entnommene Belastung (negativ). Übersteigt die Erzeugungsleistung 
den Verbrauch, steigt die Frequenz, bei einem Lastüberschuss sinkt die Frequenz. 
 
Stabilisierende Mechanismen im System wie Leistungsreserven (Frequenzhaltungsreserve 
(engl. Frequency Containment Reserve, FCR) und Frequenzwiederherstellungsreserve (Fre-
quency Restoration Reserve, FRR), die früher mit Primärregelleistung und Sekundärregelleis-
tung bezeichnet wurden, sind im Modell berücksichtigt. Ebenso berücksichtigt das Modell 
eine Frequenzabhängigkeit der Last. Das Modell berücksichtigt in Anlehnung an den Entso-E 
Auslegungsfall eine FCR von 3 GW und in Anlehnung an Marktdaten für den deutschen Re-
gelblock eine FRR in Höhe von 2 GW. 
 
Die Erzeugungsleistung aus Erneuerbaren Erzeugungsanlagen wird im Modell ebenfalls be-
rücksichtigt, trägt jedoch aufgrund der technischen Ausgestaltung aktueller Anlagen (strom-
geregelte Umrichter) nicht zur Trägheit und damit zur Momentanreserve bei.  
Da automatischer Lastabwurf zu vermeiden ist und dessen Quantifizierung kein Untersu-
chungsziel darstellt, wurde diese Funktion im Modell nicht aktiviert. Unterschreitet die simu-
lierte Frequenz den Wert von 49,0 Hz, würde in der Realität ein Lastabwurf stattfinden. So 
zeigen für diesen Fall die Simulationsergebnisse der Frequenz ein im Vergleich zur Realität 
kritischeres Bild. Dafür lassen sich so Situationen mit und ohne Lastabwurf besser miteinan-
der vergleichen. 

4.8 Analyse der Verteilnetzbelastung 

Die zunehmende notwendige Netzintegration von Sektorenkopplungsanlagen wie E-Kfz-La-
depunkte und Wärmepumpen wird zukünftig zu einer stärkeren Belastung der Verteilnetze 
führen. Insbesondere in Niederspannungsnetzen kann dies aufgrund erhöhter lokaler Gleich-
zeitigkeiten Netzausbaumaßnahmen notwendig machen. Neben den zu erwartenden instal-
lierten Leistungen hat hierbei auch die Betriebsweise derartiger Endkundenanlagen einen 
Einfluss auf die zusätzliche Verteilnetzbelastung. In diesem Abschnitt wird dargestellt, wie 
sich ein marktorientierter Betrieb flexibler Sektorenkopplungsanlagen auswirkt. Insbeson-
dere folgende Untersuchungsfragen werden dabei betrachtet: 

PHVDC,c

iɻj

-2 GW

2 GW

dhroop,1 dhroop,2 dhroop,3
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¶ Führt die marktorientierte Nutzung von Verteilnetzflexibilitäten im Vergleich zum 
ungesteuerten Fall zu einer stärkeren Belastung zukünftiger Verteilnetze und somit 
potenziell zu mehr Netzengpässen sowie einem erhöhten Netzausbaubedarf? 

¶ Welchen Einfluss hat der eigenverbrauchsoptimierte Einsatz von PV-Batteriespei-
chersystemen auf die Verteilnetzbelastung? 

Die Kombination von Flexibilität im übergeordneten Strommarkt und Netzengpassbewirt-
schaftung im Verteilnetz wird dagegen im Forschungsbedarf in Kapitel 11.3 diskutiert.  
 
Zur Untersuchung dieser marktbezogenen Fragestellungen werden vier verschiedene Pla-
nungsvarianten betrachtet (s. Tabelle 4-27). Verglichen werden hierbei der ungesteuerte so-
wie der marktorientierte Betrieb flexibler Anlagen im Verteilnetz. Zunächst wird die Netzbe-
lastung ohne Einspeisungen dezentraler PV-Anlagen untersucht. Dies stellt den planungsre-
levanten Worst-Case-Fall dar, da Verteilnetze auch dann ausreichend dimensioniert sein 
müssen, wenn aufgrund der Tages-/Jahreszeit oder der jeweiligen Witterung keine dezent-
rale PV-Erzeugung zur Verfügung steht. Zusätzlich wird betrachtet, inwiefern der eigenbe-
darfsoptimierte Betrieb dezentraler PV-Anlagen in Kombination mit Batteriespeichern zur 
Reduzierung der Netzbelastung beitragen kann. In der Kombination ergeben sich folgende 
vier Planungsvarianten: 

1. ungesteuert: E-Kfz-Heimladepunkte und Wärmepumpen werden ungesteuert be-
trieben, es steht keine PV-Einspeisung zur Verfügung. 

2. ungesteuert + PV: E-Kfz-Heimladepunkte und Wärmepumpen werden ungesteuert 
betrieben, PV-Anlagen speisen ungesteuert ein. Nicht benötigter PV-Strom wird in 
dezentralen Batteriespeichern gespeichert und möglichst zeitnah wieder ver-
braucht. 

3. marktorientiert: E-Kfz-Heimladepunkte und Wärmepumpen werden marktorien-
tiert betrieben, es steht keine PV-Einspeisung zur Verfügung. Batteriespeicher wer-
den ausschließlich für Marktzugriffe genutzt. 

4. marktorientiert + PV: E-Kfz-Heimladepunkte und Wärmepumpen werden marktori-
entiert betrieben, PV-Anlagen speisen ungesteuert ein. Batteriespeicher werden ei-
genbedarfsoptimiert betrieben und zusätzlich für Marktzugriffe genutzt. 

 

 ungesteuert ungesteuert 
+ PV 

marktorientiert marktorientiert + 
PV 

E-Kfz-Heimlade-
punkte 

ungesteuert ungesteuert marktorientiert marktorientiert 

Wärmepumpen ungesteuert ungesteuert marktorientiert marktorientiert 

PV - ungesteuert - ungesteuert 

Batteriespeicher 
- 

eigenbe-
darfsopti-
miert*  

ausschließlich 
marktorientiert 

eigenbedarfsopti-
miert* + marktori-
entiert 

 

 

Tabelle 4-27: Untersuchte 
Verteilnetz-Planungsvarianten 

Quelle: Eigene Darstellung 

*Gespeicherter PV-Strom wird so zeitnah wie möglich verbraucht. Keine netzdienliche Optimierung, 

um die PV-Erzeugung zur Vermeidung von Lastspitzen zu verwenden. Gespeicherte Energie wird pau-

schal mit 10 % Speicherverlusten versehen. 
 
Um zu ermitteln, wie sich die vier beschriebenen Planungsvarianten auf die Verteilnetzbelas-
tung auswirken, wird der durchschnittliche Worst-Case-Leistungsfluss im Starklastfall für eine 
große Anzahl möglicher zukünftiger Niederspannungs-Versorgungsaufgaben berechnet. Der 
Worst-Case-Leistungsfluss definiert sich als der größte zu erwartende zeitgleich auftretende 
Summen-Leistungsfluss in einem Niederspannungsnetz. Der Starklastfall bezeichnet die aus-
legungsrelevante Netzsituation, bei der alle Verbraucher im gleichen Niederspannungsnetz 
in Summe ihren größten zu erwartenden Leistungsbedarf aufweisen und Erzeugeranlagen 
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wenig bis gar keine Leistung einspeisen. Der Worst-Case-Leistungsfluss wird hierbei als maß-
gebliches Dimensionierungskriterium für Verteilnetze herangezogen: Je höher dieser für eine 
gegebene Netzkonfiguration ist, desto größter müssen Netzbetriebsmittel wie Leitungen und 
Transformatoren potenziell ausgelegt werden, um Überlastungen und Verletzungen von 
Spannungsgrenzen zu vermeiden.  
 
Der Worst-Case-Leistungsfluss wird mithilfe eines zeitreihenbasierten, probabilistischen Ver-
fahrens ermittelt, das in folgenden vier Schritten durchgeführt wird: 

1. Jeder Endkundenanlage in einer gegebenen Verteilnetzkonfiguration wird eine zu-
fällig ausgewählte Leistungszeitreihe zugeordnet, die ihr Verbrauchs- bzw. Einspei-
severhalten vorgibt. 

2. Die Leistungszeitreihen aller Anlagen im Netz werden summiert. Aus dieser Sum-
menzeitreihe wird das Maximum bestimmt. 

3. Schritt 1 und 2 werden insgesamt 1.000 Mal durchgeführt, um eine große Band-
breite möglicher Verbraucher und Erzeugerverhalten zu berücksichtigen. 

