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Zusammenfassung

Einleitung

Ein Kernstick des Energiekonzepts der Bundesregierung ist der Ausbau der Stromerzeugung
aus erneuerbaren Energien (EE). Des Weiteren beschloss die Bundesregierung nach der Reak-
torkatastrophe von Fukushima, acht Kernkraftwerke sofort stillzulegen bzw. nicht wieder anzu-
fahren. Fiir die verbleibenden Reaktoren legte sie verkiirzte Restlaufzeiten fest. Damit steht die
Stromerzeugung in Deutschland vor einer weitreichenden Transformation.

Die Einspeisung erneuerbarer Energien beeinflusst den Kraftwerkseinsatz und damit den
Strompreis. Da erneuerbare Energien mit einem festen Einspeisetarif vergitet werden, werden
sie unabhédngig von der jeweiligen Nachfrage in das Netz eingespeist. Damit sinkt der Strom-
preis auf den Spotmarkten. GleichermaBen ist durch die geringen Grenzkosten von Kernkraft-
werken der Strompreis auf dem Spotmarkt bei einer langeren Laufzeit von Kernkraftwerken
grundsatzlich geringer als ohne eine solche Verldngerung. Dariiber hinaus bewirkt eine ver-
starkte Einspeisung erneuerbarer Energien bzw. eine ldngere Laufzeit von Kernkraftwerken
eine geringere Stromerzeugung in anderen konventionellen (fossilen) Kraftwerken. Dies hat
Auswirkungen auf die Einlastung von Kraftwerken sowie die langfristige Entwicklung des
Kraftwerksparks (die sich aus Stilllegqungen und Neuinvestitionen ergibt). So kénnen ein niedri-
gerer Strompreis und geringere Benutzungsstunden fossiler Kraftwerke durch eine langere
Laufzeit von Kernkraftwerken dazu fiihren, dass fossile Kraftwerke nicht mehr wirtschaftlich
betrieben werden konnen und stillgelegt werden oder in Kaltreserve gehen. GleichermafBen
koénnen vergleichsweise hohere Strompreise durch einen schnelleren Ausstieg aus der Kern-
energie zu einer Verbesserung der Wirtschaftlichkeit und damit zu einer Reaktivierung von
Kaltreserve-Kraftwerken oder zu Retrofit-Mafnahmen von fossilen Kraftwerken fithren.

In dieser Studie werden durch eine iterative Betrachtung des kurzfristigen Kraftwerkseinsatzes
in einem Dispatch-Modell und der langfristigen Stilllequngs- und Investitionseffekte in einem
Kraftwerksinvestitionsmodell die Auswirkungen der Integration erneuerbarer Energien vor
dem Hintergrund der verbleibenden Laufzeit von Kernkraftwerken bewertet.

Des Weiteren werden verschiedene Vermarktungswege fiir Okostrom einschlieBlich der damit
verbundenen wirtschaftlichen Effekte sowie die unterschiedlichen Vermarktungsoptionen ge-
malB dem Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) diskutiert.

Methodik

Grundlage der Modellierung im Rahmen dieses Projektes ist die iterative Anwendung des
Kraftwerksinvestitionsmodell ELIAS und des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES. Dabei werden
Investitionsentscheidungen in neue Kraftwerke aus der Perspektive eines idealtypischen Inves-
tors auf Basis der Vollkosten der Stromerzeugung als wichtigste Entscheidungsvariable getrof-
fen (ELIAS). Der Investitionsbedarf in neue Kraftwerke wird durch die Stilllequng von Kraftwer-
ken sowie die Entwicklung der Stromnachfrage bestimmt (ELIAS). Die Struktur des Kraftwerk-
sparks wird an das Kraftwerkseinsatzmodell MICOES iibergeben, das den Einsatz der Kraftwerke
einschlieBllich der entsprechenden Benutzungsstunden und Stromerldse bestimmt. Der Kraft-
werkseinsatz wird durch Minimierung der gesamten Stromerzeugungskosten (Grenzerzeu-



gungskosten einschlieflich An- und Abfahrkosten) bestimmt (MICOES). Diese Ergebnisse des
Strommarktes werden an ELIAS zuriickgespeist als ein wesentlicher Input fiir die Stilllequngs-
und Investitionsentscheidung. Dabei gibt es zwei wesentliche Wechselwirkungen zwischen
Kraftwerksstilllegung, -investition und -betrieb:

o Stilllegung/Investitionsbedarf: Die Marktergebnisse (Benutzungsstunden, Stromerlose) be-
stimmen, ob ein bestehendes Kraftwerk wirtschaftlich betrieben werden kann. Kraftwerke
konnen entsprechend in Kaltreserve gehen, stillgelegt werden oder ihre Lebensdauer kann
durch ErtiichtigungsmafBnahmen (Retrofit) verlangert werden.