4. Aus den 1.000 ermittelten Leistungsmaxima wird das 99. Perzentil ausgewählt, um 
Ausreißer herauszufiltern und seltene, aber realistische Worst-Case-Fälle abzubil-
den. 

Als Datengrundlage für diese Untersuchung werden insgesamt 23.000 verschiedene Nieder-
spannungs-Versorgungsaufgaben zugrunde gelegt. Basierend auf den in Kapitel 4 beschrie-
benen Szenariorahmenzahlen für zukünftige Sektorenkopplungsanlagen wird hierbei eine 
große Bandbreite typischer möglicher Anzahlen und installierter Leistungen für E-Kfz-Heim-
ladepunkte, Wärmepumpen, Aufdach-PV-Anlagen und PV-Batteriespeichersysteme in zu-
künftigen Verteilnetzen ermittelt. Zur Abbildung des zeitlichen Verhaltens dieser Anlagen 
werden insgesamt 14.000 individuelle Leistungsjahreszeitreihen für Haushalte, E-Kfz-Heim-
ladepunkte, Wärmepumpen, Aufdach-PV-Anlagen und PV-Batteriespeichersysteme in 15-
Minuten-Auflösung (=35.040 Zeitschritte) verwendet. 
 
Abbildung 4-31 zeigt beispielhaft einen über eine Jahr gemittelten Wochenverlauf der ver-
wendeten E-Kfz-Ladeprofile zusammen mit dem EPEX-Strompreis: Der optimale marktorien-
tierte Betrieb (modelliert durch diŜ ǸōŜǊƎŜƻǊŘƴŜǘŜ {ǘŜǳŜǊǳƴƎ ŜƛƴŜǎ αǎƻȊƛŀƭŜƴ tƭŀƴŜǊǎάύ be-
wirkt in diesem Fall eine Glättung der Leistungsspitzen zu Zeiten hoher Strompreise sowie 
eine zeitliche Verschiebung hin zu Zeiten niedrigerer Strompreise. Dargestellt ist auf 15-Mi-
nuten-Basis das mittlere aggregierte Wochenprofil von 100 Fahrzeugen mit Heimladen im 
Fall marktorientiert im Vergleich der selben Fahrzeugen ungesteuert.22 
 
 

 

 

Abbildung 4-31: Mittlerer 
Wochenverlauf von 100 un-
gesteuerten sowie marktori-
entierten E-Kfz-Heimlade-
profilen zusammen mit dem 
EPEX-Strompreis des Jahres 
2030 

Quelle: Eigene Darstellung 

 

22 Durch die Jahresmittelung werden keine Extreme dargestellt. Pro Fahrzeug sind die mittleren Wochenhöchst-

werte somit 12,5kWh/15min = 50kWh/1h Ą 0,5 kW pro Fahrzeug. Dargestellt ist nur der Teil des Strombezugs zu 

Hause (kein öffentliches und Arbeitgeberladen). 
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Abbildung 4-32 stellt die ermittelten Worst-Case-Leitungsflüsse im Durchschnitt über alle be-
trachteten Verteilnetzkonfigurationen sowie die vier beschriebenen Planungsvarianten dar. 
Hierbei ergeben sich zwei wesentliche Erkenntnisse: 
 
Die marktorientierte Betriebsweise flexibler Anlagen im Verteilnetz führt aufgrund der zeit-
lichen Verschiebung von Lastspitzen in den untersuchten Versorgungsaufgaben zu einer et-
was geringeren Verringerung der Worst-Case-Leistungsflüsse. Die oftmals diskutierte höhere 
Gleichzeitigkeit durch einen Strompreisanreiz kann also theoretisch durch ein Fahrzeugpool-
Management vermieden werden. Dabei ist aber explizit darauf hinzuweisen, dass dies eine  
a) direkte Steuerung dezentraler Flexibilität durch das EVU oder  
b) intelligente Tarifstruktur bedingt, welche nicht direkt den bundesdeutschen einheitlichen 
Day-Ahead-Börsenstrompreis als Steuerungssignal weiterreicht. 
 
Wenn ein EVU nicht direkt die Fahrzeuge steuern kann, entsteht in der Praxis das Problem, 
dass durch den Preisanreiz für individuelle zeitgleiche Entscheidungen keine Mengensteue-
rung für den Strommarkt erfolgen kann. Infolge würden höhere Gleichzeitigkeitsfaktoren im 
Niederspannungsnetz zu größeren Netzproblemen führen und Bilanzkreisabweichungen 
würden zu Regelleistungsbedarfen und -abrufen führen. Um diesen Effekt zu reduzieren, 
müssen Vermarkter von Elektrofahrzeug-Pools einerseits durch kurzfristige untertägige Int-
raday-Preisanreize Bilanzabweichungen minimieren oder mit Algorithmen auf Basis histori-
scher Daten das Verhalten der Endverbraucher antizipieren und individuellere Preisanreize 
an diese senden, um in Summe über den Fahrzeugpool einen für die Börsenvermarktung op-
timalen Fahrplan für den Flexibilitätseinsatz zu erreichen. Unter dieser Bedingung wäre es 
nicht zu erwarten, dass es zu einer größeren Zahl von Netzengpässen sowie einem gesteiger-
ten Netzausbaubedarf im Vergleich zum ungesteuerten Betrieb kommt. Dennoch kann es 
trotz dieses ausgleichenden Effektes notwendig werden, Netzengpässe im Verteilnetz zu be-
wirtschaften (oder, falls es nicht gelingt, mit einer entsprechenden Tarifstruktur dies nähe-
rungsweise umzusetzen). Entweder vorübergehend, weil der Netzausbau einer hohen loka-
len Dynamik beim Absatz von E-Fahrzeugen nur verzögert folgt, oder dauerhaft, wenn es die 
Kosten für das Verteilnetz vermindern sollte. Der BEE hat hierzu einen Vorschlag für eine 
weitere Ausgestaltung des §14a zur Diskussion gestellt [24]. Die Umsetzungsmöglichkeiten 
und Rückwirkungen sind  komplex und werden im weiteren Forschungsbedarf in Kapitel 11.3 
diskutiert. 
 
Der eigenverbrauchsoptimierte Einsatz von PV-Batteriespeichersystemen führt hingegen in 
den untersuchten Fällen zu fast keiner zusätzlichen Reduzierung von Worst-Case-Leistungs-
flüssen. Dies ist darin begründet, dass das Ziel dieser Systeme eine möglichst hohe Eigennut-
zung des erzeugten PV-Stroms bei möglichst kleinen Batteriespeicherkapazitäten ist. Eine 
grundsätzliche netzdienliche Fahrweise von PV-Batteriespeichersystemen wäre unter ent-
sprechenden finanziellen Anreizen zur Reduzierung von Worst-Case-Leistungsflüssen tech-
nisch möglich. Da die auslegungsrelevanten Leistungsspitzen im Winter vor allem in den 
Abendstunden zu erwarten sind, verursacht durch den kombinierten Leistungsbedarf von 
Haushalten, E-Kfz-Ladepunkten und Wärmepumpen, steht zu diesem Zeitpunkt meist kein 
PV-Strom mehr zu Verfügung. Für eine zusätzliche Netzentlastung wären größere Speicher-
kapazitäten oder ein vorrangig netzdienlicher Betrieb dieser Anlagen erforderlich. 
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Abbildung 4-32: Durch-
schnittlicher Worst-Case-
Leistungsfluss der vier Pla-
nungsvarianten 

Quelle: Eigene Darstellung 
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5  Ergebnisse des Basisszenarios 

Auf Grundlage der in Kapitel 4 dargestellten Annahmen wird im Folgenden analysiert, wie 
sich ein ambitionierter Ausbau von Erneuerbaren Energien im aktuellen regulatorischen Rah-
men auswirken könnte. Dabei wird im ersten Schritt ein Überblick über die Ergebnisse dieses 
Basisszenarios gegeben, bevor anschließend detaillierter auf die Fragen der Versorgungssi-
cherheit, der Refinanzierung Erneuerbarer Energien und die Entwicklung der Endverbrau-
cherpreise eingegangen wird. 

5.1 Übersicht über die Szenarioergebnisse 

Im Folgenden wird zunächst ein Überblick über die Ergebnisse der Energiesystemoptimie-
rung für das Basisszenario gegeben. Dabei liegt der Fokus auf den Ergebnissen für die mo-
dellendogen ermittelten Flexibilitäten. 