e Investitionsentscheidung: Die Auswahl der Kraftwerkstechnologien, die zugebaut werden,
hédngt von den Vollkosten der Stromerzeugung ab. Eine wesentliche Einflussgroe fiir diese
Vollkosten ist die Anzahl der Benutzungsstunden, auf Grundlage derer die Investitionsrech-
nung durchgefiihrt wird.

Szenariodefinition und Rahmendaten

Es werden in dieser Studie die Wechselwirkungen zwischen Kraftwerksbetrieb, -stilllequng und
-investition unter Beriicksichtigung eines verstdarkten Ausbaus erneuerbarer Energien fir zwei
verschiedene Szenarien in Bezug auf die verbleibende Laufzeit von Kernkraftwerken unter-
sucht: unter Beriicksichtigung eines schnellen Ausstiegs aus der Kernenergie (,ohne Laufzeit-
verldngerung®, OLZV) sowie unter der Annahme, dass der Beschluss zur Laufzeitverldngerung
aus dem Jahr 2010 fortbestiinde (,mit Laufzeitverlangerung®, MLZV). Des Weiteren werden in
dieser Studie zwei verschiedene Datensdtze an Rahmendaten verwendet. Rahmendatensatz A
basiert auf Annahmen, die vom OKko-Institut abgeleitet wurden bzw. aus dem Projekt ,Poli-
tikszenarien V“ iibernommen wurden. Rahmendatensatz B entspricht den Rahmendaten des
Leitszenarios 2010. Das Niveau der Brennstoff- und CO,-Preise ist im Rahmendatensatz B grund-
satzlich hoher als im Rahmendatensatz A, wiahrend die Entwicklung der Stromnachfrage da-
runter liegt. Weitere Rahmendaten werden nicht zwischen den Szenarien unterschieden. Da-
mit ergeben sich die folgenden vier Szenarien:

e Rahmendatensatz A
0 Ohne Laufzeitverlingerung (OLZV_A)
o0 Mit Laufzeitverldngerung (MLZV_A)

e Rahmendatensatz B
0 Ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_B)
o0 Mit Laufzeitverldngerung (MLZV_B)

Ergebnisse fiir Rahmendatensatz A

Im MLZV-Szenario ist durch die Laufzeitverldngerung der Kernkraftwerke deutlich mehr Kraft-
werkskapazitidt mit geringen Grenzkosten im System. Generell ist die verfiigbare konventionelle
Kapazitédt im Jahr 2030 geringer als im Jahr 2015. Im MLZV-Szenario ist der Anteil an unflexib-
len Kern- und Braunkohlekraftwerken hoher als im OLZV-Szenario.

Der Strompreis liegt im MLZV-Szenario unter dem im OLZV-Szenario. Im Jahr 2015 ist der Un-
terschied mit knapp 6 € MWh am geringsten, wiahrend er bis 2030 auf 17 €/ MWh ansteigt.

Import von Strom in Féllen, in denen nicht genug inlédndische Kapazitit bereitsteht, wird 2015
nur geringfiigig genutzt. In den Jahren 2020 und 2025 wird der Import starker genutzt, am
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starksten im Jahr 2025 im OLZV-Szenario. Das Maximum des Importes liegt jedoch unterhalb
der gesamten Kuppelstellenkapazitdt. Im Jahr 2030 ist der Importbedarf durch den zunehmen-
den Ausbau der erneuerbaren Energien und der damit sinkenden Residuallast geringer als
2025. Der Importbedarf ist im MLZV-Szenario in jedem Stiitzjahr geringer, weil die verfiigbare
Kraftwerksleistung hoher ist. Gemessen an der gesamten Stromerzeugung nimmt der Import
allerdings generell nur einen geringen Anteil ein.