5.1.1 Strombilanz 

Abbildung 5-1 zeigt die deutsche Strombilanz für die drei Szenariojahre im Vergleich. Wäh-
rend der herkömmliche Stromverbrauch im Zeitverlauf annahmegemäß leicht zurückgeht, 
wirkt sich die zunehmende Sektorenkopplung stark auf die Höhe des nationalen Stromver-
brauchs aus. Dieser steigt entsprechend von knapp 700 TWh im Jahr 2030 auf 1.370 TWh im 
Jahr 2050 an. Sowohl der Stromverbrauch für den Wärme- und Verkehrssektor als auch für 
die Elektrolyse steigt dabei im Zeitverlauf an. 
 
Der Großteil der Stromerzeugung wird durch Windenergie und Photovoltaik abgedeckt. 
Bezogen auf den nationalen Stromverbrauch beträgt der Anteil Erneuerbarer Energien im 
Jahr 2030 93 % und steigt im Jahr 2050 exportbedingt auf 102 % an. 
Die marktlich nicht integrierbare Strommenge von Windkraft und Photovoltaik bleibt in allen 
Szenarien teilweise deutlich unter 1 % der möglichen jährlichen Erzeugung. 
 

  

 

Abbildung 5-1: Jahresbilanz 
von Stromerzeugung und 
Stromverbrauch in 2030 bis 
2050 im Basisszenario 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Innerhalb des Basisszenarios bleibt Deutschland weiterhin Stromexporteur. Wie in Abbildung 
5-2 zu sehen, liegt der Exportsaldo 2030 bei ca. 17 TWh und somit auf einem sehr ähnlichen 
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Niveau gegenüber dem Ausgangsjahr 2020 mit 18,5 TWh. Im Jahr 2040 kommt es zu einem 
sehr starken Anstieg des Exportsaldos auf 125 TWh. Dieses flacht im Jahr 2050 mit 29 TWh 
deutlich ab. Hauptexportländer sind die Schweiz, Österreich und die Niederlande. 
 

 

 

Abbildung 5-2: Übersicht 
über den Stromim- und -ex-
port im Basisszenario über 
die einzelnen Dekaden 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

5.1.2 Wärmebilanz 

Wie in Abschnitt 4.3.12 dargestellt, wird nur für einen Anteil der Wärmeversorgung modell-
endogen die notwendige Leistung sowie der Anlagenbetrieb, der für den Strommarkt rele-
vant ist, bestimmt. Abbildung 5-3 zeigt für das Basisszenario die Anteile der Erzeugung für 
die Deckung des Endenergiebedarfs in der Fernwärme (ohne Geothermie, Müll, Solarthermie 
und CSP sowie Biomasse). Im Zeitverlauf sinkt der Anteil der Gas-KWK-Anlagen deutlich ab, 
während die Wärmeerzeugung mit Großwärmepumpen immer mehr zunimmt. Im Jahr 2040 
tragen Elektrodenkessel etwa zu 4 % zur Wärmebereitstellung bei, im Jahr 2050 dann zu 
17 %. Dabei nimmt der Anteil von Gaskesseln im Zeitverlauf deutlich ab.  
 

 

 

Abbildung 5-3: Übersicht 
über die Verteilung der 
Wärmeerzeugung in der 
Fernwärmeversorgung im 
Basisszenario über die ein-
zelnen Dekaden 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Analog zeigt Abbildung 5-4 im Bereich der Wärmeerzeugung in der Versorgung mit Indust-
rieprozesswärme für Anwendungen unter 500 °C ähnliche Tendenzen. Hier besteht lediglich 
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ein anderes Verhältnis bei den elektrischen Wärmeerzeugern, da Großwärmepumpen in ih-
rem Temperaturniveau beschränkt sind und somit Elektrodenkessel für höhere Tempera-
turniveaus eingesetzt werden. Im Bereich der Fernwärmeversorgung kann die Solarthermie 
als Niedertemperatur-Umweltwärmequelle für Wärmepumpen in Wärmenetzen eine indi-
rekte Rolle spielen und bei fehlender Abwärme vor Ort in Verbindung mit Erdsondenspei-
chern die Effizienz und Versorgung der Wärmepumpen gewährleisten. In der industriellen 
Wärmeversorgung nimmt sie im Jahr 2040 einen Anteil von 4 % an und gehört damit zu den 
Nischenanwendungen. Im Jahr 2050 können rund 75 % der Wärme in der Fernwärme und 85 
% in der Industrie elektrisch bereitgestellt werden. 
 

 

 

Abbildung 5-4: Übersicht 
über die Verteilung der 
Wärmeerzeugung in der 
Versorgung mit Indus-
trieprozesswärme für An-
wendungen unter 500 °C im 
Basisszenario über die ein-
zelnen Dekaden 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

5.1.3 Großhandelsstrompreise 

Abbildung 5-5 zeigt die der Höhe nach sortierten Großhandelsstrompreise (Jahresdauerlinie) 
für die drei betrachten Stützjahre. Im rechten Teil der Abbildung sind die Stunden mit nega-
tiven Preisen erkennbar. Es treten zwischen 300 und 550 Stunden mit negativen ōȊǿΦ αлΣллά 
Strompreisen auf. In allen drei Szenariojahren bilden sich Plateaus zwischen 35 bis 55 
ϵκa²ƘΦ 9ȄǘǊŜƳ ƘƻƘŜ tǊŜƛǎŜ όҔ мрл ϵκa²Ƙύ ǘǊŜǘŜƴ ƎŜƘŅǳŦǘ όŎŀΦ тлл Ƙκŀύ ƛƳ .ŀǎƛǎǎȊŜƴŀǊƛƻ im 
Jahr 2050 auf. Diese werden vor allem hervorgerufen aufgrund des Einsatzes der H2-Gas-
ƪǊŀŦǘǿŜǊƪŜΣ ǿŜƭŎƘŜ ŦǸǊ ŘƛŜ ²ƛǊǘǎŎƘŀŦǘƭƛŎƘƪŜƛǘ ƳƛǘǘƭŜǊŜ {ǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ Ǿƻƴ Ŧŀǎǘ олл ϵκa²Ƙ ōŜπ
nötigen.  
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Abbildung 5-5: Jahresdauer-
linie der Großhandelsstrom-
preise im Basisszenario der 
einzelnen Dekaden 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
5ƛŜ ƳƛǘǘƭŜǊŜƴ DǊƻǖƘŀƴŘŜƭǎǎǘǊƻƳǇǊŜƛǎŜ ǎǘŜƛƎŜƴ ƛƳ ½ŜƛǘǾŜǊƭŀǳŦ Ǿƻƴ нфΣоу ϵ2019/MWh im Jahr 
нлол ǸōŜǊ птΣфс ϵ2019/MWh im Jahr нлпл ōƛǎ ŀǳŦ тнΣнл ϵ2019/MWh im Jahr 2050 an. Die 
Gründe für die moderat steigenden Großhandelspreise liegen einerseits in steigenden Kosten 
für Emissionsberechtigungen bzw. dem langfristigen Preisniveau für PtX und zum anderen im 
ansteigenden Stromverbrauch durch die zunehmende Sektorenkopplung. Hier kommt es zu 
einer Verlagerung der Kosten zwischen den Sektoren. Die aktuellen massiven Preisanstiege 
im Jahr 2021 im Strommarkt sind insbesondere auf die besondere Knappheit im Gasmarkt 
zurückzuführen. Die Terminmarktpreise zeigen hier für Gas- und Strommarkt in 2022/23 wie-
der eine Entspannung an. 

5.1.4 Stromerzeugungstechnologien 

In Abbildung 5-6 ist dargestellt, welche Leistung an steuerbaren Kraftwerken in Deutschland 
zusätzlich zu den in Kapitel 4 vorgegebenen Bestandskraftwerken und EE-Anlagen notwendig 
ist, um den Strombedarf in jeder Stunde des Jahres am Strommarkt sicherzustellen. Dabei sei 
darauf hingewiesen, dass in diesem Szenario aufgrund der Biomasseanlagen und des sehr 
hohen Ausbaus von Photovoltaik in Verbindung mit Batteriespeichern die Gesamtleistung 
konventioneller Kraftwerke im Vergleich zu anderen Szenarien (z. B. BMWi-Langfristszena-
rien) geringer ausfällt. Höhere Ansprüche an Versorgungssicherheit und gegebenenfalls zu-
sätzlich benötigte Leistung, die im Wetterjahr 2012 mit extremer Kälteperiode noch nicht 
abgefragt wurden,23 bedingen ggf. weitere Reservekapazitäten (z. B. über Notstromaggre-
gate), was aber nicht Teil der Untersuchung ist. 