In Féllen, in denen aufgrund der Einspeisung erneuerbarer Energien sowie von Restriktionen
im konventionellen Kraftwerkspark mehr Kraftwerksleistung zur Verfiigung steht als nachge-
fragt wird, kann Strom exportiert werden. Dabei wird im MLZV-Szenario im Vergleich zum
OLZV-Szenario in allen Stiitzjahren haufiger sowie mit hoheren Leistungen exportiert. Die abso-
lute Hohe des Exportes unterscheidet sich jedoch zwischen dem OLZV- und dem MLZV-Szenario
nicht sehr stark, weshalb sich die bendtigte Grenzkuppelstellenkapazitiat zwischen den Szenari-
en kaum unterscheidet.

Die Auslastung aller Kraftwerke tiber den Szenarienhorizont nimmt zum einen aufgrund der
verstarkten Einspeisung erneuerbarer Energien ab. Dariiber hinaus sinkt die Auslastung fossiler
Kraftwerke durch die Laufzeitverldngerung der Kernkraftwerke zum Teil deutlich.

Die Stromerzeugung in fossilen Kraftwerken nimmt deutlich durch die Laufzeitverlingerung
ab. So ist die Stromerzeugung in Braunkohlekraftwerken zwischen 2020 und 2030 mehr als
30 TWh niedriger als im Szenario ohne Laufzeitverldngerung. Insbesondere die Stromerzeu-
gung in bestehenden Kraftwerken nimmt im Vergleich zum Fall ohne Laufzeitverldngerung ab.
Ein Teil davon wird durch den Neubau von Braunkohlekraftwerken kompensiert, deren Erzeu-
gung damit um rund 20 TWh in den Jahren 2025 und 2030 hoéher liegt als im OLZV-Szenario.
Sowohl die Stromerzeugung in Steinkohle- als auch in Erdgaskraftwerken nimmt im MLZV-
Szenario um rund 20 TWh fiir die Jahre 2020 bis 2030 im Vergleich zum OLZV-Szenario ab. Die
Stromerzeugung in Spitzenlastkraftwerken liegt geringfiigig unter der im OLZV-Szenario. Die
fossile KWK-Stromerzeugung in den Jahren 2025 und 2030 liegt im MLZV-Szenario unter der
im OLZV-Szenario. Aufgrund der geringeren Stromerzeugung in fossilen Kraftwerken liegen die
jahrlichen COxEmissionen im Fall der Laufzeitverldngerung um mehr als 60 Mio. t in den Jah-
ren 2020 bis 2030 unter denen fiir den schnelleren Ausstieg aus der Kernenergienutzung.

Aufgrund der geringeren Strompreise und der generell geringeren Stromerzeugung in fossilen
Kraftwerken ist die Wirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerken bei einem ldngeren Betrieb von
Kernkraftwerken schlechter als im Fall eines schnellen Kernenergieausstiegs. Insgesamt sind
2030 rund 20 GW (4,0 GW Braunkohle, 11,2 GW Steinkohle und 4,3 GW Erdgas) unwirtschaft-
lich im MLZV-Szenario im Vergleich zu einer nahezu vollstindigen Wirtschaftlichkeit aller
Kraftwerke im OLZV-Szenario.

Entsprechend der generell groBBeren Unwirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke im Fall einer Lauf-
zeitverlangerung ist die Leistung der Kraftwerke in Kaltreserve im MLZV-Szenario ebenfalls
groBer. Im MLZV-Szenario sind bis zu 6 GW zeitweise in Kaltreserve, iiberwiegend Erdgas-
Kraftwerke (sowohl Bestandskraftwerke als auch Neubauten), wihrend dies im OLZV-Szenario
weniger als 1 GW und nur im Jahr 2020 sind.

Die Ertichtigung von Bestandskraftwerken (Retrofit) wird in beiden Szenarien durchgefihrt,
vor allem bei Stein- und Braunkohlekraftwerken. Im MLZV-Szenario werden dabei im Vergleich



zum OLZV-Szenario weniger Kraftwerke ertiichtigt und die Ldnge des Weiterbetriebs durch
Retrofit ist geringer.