 

23 Versorgungsicherheit ist ein komplexes Thema, welches europäisch bewertet werden muss und wobei langjährige 

Wetter-, Einspeise- und Lastdaten mit Ausfallwahrscheinlichkeiten von Kraftwerken gefaltet werden, um Wahr-

scheinlichkeiten für Versorgungsunterbrechungen bestimmen zu können.  
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Abbildung 5-6: Übersicht über 
steuerbare Kraftwerke auf Ba-
sis von (synthetischem) Erdgas 
und grünem Wasserstoff im 
Basisszenario 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Innerhalb der reinen Kondensationsgasturbinen (keine KWK) kommt es im Bereich des fossi-
len Gaseinsatzes zu einer deutlichen Senkung. Im Jahr 2050 wird zur Sicherstellung der Ver-
sorgungssicherheit am Markt in speziellen, sehr seltenen Zeiträumen in Deutschland inner-
halb des Basisszenarios ein Neubau von ca. 10 GW an H2-Gasturbinen erforderlich. 
Im KWK-Anlagenbestand kommt es u. a. durch das Erreichen der in der Simulation unterstell-
ten Lebensdauer zu einer Reduktion der Bestandskraftwerke. Demgegenüber existiert aller-
dings auch ein Neubaubedarf von KWK-Anlagen. Biomasseanlagen stellen zudem weitere 
KWK-Anlagen dar, welche exogen vorgegeben sind. 
 
Der Bestand an Kondensationskraftwerken wird bis zum Jahr 2050 vollständig zurückgebaut. 
So sieht das Basisszenario im Jahr 2030 eine höhere Leistung an neugebauten KWK-Anlagen 
vor als in den nachfolgenden Dekaden. Um hierbei zu verhindern, dass ca. 3,5 GW an neuen 
KWK-Anlagen entstehen, die in den späteren Dekaden nicht benötigt und rückgebaut werden 
müssten, bietet sich die Verlängerung der Lebensdauer von alten KWK-Anlagen an. Dies wäre 
technisch möglich, da viele KWK-Anlagen im heutigen Rahmen deutlich geringere Volllast-
stunden und somit Materialbelastungen haben, als diesen in der Planungsphase unterstellt 
worden war. 
 
Zum Ausgleich der volatilen Erneuerbaren Einspeisung bedarf es an steuerbaren Erzeugern. 
Durch die exogene Vorgabe der Fortführung der Bioenergie im Stromsektor mit einer 2,5- bis 
4-fachen Überbauung der Leistung bei gleicher Stromerzeugung wie in den letzten Jahren (s. 
Kapitel 4.3.2) kann ein Großteil dieser notwendigen steuerbaren Erzeugung aus den Erneu-
erbaren Energien selbst erbracht werden. Im Jahr 2050 kommt es zu einem weiteren Bedarf 
an steuerbaren Erzeugern. 
 
Betrachtet man auf stündlicher Ebene den im Basisszenario endogen bestimmten Ausbau der 
10 GW an H2-Gasturbinen im Jahr 2050, so fällt auf, dass diese nur etwa 450 Stunden im Jahr 
zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit laufen. Darüber hinaus liegen zwei Drittel dieser 
Zeitfenster in nur einem kurzen Zeitraum des Extremereignisses aus dem unterstellten Wet-
terjahr 2012 (sehr kalte Wintertage Ende Januar bis Mitte Februar). 
Dieser Ausbau an H2-Gaskraftwerken als steuerbare Erzeuger ist auf die exogene Festlegung 
der Installation der Erneuerbaren Energien24 sowie auf die Vorgabe des Ausstiegs aus Kern-

 

24 Innerhalb der Simulation ist eine Erhöhung der Installation der Erneuerbaren Energien zur Deckung entsprechen-

der Engpässe ausgeschlossen. 
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energie und Kohle und deren hohen externen Kosten zurückzuführen. Damit die Gaskraft-
werke wirtschaftlich in der Simulation darstellbar sind, kommt es, wie in den Jahresdauerli-
nien von Abbildung 5-5 zu sehen, im Jahr 2050 zu einer deutlich starken Ausprägung extrem 
hoher PreisŜ όҔмрл ϵκa²ƘύΣ ǿŜƭŎƘŜ ƛƴ ŜƛƴƛƎŜƴ {ǘǳƴŘŜƴ ƻōŜǊƘŀƭō Ǿƻƴ мΦллл ϵκa²Ƙ ƭƛŜƎŜƴ 
(blaue Kurve).  
Da der Betrieb von Erzeugungsanlagen über mehrere Dekaden geplant wird, es allerdings nur 
in seltenen Fällen zu Jahren mit dermaßen starken und langanhaltenden niedrigen Tempera-
turereignissen kommt wie im Jahr 2012, ist die ermittelte Wirtschaftlichkeit der Simulation 
(Einjahresbetrachtung) dieser 10 GW an Gasturbinen über eine Betriebszeit von mehreren 
Jahren potenziell nicht gegeben. 

5.1.5 Stromspeichertechnologien 

In Abbildung 5-7 sind die Leistung und die Kapazität stationärer Batterien25 in den einzelnen 
Szenariojahren im Basisszenario dargestellt. Wie in Abschnitt 4.3.5 beschrieben, wurden die  
PV-Batteriespeicher in privaten Haushalten exogen vorgegeben. Diese sind aufgrund des gel-
tenden regulatorischen Rahmens im Basisszenario nicht in der Lage, neben der Eigenver-
brauchsoptimierung auch am Strommarkt teilzunehmen. 
 
Der marktgetriebene Ausbau von stationären Batterien beginnt unter den aktuellen Rahmen-
bedingungen erst deutlich nach dem Jahr 2030. Dabei werden Speicherkapazitäten von 4 
Stunden (bezogen auf die Leistung) im Jahr 2040 gewählt. Im Jahr 2050 werden Speicher mit 
4 bzw. 6 MWh/MW zugebaut, wobei es sich um knapp 27 GW mit 4 MWh/MW und 19,5 GW 
mit 6 MWh/MW handelt. 
 

  

 

Abbildung 5-7: Übersicht über 
den Zubau stationärer Batte-
rien im Basisszenario 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

5.1.6 Sektorenkopplungstechnologien 

Neben den modellexogen vorgegebenen Elektrofahrzeugen und dezentralen Wärmepumpen 
können weitere Sektorenkopplungsanlagen modellendogen zugebaut werden. Diese sind in 
Abbildung 5-8 dargestellt. 
 

 

25 Zusätzliche Speicherkapazitäten bestehen im Bereich von Pumpspeicherkraftwerken (s. Abschnitt 4.3.4) und 

Elektrofahrzeugen, die gesteuert geladen werden (s. Abschnitt 4.3.8). Deren Leistung wurde modellexogen fest-

gelegt und ist hier daher nicht dargestellt. 
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Die Elektrolyse wird im Basisszenario bereits sehr stark vor 2030 ausgebaut. Sie prägt auch 
in den nachfolgenden Dekaden den größten Bereich der wirtschaftlich realisierbaren inländi-
schen Flexibilitäten. Dabei profitiert die Elektrolyse von einer Befreiung von der EEG-Umlage. 
Die Power-to-Methan-Anlagen können unter den gewählten Rahmenbedingungen (s. Ab-
schnitt 4.3.9) nicht über den exogen vorgegebenen Rahmen von 0,5 GW wirtschaftlich aus-
gebaut werden. 
 
PtH-Anlagen sind bereits im Jahr 2030 mit ca. 10 GW vertreten, was vorwiegend durch KWK-
Anlagenflexibilisierung hervorgerufen wird26. Erst in den späteren Dekaden werden Elektro-
denkessel (u. a. Windwärme) aufgrund der aktuellen regulatorischen Rahmenbedingungen 
(Abgaben) stärker genutzt und erhöhen die Flexibilitätsleistung der PtH-Anlagen (Fernwärme 
und Industrie) in Deutschland auf ca. 36 GW. 
 

  

 

Abbildung 5-8: Übersicht über 
den Zubau von PtH-, PtH2- 
und PtCH4-Anlagen im Ba-
sisszenario 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Wie in Abbildung 5-9 zu sehen ist, bewegen sich die Volllaststunden für einen wirtschaftli-
chen Betrieb von Elektrolyseanlagen im Basisszenario zwischen 3.800 und 4.500 h/a im Jahr. 
Der höhere Wert im Jahr 2030 stammt hierbei unter anderem aus Anlagen, die annahmege-
mäß bis 2026 installiert wurden und von einer Netzentgeltbefreiung nach § 118 EnWG profi-
tieren und dementsprechend deutlich höhere Volllaststunden aufweisen als die Anlagen, die 
später gebaut werden und somit nicht von dieser Regelung profitieren. Dieser Effekt nivel-
liert sich in den darauffolgenden Dekaden, da der Anteil dieser 2 GW Elektrolyseleistung an 
der Gesamtleistung immer geringer wird. 
 

 

26 Hierbei werden zusätzlich zu einer KWK-Anlage Elektrodenkessel gebaut, um im Falle niedriger Strompreise die 

Stromerzeugung herunterzufahren und gleichzeitig die Wärmeverpflichtungen eingehen zu können. 
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Abbildung 5-9: Mittlere Voll-
laststunden von Elektrolysean-
lagen im Basisszenario 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

5.2 Versorgungssicherheit 

5.2.1 Überblick 

Der durch Treibhausgasemissionen ausgelöste Klimawandel verursacht ein Umdenken in vie-
len Bereichen der Kultur, Gesellschaft und Wirtschaft. Fossile Energieträger und die damit 
betriebenen konventionellen Kraftwerke haben einen großen Anteil am Ausstoß dieser Emis-
sionen. Zur Erzeugung emissionsfreier elektrischer Energie liegt somit der Fokus auf den Er-
neuerbaren Energien, wie beispielsweise Windkraftanlagen oder Photovoltaikanlagen. Ein 
sofortiger Umstieg auf diese Erneuerbaren Energieerzeugungsanlagen ist jedoch aktuell nicht 
möglich, da die notwendigen Systemdienstleistungen (SDL) der Frequenzhaltung oder Span-
nungshaltung noch nicht allein von den regenerativen Anlagen getragen bzw. bereitgestellt 
werden können. Zusätzlich muss auch die Netzbetriebsführung umgestaltet und der Versor-
gungswiederaufbau von dezentralen Anlagen unterstützt werden.  
 
Der von der Bundesregierung beschlossene Atom- und Kohleausstieg führt mit der Stilllegung 
von Großkraftwerken zu einer reduzierten Verfügbarkeit von Maßnahmen der Frequenz- und 
Spannungshaltung. Diese müssen an anderer Stelle erbracht werden. Bei dieser Umstellung 
müssen spezifische Themen betrachtet und weiter untersucht bzw. weiterentwickelt wer-
den. Dies ist zunächst die zunehmende Elektrifizierung der Endenergieverbrauchssektoren, 
die einen Anstieg der Spitzenlast durch einen zunehmenden Anteil von beispielsweise Elekt-
rofahrzeugen und Wärmepumpen beinhaltet. Zusätzlich führt ein stetiger notwendiger Aus-
bau der Erneuerbaren Energien in den Verteilnetzen dazu, dass aus Sicht der Übertragungs-
netzbetreiber (ÜNB) die Verteilnetze keine reinen Verbraucher mehr darstellen. Für das zu-
künftige Energieversorgungssystem wird zudem die Annahme getroffen, dass Deutschland 
jederzeit in der Lage ist, den eigenen Bedarf ς bzw. im Fall von Momentan- und Frequenzhal-
tungsreserve seinen Anteil am systemweiten Bedarf ς an Systemdienstleistungen zu decken, 
ohne auf ausländische Hilfe angewiesen zu sein. Dementsprechend muss eine ausreichend 
hohe Momentanreserve auch durch dezentrale Anlagen bereitgestellt werden. Der Ausbau 
und die Integration lokaler Speichersysteme wäre beispielweise eine Option zur Erfüllung 
dieser Bedingung. 
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Ein weiteres zu betrachtendes Thema ist die wachsende Dezentralisierung bei gleichzeitig 
erhöhtem Kommunikations- und Koordinationsaufwand. Beispielsweise müssen virtuelle 
Kraftwerke und die damit verbundenen dezentralen Anlagen jederzeit verfügbar sein und 
stets mit- und untereinander kommunizieren, um die jeweils erforderliche Systemdienstleis-
tung bereitstellen zu können. Damit einher gehen auch erhöhte Anforderungen an die IT-
Sicherheit, um einen Ausfall oder eine Manipulation dieser virtuellen Kraftwerke auszuschlie-
ßen. 
 
Auch in Bezug auf die Energiewirtschaft ist ein Wandel notwendig. Neue Märkte, die eine 
schnelle und sichere Kommunikation ermöglichen und zudem kleine leistungsgeregelte Ver-
braucher und dezentrale Anlagen einbeziehen, sind essenziell für eine effiziente Preisinfor-
mation und -prognose. 
 
In den genannten Bereichen besteht weiterer Forschungs- und Weiterentwicklungsbedarf, 
wobei dies vielfach bereits umgesetzt wird. Die Forschungs- und Entwicklungsbedarfe sollen 
dabei stets die Sicherheit der Energieinfrastruktur, den Datenschutz, die Skalierbarkeit von 
IT-Systemen und Koordinationsmechanismen gewährleisten. 

5.2.2 Systemdienstleistungen 

Im folgenden Abschnitt werden die Auswirkungen auf die unterschiedlichen Systemdienst-
leistungen, die der Wandel des Elektroenergiesystems mit sich bringt, und die damit einher-
gehenden Aufgaben genauer erläutert. Die einzelnen Handlungsfelder ergeben sich aus [66] 
sowie eigenen Analysen. 

5.2.2.1 Frequenzhaltung 

Die erste zu betrachtende Systemdienstleistung ist die Frequenzhaltung. Deren Kernaufgabe 
ist es, die Drehzahl der Synchrongeneratoren am Netz konstant zu halten, um so ein Gleich-
gewicht zwischen Erzeugung und Verbrauch zu gewährleisten und ein Übersteigen betriebli-
cher Grenzen zu vermeiden. Die Frequenz wird von der im Netz befindlichen Last sowie durch 
die gleichzeitig vorhandene Erzeugungsleistung beeinflusst.  
Das bedeutet: 
 

1. Steigt die Last bei gleichbleibender Erzeugungsleistung an oder sinkt die Erzeu-
gungsleistung bei gleichbleibender Last, so sinkt die Frequenz.  

2. Steigt die Erzeugungsleistung bei gleichbleibender Last an oder sinkt die Last 
bei gleichbleibender Erzeugungsleistung, so steigt die Frequenz. 

 
Sowohl bei sinkender als auch steigender Frequenz gibt es stabilisierende Maßnahmen ς die 
Regelreserven. Sie unterteilen sich aktuell hinsichtlich ihrer Aktivierungszeit in Momentanre-
serve, Frequenzhaltungsreserve (früher: Primärregelleistung) und Frequenzwiederherstel-
lungsreserve (früher: Sekundär- und Tertiärregelleistung). Die Regelreserven werden heute 
hauptsächlich durch konventionelle Kraftwerke bereitgestellt. 
 
Durch Stilllegung von konventionellen Kraftwerken müssen im Stromnetz der Zukunft dem-
nach auch die Erneuerbaren Energieerzeugungsanlagen sowie Speicher neben der zusätzli-
chen Wirkleistungserzeugung auch Maßnahmen hinsichtlich der Frequenzhaltung bereitstel-
len. Als Ersatz für eine reduzierte Schwungmasse können z. B. neue Regelleistungsprodukte 
wie schnelle Frequenzregelung, virtuelle Trägheit oder echte Trägheit durch netzbildende 
Umrichter eingeführt werden. 
Im betrachteten Szenario stehen grundsätzlich verschiedenste Technologien für die Erbrin-
gung von positiver (s. Tabelle 5-1) bzw. negativer (s. Tabelle 5-2) Regelreserve zur Verfügung. 
Diese unterliegen für die Vorhaltung und den Abruf von Regelreserve jeweils individuellen 
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Einschränkungen, die auch deren Kosten für Regelleistung beeinflussen. Dabei ist die Anla-
genfahrweise immer im Zusammenhang zum Betrieb im Fahrplangeschäft (d. h. Vermarktung 
über die Börse oder OTC) zu sehen. 
 