Analog zur grundsatzlich geringeren Wirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke durch die Laufzeit-
verldngerung von Kernkraftwerken wird mehr Kapazitat im MLZV-Szenario stillgelegt im Ver-
gleich zum OLZV-Szenario. Wahrend im Szenario ohne Laufzeitverlingerung anndhernd keine
Braunkohlekraftwerke stillgelegt werden, werden im MLZV-Szenario 2020 6,9 GW stillgelegt.
Steinkohle-Kraftwerke werden im MLZV-Szenario ebenfalls in gréBerem Umfang stillgelegt als
im OLZV-Szenario. Die Unterschiede sind jedoch gering. Fiir Erdgaskraftwerke gibt es keine
Unterschiede zwischen dem OLZV- und dem MLZV-Szenario.

Daraus kann geschlossen werden, dass ein langerer Betrieb von Kernkraftwerken (MLZV-
Szenario im Vergleich zum OLZV-Szenario) zu einer geringeren Wirtschaftlichkeit fossiler
Kraftwerke fiihrt. Dies fiihrt zu einem groBeren Anteil an Kraftwerksleistung, der in Kaltreserve
geht (vor allem Erdgas-Kraftwerke). Dariiber hinaus wird weniger fossile Kraftwerkskapazitit
ertiichtigt und die Verldngerung der Betriebsdauer fossiler Kraftwerke durch Retrofit ist durch
die Laufzeitverldngerung von Kernkraftwerken kiirzer (vor allem bei Stein- und Braunkohle-
kraftwerken). Des Weiteren werden Braun- und Steinkohlekraftwerke im MLZV-Szenario ver-
starkt stillgelegt, was konsistent mit der geringeren Ertiichtigung ist.

Dies verdeutlicht die Notwendigkeit, die Wirtschaftlichkeit bei der Abschitzung der Stillle-
gungsdynamik zu berticksichtigen. Eine rein statische Betrachtung (Stilllequng nach techni-
scher Lebensdauer) wiirde im Fall der Laufzeitverldngerung die verfiigbare Kraftwerksleistung
uberschétzen, da verstarkte Kaltreserve und Stilllequng vernachléssigt werden. Im Fall ohne
Laufzeitverlangerung wiirde die verfiigbare Leistung unterschétzt, da Retrofit-MaBnahmen
nicht berticksichtig werden. Damit gleicht sich die konventionelle Kapazitit zwischen den Sze-
narien mit und ohne Laufzeitverldngerung an, die tatsdchlich zur Stromerzeugung zur Verfi-
gung steht. Obwohl die verfiigbare Kernenergieleistung durch einen lédngeren Betrieb der Re-
aktoren zwischen 2020 und 2030 rund 12 GW groBer ist als ohne Laufzeitverldngerung, betrdagt
der Unterschied an tatsdchlicher verfiigbarer Leistung des gesamten Kraftwerksparks unter dy-
namischer Beriicksichtigung von Retrofit, Stilllequng und Kaltreserve lediglich 2,3 GW im Jahr
2020 und 6,4 GW im Jahr 2030.

Ergebnisse fiir Rahmendatensatz B

Der Rahmendatensatz B unterscheidet sich vom Rahmendatensatz A durch ein hoheres Niveau
der Brennstoff- und CO,-Preise sowie eine geringere Stromnachfrage.

Der Strompreis liegt in allen Stiitzjahren fir das MLZV-Szenario unter dem OLZV-Szenario. Die
Differenz der durchschnittlichen Strompreise zwischen dem OLZV- und dem MLZV-Szenario
steigt bis 2020 auf 14 €/ MWh und danach bis 2030 auf 17 € MWh an.

Der Bedarf an Import fiir den Rahmendatensatz B ist grundsétzlich analog zum Rahmendaten-
satz A, liegt jedoch aufgrund der geringeren Stromnachfrage auf etwas niedrigerem Niveau.
Das Maximum des Importes betragt 10,6 GW im Jahr 2025 im Szenario ,,ohne Laufzeitverldange-
rung”. Der Export verhdlt sich ebenfalls &hnlich wie fir den Rahmendatensatz A.

Vi



Die Auslastung der Kraftwerke verhdlt sich fiir Rahmendatensatz B grundsétzlich dhnlich wie
fir Rahmendatensatz A, jedoch liegt die Auslastung auf niedrigerem Niveau aufgrund der ins-
gesamt niedrigeren Stromnachfrage im Rahmendatensatz B.

Wie im Fall fiir den Rahmendatensatz A wird die erhoéhte Stromerzeugung durch die verldn-
gerte Nutzung der Kernenergie durch eine geringere Stromerzeugung in fossilen Kraftwerken
kompensiert. Aufgrund des ohnehin geringen Niveaus der Verstromung aus Steinkohle und
Erdgas im Jahr 2030 wird die Zunahme der Kernenergieverstromung jedoch vor allem durch
eine Reduzierung der Braunkohleverstromung (um gut 50 TWh im Jahr 2030) ausgeglichen.
Die Stromerzeugung in Spitzenlastkraftwerken liegt geringfiigig unter der im OLZV-Szenario.
Die fossile KWK-Stromerzeugung liegt im MLZV-Szenario unter der im OLZV-Szenario. Auf-
grund der geringeren Stromerzeugung in fossilen Kraftwerken liegen die jahrlichen CO»-
Emissionen im Fall der Laufzeitverlangerung um mehr als 50 Mio. t in den Jahren 2020 bis
2030 unter denen fiir den Ausstieg aus der Kernenergienutzung.

Wie im Rahmendatensatz A ist der Betrieb von Braunkohlekraftwerken tberwiegend wirt-
schaftlich, mit Ausnahme einiger Braunkohle-Bestandskraftwerke in den Jahren 2015 und 2030.
Im Vergleich zum Rahmendatensatz A sind Steinkohle-Bestandskraftwerke jedoch in allen Sze-
narienjahren zu groflen Teilen unwirtschaftlich und Steinkohle-Neubaukraftwerke lediglich im
Jahr 2030 im MLZV-Szenario. Ahnlich wie fiir den Rahmendatensatz A sind die Erdgas-
Bestandskraftwerke fiir den Rahmendatensatz B in allen Jahren unwirtschaftlich im MLZV-
Szenario und zum Teil unwirtschaftlich im OLZV-Szenario. Im Gegensatz zum Rahmendaten-
satz A sind die Erdgas-Neubaukraftwerke jedoch stets wirtschaftlich.

Im Vergleich zum Rahmendatensatz A geht ab 2020 eine groBe Anzahl von Steinkohle-
Bestandskraftwerken in Kaltreserve, was der durchgidngigen Unwirtschaftlichkeit dieser Kraft-
werke entspricht. Die Kaltreserve fiir Erdgas-Bestandskraftwerke ist etwas geringer als fiir den
Rahmendatensatz A, in der Struktur jedoch dhnlich, was auch der dhnlichen Struktur der Wirt-
schaftlichkeit entspricht. Im Gegensatz zum Rahmendatensatz A gehen Erdgas-
Neubaukraftwerke jedoch nicht in Kaltreserve, was ebenfalls der durchgdngigen Wirtschaft-
lichkeit dieser Anlagen entspricht.

Die Ertiichtigung von Bestandskraftwerken entspricht fiir das OLZV-Szenario tiberwiegend der
entsprechenden Ertiichtigung fiir den Rahmendatensatz A. Fir das MLZV-Szenario werden fir
den Rahmendatensatz B jedoch etwas mehr bzw. ldngere Retrofit-Mafnahmen durchgefihrt,
was mit der etwas verbesserten (aber in der Struktur dhnlichen) Wirtschaftlichkeit dieser Kraft-
werke fur den Rahmendatensatz B begriindet werden kann. Die Ertiichtigung von Steinkohle-
Bestandskraftwerken ist fiir den Rahmendatensatz B deutlich geringer, was sich mit der durch-
gehend schlechteren Wirtschaftlichkeit der Steinkohle-Bestandskraftwerke begriindet.