Technologie Betriebsweise Einschränkung 

Windkraft Angedrosselte Fahrweise Bei marktbedingter Abrege-
lung geringste Opportunität 

Photovoltaik Angedrosselte Fahrweise Bei marktbedingter Abrege-
lung geringste Opportunität 

Biomasseanlagen bei modularem Anlagenaufbau 
keine Wirkungsgradeinbußen 
(ggf. Teillastbetrieb bei kon-
ventionellem Aufbau) 

Wärmelieferverpflichtung; 
ausreichend Biogas vorhan-
den 

Laufwasser (regelbar) Teillastbetrieb Wenn Stauraumbewirt-
schaftung möglich 

Speicherwasser/ Pump-
speicher 

Freie Turbinenleistung Speicherbecken muss aus-
reichend gefüllt sein 

Batterien Freie Entladeleistung Batterie muss ausreichend 
gefüllt sein 

Thermische Kraftwerke 
ohne KWK 

Teillastbetrieb Ą Wirkungs-
gradeinbußen 

 

KWK-Anlagen (Erdgas) Teillastbetrieb Ą Wirkungs-
gradeinbußen außer bei modu-
larem Anlagenaufbau 

Wärmelieferverpflichtung 

Elektrolyse Verbrauchsreduktion Anlagenflexibilität 

Power-to-Heat Verbrauchsreduktion Wärmelieferverpflichtung 

Sonstige Lastabschaltung 
Industrie 

Verbrauchsreduktion 
 

Notstromaggregate Hochfahren aus dem Stillstand  

 

 

Tabelle 5-1: Übersicht über 
mögliche Betriebsweisen und 
Einschränkungen verschiede-
ner Technologien für die Er-
bringung positiver Regelre-
serve 

Quelle: Eigene Darstellung 
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Technologie Betriebsweise Einschränkung 

Windkraft Abregelung 
 

Photovoltaik Abregelung 
 

Biomasseanlagen Leistungsreduktion Wärmelieferverpflichtung 

Laufwasser (regelbar) Leistungsreduktion 
 

Speicherwasser/ Pump-
speicher 

Freie Pumpleistung Speicherbecken muss freie 
Kapazitäten haben 

Batterien Freie Ladeleistung Batterie muss freie Kapazi-
täten haben 

Thermische Kraftwerke 
ohne KWK 

Leistungsreduktion Betrieb oberhalb von tech-
nischer Minimalleistung 

KWK-Anlagen (Erdgas) Leistungsreduktion Wärmelieferverpflichtung; 
Betrieb oberhalb von tech-
nischer Minimalleistung 

Elektrolyse Verbrauchserhöhung Anlagenflexibilität 

Power-to-Heat Verbrauchserhöhung Wärmeabnahme (ggf. Spei-
cherung) 

 

 

Tabelle 5-2: Übersicht über 
mögliche Betriebsweisen und 
Einschränkungen verschiede-
ner Technologien für die Er-
bringung negativer Regelre-
serve 

Quelle: Eigene Darstellung 

 
Von den Erneuerbaren Energien nehmen regelbare Wasserkraftanlagen sowie Bioenergiean-
lagen bereits heute am Regelreservemarkt teil [6]. 
Die konkrete Reihenfolge des Einsatzes der verschiedenen Technologien ergibt sich aus ihren 
jeweiligen Opportunitätskosten im Vergleich zu anderen Vermarktungsmöglichkeiten (insbe-
sondere dem Spotmarkt). Eine Reihenfolge (z. B. in 2030/2040) könnte sich für positive Re-
gelreserve dann folgendermaßen darstellen: 
 
Bei hoher EE-Erzeugung In einer Dunkelflaute 
1. Speicher-Erzeugung (Batterien, Pump-

speicher), sofern ausreichend gefüllt 
2. Abschaltbare Lasten (u. a. Elektroly-

seure, Elektrodenkessel)  
3. Volatile EE erhöhen (Wind, PV), weil 

Androsselung notwendig 

1. Steuerbare EE-Kraftwerke erhöhen 
2. Steuerbare (fossile) Kraftwerke erhö-

hen (teilweise, wenn sie sowieso im 
Teillastbetrieb fahren, teilweise Neu-
start) 

3. Abschaltbare Lasten (u. a. Großwärme-
pumpen)  

 
Für die Vorhaltung und den Abruf negativer Regelreserve könnte die Reihenfolge entspre-
chen so aussehen: 
Bei hoher EE-Erzeugung In einer Dunkelflaute 
1. Speicherverbrauch, sofern ausrei-

chend freie Kapazitäten vorhanden 
sind 

2. Zuschaltbare Lasten (PtH, PtG) 
3. Volatile EE abregeln 

1. Steuerbare Kraftwerke (fossil) 
2. Steuerbare EE-Kraftwerke 
3. Zuschaltbare Lasten (u.a. Groß-WP)  

 
Die konkrete Reihenfolge hängt aber von der jeweiligen Situation im Strommarkt (oder vom 
Wärmebedarf etc. ab). Potenziell kritische Situationen für eine ausreichende Verfügbarkeit 
von positiver Regelreserve können grundsätzlich in Zeiten mit hoher Strom- und Wärmenach-
frage auftreten, wenn alle Erzeuger mit Maximalleistung laufen müssen und nur ein geringes 
EE-Dargebot zur Verfügung steht. Da die Systemauslegung im Modell SCOPE SD unter per-
ŦŜƪǘŜǊ ±ƻǊŀǳǎǎƛŎƘǘ ƻƘƴŜ α{ƛŎƘŜǊƘŜƛǘǎǇǳŦŦŜǊά erfolgt, ist es denkbar, dass es im betrachteten 
Szenario zu wenigen extremen Zeitpunkten ς d. h. bei höchster Last ς Knappheiten bei der 
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positiven Reserve geben kann. In diesem Fall könnte eine Aktivierung von Notstromaggrega-
ten oder auch eine Lastabschaltung eines industriellen Verbrauchers notwendig sein. Sowohl 
Notstromaggregate als auch einige große Industriebetriebe beteiligen sich bereits heute an 
der Bereitstellung von Regelreserve [6, 8]. Zu beachten ist hier zusätzlich, dass die vorgehal-
tene Leistung auch noch gegen ungeplante Ausfälle gesichert sein muss, was die notwenige 
Leistung, die für positive Reserve notwendig ist, noch mal zusätzlich erhöht. 
 
Potenziell kritische Situationen für die Bereitstellung von negativer Regelreserve unterliegen 
anderen Kriterien. Heute werden in Zeiten mit sehr geringer Stromnachfrage die höchsten 
Preise für negative Regelleistung gezahlt (z. B. an Weihnachten). Die Gründe dafür liegen im 
Betrieb thermischer Kraftwerke. Diese müssen in solchen Zeiten trotz niedriger Stromnach-
frage (und damit niedrigen oder sogar negativen Preisen am Großhandelsmarkt) mit Min-
destleistung am Netz bleiben und machen Verluste am Spotmarkt, um negative Reserve vor-
zuhalten. Flexible Lasten könnten demgegenüber negative Regelleistung mit sehr geringen 
Opportunitätskosten anbieten, und so wurden in Deutschland in den letzten 10 Jahren be-
reits mehr als 0,5 GW an Elektrodenkessel für den Einsatz für negative Regelleistung instal-
liert [23]. Volatile EE bieten bisher praktisch keine negative Reserve an. So sind aktuell nur 
ca. 190 MW an Windkraft für negative manuelle Frequenzwiederherstellungsreserve (mFRR) 
präqualifiziert [6]. Hier stellen u. a. die Länge der Produktlaufzeiten und die Vorlaufzeit 
Hemmnisse dar, während aus technischer Sicht eine Teilnahme möglich wäre [42]. In Zukunft 
ist dagegen zu erwarten, dass Zeiten mit geringer Stromnachfrage im Wesentlichen Zeiten 
mit geringem EE-Dargebot sein werden und damit in solchen Zeiten vergleichsweise höhere 
Strompreise anfallen27. In diesen Zeiten laufen flexible Verbraucher wie PtH oder PtG dann 
aber nicht am Spotmarkt (wegen der hohen Preise) und können für die Vorhaltung negativer 
Reserve eingesetzt werden. In diesen Zeiten ist daher im betrachteten Szenario keine Knapp-
heit an Technologien, die negative Reserve erbringen können, zu erwarten. Im umgekehrten 
Fall mit einem hohen EE-Dargebot können im letzten Schritt immer noch Wind- oder PV-An-
lagen negative Reserve vorhalten, so dass auch in solchen Situationen keine Knappheit zu 
erwarten ist. 
 
Um Effizienzen in der Vorhaltung zu steigern und auch für fluktuierende EE die Rahmenbe-
dingungen für die Beteiligung an der Regelreserve zu verbessern, sind kürzere Produkt- und 
Vorlaufzeiten anzustreben, die aktuell auch z. T. im Zuge der verstärkten europäischen Ko-
operation im Bereich dŜǊ wŜƎŜƭǊŜǎŜǊǾŜ ŀǳŦ DǊǳƴŘƭŀƎŜ ŘŜǊ αElectricity Balancing Guideline (EB-
GL)ά umgesetzt werden. 

5.2.2.2 Spannungshaltung 

Aufseiten der Spannungshaltung umfassen die Pflichten der Übertragungs- und Verteilnetz-
betreiber, die Netzspannung in einem definierten zulässigen Bereich zu halten sowie die Qua-
lität der Spannungsversorgung sicherzustellen. Die Netzbetreiber stellen die Spannungshal-
tung innerhalb der Netzebenen sowie netzebenenübergreifend sicher und sorgen für eine 
ausreichende Bereitstellung von Blindleistung für die Einhaltung des zulässigen Spannungs-
bereiches. Des Weiteren wird sichergestellt, dass bei Spannungseinbrüchen der verfügbare 
Kurzschlussstrom ausreichend ist, um den Netzschutz zu gewährleisten. Im heutigen Netz 
werden diese Aufgaben durch Blindleistungsbereitstellung und -regelung, Transformatorstu-
fung und -umschaltung, Kurzschlussstrombeitrag, Schaltung von Netzbetriebsmitteln, Steue-
rung von Erzeugeranlagen und die Einhaltung der Spannungsqualität, z. B. durch die Kom-
pensation von Oberschwingungen, realisiert. 
 

 

27 Das liegt darin begründet, dass bei einem hohen EE-Dargebot in Zeiten, in denen der herkömmliche Strombedarf 

an sich niedrig ist (z. B. am Wochenende oder an Feiertagen insbesondere nachts), dann Anreize bestehen, flexible 

Verbraucher zuzuschalten. 
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Aufgrund der zunehmenden zeitlichen und räumlichen Entkopplung von Erzeugern und Ver-
brauchern und einer erhöhten Anzahl an dezentralen Erzeugeranlagen wird der Blindleis-
tungsbedarf in Zukunft steigen. Gleichzeitig sinkt die Menge an bereitgestellter Blindleistung 
aufgrund von verringerter Laufzeit und Abschaltung von konventionellen Kraftwerken. 
Auch der verfügbare Kurzschlussstrombetrag wird beeinträchtigt, da vermehrt leistungs-
elektronische Elemente an das Netz angeschlossen werden und diese im Gegensatz zu Syn-
chrongeneratoren nicht ein Vielfaches des Bemessungsstroms einspeisen können. Dies führt 
zu einem verminderten Kurzschlussstrombeitrag, was mit einem höheren Risiko für den Netz-
schutz einhergeht. 
 
Infolge der sich langfristig ändernden Regelungsoptionen gilt es bei den zukünftigen Szena-
rien der Netzplanung nicht nur den Netzausbau zu berücksichtigen, auch müssen vermehrt 
intelligente Betriebstechnologien, wie z. B. regelbare Ortsnetztransformatoren und Strang-
regler, eingesetzt werden. Des Weiteren wird der Beitrag von wechselrichtergeführten Er-
zeugungsanlagen zur Spannungshaltung eine zentrale Rolle spielen. Auf der Übertragungs-
netzebene muss die lokale Blindleistungsbereitstellung gewährleistet sein, ggf. auch mit de-
dizierten Blindleistungskompensationsanlagen. 
 
Die Herausforderung für die Forschung ist es, die Systemdienstleistungen auf die Szenarien 
zukünftiger Netzarchitekturen und -technologien abzustimmen. Die Entwicklungsaspekte der 
Systemdienstleistung der Spannungshaltung werden in ŘƛŜ aŀǖƴŀƘƳŜƴ α{ǇŀƴƴǳƴƎǎŜƛƴƘŀƭπ
ǘǳƴƎάΣ α.ƭƛƴŘƭŜƛǎǘǳƴƎάΣ αYǳǊȊǎŎƘƭǳǎǎǎǘǊƻƳŜƛƴƘŀƭǘǳƴƎά ǳƴǘŜǊǘŜƛƭǘ ǎƻǿƛŜ in die Faktoren der 
aŀǖƴŀƘƳŜƴǎǘŜǳŜǊǳƴƎ αǘŜŎƘƴƛǎŎƘŜ IŜǊŀǳǎŦƻǊŘŜǊǳƴƎ ǸōŜǊ bŜǘȊŜōŜƴŜƴά ǳƴŘ αtŀǊŀƳŜǘŜǊ ŦǸǊ 
BetriŜōǎŦǸƘǊǳƴƎάΦ 
 
Dezentrale Umrichter besitzen das Potenzial, Asymmetrien im Netz zu kompensieren, jedoch 
hat der erhöhte Einsatz von Umrichtern einen höheren Oberschwingungsgehalt in der Span-
nung zur Folge. Aufgrund dessen stellt sich die Frage, welche Grenzwerte technisch und öko-
nomisch eine sinnvolle Lösung bilden. 
 
Das Blindleistungspotenzial muss in Zukunft durch dezentrale Erzeuger, Speicher und neue 
Technologien erweitert werden, um den veränderten Blindleistungsbedarf zur Erfüllung der 
Transportaufgabe zu gewährleisten. Für Anlagen- und Netzbetreiber muss dafür die Blind-
leistungsbereitstellung wirtschaftlich zumutbar sein. 
 
Die sich von Synchronmaschinen unterscheidende UI-Kennlinie dezentraler Leistungselekt-
ronik beeinflusst das Kurzschlussverhalten des Netzes, da die Kurzschlussstrombeträge von 
EE-Anlagen und Umrichtern abhängig vom Betriebszustand und der Speicherfähigkeit des 
Zwischenkreises sind. Dies muss bei der Netzplanung berücksichtigt werden. 
 
Aufseiten der technischen Herausforderung müssen zukünftige relevante Betriebsmittel zur 
Verbesserung der Spannungshaltung identifiziert und Methoden zur Bedarfsbestimmung von 
Blindleistungskompensation ermittelt werden. Die Koordination der Blindleistungsquellen 
muss zukünftig im Betriebsplanungsprozess mit einbezogen werden. Dazu muss zusätzlich 
sichergestellt werden, dass durch ungünstige Regelsetzung Marktprozesse die Stabilität nicht 
gefährden. 
 
Bei den Parametern der Betriebsführung muss sichergestellt werden, dass sichere und zuver-
lässige Kommunikationspfade existieren, da es sich bei den Systemdienstleistungen um eine 
kritische Infrastruktur handelt. Der sichere Arbeitsbereich des zukünftigen Netzes kann sich 
Szenario bezogen ändern, dabei könnte eine automatisierte, spannungsstützende Lastreduk-
tion eine Option werden. 
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5.2.2.3 Versorgungswiederaufbau 

Da ein langandauernder Stromausfall teils verheerende Auswirkungen zeitigen kann, muss 
dem Netz- und Versorgungswiederaufbau die höchste Relevanz beigemessen werden. Auf-
grund der hohen Versorgungszuverlässigkeit sind Notversorgungskonzepte in vielen Berei-
chen nicht ausreichend ertüchtigt bzw. weiterentwickelt worden. Eine besonders hohe Rele-
vanz besitzt dabei die Erforschung von ergänzenden dezentralen Ansätzen, die die Ausfallzei-
ten unter dem Einsatz Erneuerbarer Energien bis zum zentralen Netz- und Versorgungswie-
deraufbau regional minimieren. Darüber hinaus sollen bei der Erforschung neuer Ansätze 
auch neue Technologien und Randbedingungen berücksichtigt werden. Dazu zählen unter 
anderem die Berücksichtigung zunehmender Flexibilität in Produktionsprozessen, der Einsatz 
von stationären und mobilen Speichern, die zunehmende Sektorenkopplung und die Nutzung 
der zunehmend verfügbaren αSmart Meterά-Infrastruktur. 
 
Eine besondere Herausforderung beim Versorgungswiederaufbau stellt die Tatsache dar, 
dass die entwickelten Lösungen möglichst robust sein müssen, da sie für verschiedene Black-
out-Ursachen einsetzbar sein sollen. In der zunehmend vernetzten und digitalen Welt erge-
ben sich bei der Systemdienstleistung des Versorgungsaufbaus viele grundsätzliche Fragen 
bezüglich der Anforderungen und Sicherheit zum zukünftigen Einsatz von Informations- und 
Kommunikationstechnik, zudem darf durch die zunehmende Sektorenkopplung langfristig 
der Versorgungswiederaufbau des Stromnetzes nicht mehr isoliert betrachtet werden. Dabei 
besitzt die Handlungsfähigkeit der verantwortlichen Stellen, den Versorgungswiederaufbau 
sicherzustellen, absolute Priorität. Da beim Netzwiederaufbau das Netz aus technischen 
Gründen zunächst in einzelne Netzinseln aufgetrennt wird, sind zunächst internationale Leis-
tungsflüsse sowie die Bereitstellung von Maßnahmen der Systemdienstleistungen nicht mög-
lich. Erzeugungsleistung sowie Regelreserven und SDL müssen lokal erbracht werden, wes-
halb der Speicherung von Energie eine besondere Rolle zuteilwird. 

5.2.2.4 Betriebsführung 

Unter der Annahme, dass zukünftig von einer zunehmenden Vernetzung von Märkten, ÜNB, 
VNB und Sektoren/Netzsparten auszugehen ist, wird ein Ausbau der Infrastruktur der Infor-
mations- und Kommunikationstechnik erforderlich. Auf dieser Grundlage ergeben sich neue 
Möglichkeiten und Risiken für die zukünftige Betriebsführung des Stromnetzes. Eine effizi-
ente Betriebsführung erfordert Daten in hoher Qualität. Erhebung, Verarbeitung und Aus-
tausch dieser Daten sind teils mit hohem Aufwand verbunden. Mit zunehmender Anzahl 
neuer Erzeuger und Verbraucher und einer Erhöhung des Automatisierungsgrades geht mit 
der optimierten Betriebsführung auf allen Spannungsebenen eine Steigerung der System-
komplexität einher. 
 
Ein weiterer Forschungskomplex beinhaltet das Potenzial der sektorübergreifend optimier-
ten Betriebsführung. Dabei gilt zu beachten, dass eine datengetriebene, vernetzte und auto-
matisierte Betriebsführung eine Anfälligkeit für Systemangriffe darstellt. Daraus leitet sich 
u. a. der Untersuchungsbedarf ab, wie im Worst Case ein kommunikationsloser Netzbetrieb 
bzw. ein Betrieb mit manipulierter Informations- und Kommunikationstechnik möglich ist. 
Die Einführung von flächendeckenden regionalen Flexibilitätsmärkten in Form von Day-
Ahead-, Intraday- oder kontinuierlichem Intraday-Handel wirft Fragen auf, die sich auf 
Schnittstellen zwischen unterschiedlichen Märkten und Regelzonen beziehen. Ebenso müs-
sen Fragen bzgl. Koordinierung, Marktmanipulation und ungewollter Wechselwirkung ge-
klärt werden. 
 
5.2.3 Systeminstabilität bei Ereignissen nach §51 EEG 

Aufgrund der Regelung in §51 EEG zum Vergütungsverlust bei negativen Strompreisen über 
mehrere Stunden hinweg können Wind- und PV-Anlagen aus wirtschaftlichen Gründen von 
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den Betreibern bzw. Einsatzverantwortlichen (Direktvermarktern) kurzfristig vom Netz ge-
nommen werden. Hier wird die Auswirkung eines solchen Ereignisses auf den Frequenzver-
lauf und damit auf die Systemstabilität untersucht. Dazu wird das in Abschnitt 4.7 beschrie-
bene Modell verwendet. Da das beschriebene Verhalten nicht für alle Erzeugungsanlagen 
gilt, sondern die Entscheidung aufgrund des Marktgeschehens, welches sich in bestimmten 
Zeitfenstern für alle Marktteilnehmer verändert (z. B. stündlicher Spotpreis), erfolgt, wird für 
die Untersuchung davon ausgegangen, dass sich die Einspeiseleistung der betroffenen Anla-
gen innerhalb von einer Minute linear auf null reduziert. 
 
Die Herausforderung des §51 EEG liegt hierbei in der viertelstündlichen Bilanzierung der 
Stromhändler für einen ausgeglichenen Rahmen, während die Netzbetreiber für die Fre-
quenzstabilität im Sekunden- bzw. Millisekunden-Bereich operieren. Somit kann eine viertel-
stündliche saubere Strommarktbilanzierung dennoch zu entsprechenden Systeminstabilitä-
ten führen.  
 
Nachfolgend wird der Verlauf der Frequenz im kontinentaleuropäischen Verbundnetz nach 
Auftreten eines §51-Ereignisses untersucht. Dafür wird die Gesamtleistung der Anlagen, die 
sich an dem Ereignis beteiligen, in den Stufen 1 GW, 2 GW, 3 GW, 4 GW, 5 GW und 6 GW 
variiert. Es wird davon ausgegangen, dass ein eventueller Ausgleich dieser ausgefallenen Er-
zeugungsleitung durch den Markt nicht innerhalb der technisch notwendigen Zeit (im Bereich 
weniger Sekunden) erfolgt und das Defizit ausschließlich durch die automatischen Mechanis-
men der Leistungsreserven sowie der Frequenzabhängigkeit der Lasten ausgeglichen werden 
muss. 
 
Abbildung 5-10 zeigt den Verlauf der Gesamterzeugungsleistung in den sechs vorgenannten 
Varianten. Zum Zeitpunkt t=0 s tritt das §51-Ereignis ein und die beteiligten Erzeugungsanla-
gen reduzieren ihre Einspeiseleistung innerhalb von einer Minute auf null. 
 

 

 

Abbildung 5-10: Verlauf der 
Erzeugungsleistungen in den 
einzelnen Varianten 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Den Frequenzverlauf als Reaktion auf dieses Ereignis zeigt Abbildung 5-11. Darin ist eine er-
wartungsgemäße Reduktion des Frequenzverlaufes mit Ereigniseintritt zu erkennen. Rele-
vant im Verlauf ist das Frequenzminimum, da in seiner Abhängigkeit ggf. weitere Maßnah-
men getroffen werden. 
 
Bis zu einem Ausfall in der Größe der FCR ς Frequency Containment Reserve (3 GW) verlässt 
die Frequenz nicht den Bereich des Normalzustands des Systems von 49,8 Hz. Jedoch wird 
bei einem Ausfall von 3 GW die Frequenzwiederherstellungsreserve in die Sättigung gefahren 
(Abbildung 5-12), weshalb eine bleibende Frequenzabweichung zu erkennen ist, die durch 
manuelle Akquirierung von Regelleistung kompensiert werden muss. 
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Abbildung 5-11: Frequenz-
verlauf für die einzelnen Va-
rianten 

Quelle: Eigene Darstellung 
 
Bei Leistungsdefiziten größer als 3 GW erreicht die Frequenzhaltungsreserve ebenfalls die 
Sättigung und kann daher den Ausfall nicht mehr allein kompensieren, was ein deutlich aus-
geprägteres Frequenzminimum zur Folge hat (s. Abbildung 5-11). Defizite größer als 5 GW 
können sogar zu frequenzabhängigen Lastabwürfen führen. 
 
Im Hinblick auf den notwendigen starken Ausbau der Erneuerbaren Energien, die für die 
kommenden Jahre auch weiterhin größtenteils unter einer Förderung und somit unter den 
§51 EEG fallen würden, erhöht sich die Wahrscheinlichkeit einer Systeminstabilität. Um dies 
zu verhindern, ist eine stets größer werdende Flexibilität in Form der FCR und FRR notwendig 
bzw. einer anderen Bilanzierungsform, welche verhindert, dass sich innerhalb von 1 Minute 
(z. B. zum Stunden- und somit zum Strompreiswechsel am Spotmarkt) größere Erzeugungs-
leistungen unreguliert vom Netz trennen. 
 
Da der §51 EEG ein künstliches politisches Konstrukt darstellt, das u. a. diese Herausforde-
rungen bedingt, wäre es zudem überlegenswert, ob eine Abschaffung des §51 EEG zu einer 
Lösung beitragen könnte. 
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Abbildung 5-12: Verlauf der 
FCR (oben) und der FRR (un-
ten) für die einzelnen Vari-
anten 

Quelle: Eigene Darstellung 
 

5.3 Stromübertragungsnetz 

Nachfolgend werden zunächst die Freiheitsgrade, welche für die jeweiligen Simulationen und 
Optimierungen angenommen werden, beschrieben und des Weiteren die Ergebnisse der 
Stromübertragungsnetzsimulationen bzw. -optimierungen für die Netzausbauplanung und 
die Netzbetriebsführung für das Basisszenario präsentiert. 

5.3.1 Implementierte Freiheitsgrade 

In diesem Abschnitt werden die jeweiligen Freiheitsgrade der optimierten Netzausbaupla-
nung sowie der optimierten Netzbetriebsführung, wie sie bereits in den Abschnitten 4.6.2 
und 4.6.3 in allgemeiner Form beschrieben wurden, präsentiert. 

5.3.1.1 Freiheitsgrade der optimierten Netzausbauplanung 

Die Freiheitsgrade der optimierten Netzausbauplanung können nach dem NOVA-Prinzip ka-
tegorisiert werden (vgl. 4.6.2). Dabei haben die unterschiedlichen Freiheitsgrade auch unter-
schiedliche Auswirkungen auf die jeweiligen Dimensionen innerhalb der Leistungsflussbe-
rechnung und somit auch auf die Nebenbedingungen des Optimierungsmodells. Diese Ein-
flüsse sind in Tabelle 5-3 dargestellt. Neben den dargestellten Freiheitsgraden existiert noch 


































































































































































































































































































