Entsprechend der Dynamik bei der Wirtschaftlichkeit und damit bei Kaltreserve und Retrofit
entwickelt sich die Stilllegqung. So ist die Stilllegung von Braunkohlekraftwerken fiir den Rah-
mendatensatz B aufgrund der in erweitertemm Umfang durchgefiihrten ErtiichtigungsmaBnah-
men deringer als fiir den Rahmendatensatz A, wéahrend die Stilllequng von Steinkohle-
Kraftwerken insbesondere in den Jahren 2025 und 2030 deutlich tiber der Stilllegung im Rah-
mendatensatz A liegt. Die Stilllequng von Erdgas-Kraftwerken ist fiir beide Rahmendatensétze
vergleichbar.
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Insgesamt sind im Vergleich zum Rahmendatensatz A insbesondere die grof3ere Kapazitidt an
neuen Braunkohlekraftwerken im OLZV-Szenario und die geringere Kapazitit an neuen Braun-
kohlekraftwerken fiir das MLZV-Szenario sowie die deutliche geringere verfigbare Leistung an
Steinkohle-Bestandskraftwerken auffillig. Die gesamte verfiigbare Leistung ist aufgrund der
deutlich geringeren Stromerzeugung fur den Rahmendatensatz B (und der damit verbundenen
Stilllegqungsdynamik) deutlich geringer als fiir den Rahmendatensatz A. Wie schon fiir den
Rahmendatensatz A gleicht sich die verfiigbare Kapazitdt auch fir den Rahmendatensatz B
zwischen den Szenarien an; im MLZV-Szenario ist die verfiigbare Leistung im Jahr 2030 um
lediglich 3,1 GW groBer als im OLZV-Szenario, wohingegen die verfiigbare Kernenergiekapazi-
tdt um mehr als 12 GW hoher ist als im OLZV-Szenario.

Vergleich der Ergebnisse der Rahmendatensdtze A und B

Wéhrend fir den Rahmendatensatz A von einer nahezu konstanten Nettostromnachfrage von
ca. 590 TWh ausgegangen wird, sinkt die Stromnachfrage im Rahmendatensatz B bis 2030 auf
ca. 520 TWh. Gleichzeitig ist ein deutlich starkerer Anstieg der Brennstoffpreise (mit Ausnahme
der Braunkohlepreise) im Rahmendatensatz B unterstellt.

Trotz der geringeren Stromnachfrage resultieren aus den héheren Brennstoffpreisen damit fiir
den Rahmendatensatz B hohere Strompreise. Der grof3te Unterschied tritt dabei 2015 auf, wéah-
rend sich die Strompreise der Szenarien zwischen den Rahmendatensdtzen bis 2030 anndhern.

Durch die geringere Stromnachirage ist der Importbedarf in den Szenarien mit Rahmendaten-
satz B ab 2025 geringer als in den Szenarien mit Rahmendatensatz A. Die grofite Differenz tritt
dabei im Szenario OLZV auf, wo im Szenario mit Rahmendatensatz B im Maximum 5 GW Im-
port weniger benotigt werden. Dies macht deutlich, dass EffizienzmaBnahmen den Bedarf an
Spitzenlastkapazitédt in nicht unerheblichem Maf reduzieren konnen.

In den Szenarien mit Rahmendatensatz B gibt es durch die geringere Residuallast hdufiger Zei-
ten, in denen Strom exportiert wird. Die geringere Stromnachfrage fiir den Rahmendatensatz B
resultiert in einer Steigerung der Exportstrommengen um rund ein Drittel. Die maximalen Ex-
porthohen liegen fir den Rahmendatensatz B in den Jahren 2025 und 2030 deutlich Giber den
Werten fiir den Rahmendatensatz A.

Trotz der im Rahmendatensatz B angenommenen hoheren CO.-Zertifikatspreise, gibt es in der
Merit Order zwischen den Rahmendatensdtzen A und B keine groBen Verschiebungen. Ledig-
lich einige neue GuD-Kraftwerke koénnen sich aufgrund des hohen Wirkungsgrades im Rah-
mendatensatz B vor die dlteren Steinkohlekraftwerke schieben.

Da sich der Unterschied zwischen den Brennstoffpreisen fiir Erdgas und Steinkohle einerseits
und Braunkohle andererseits fiir den Rahmendatensatz B stdrker auseinanderentwickeln als fir
den Rahmendatensatz A, entféllt der Riickgang der fossilen Stromerzeugung zur Kompensation
des Nachfrageriickgangs im OLZV-Szenario vor allem auf Steinkohle- und Erdgaskraftwerke,
wéahrend Braunkohlekraftwerke sogar geringfiigig dazugewinnen konnen. Der im Rahmenda-
tensatz B stdrker steigende COx-Preis wirkt dieser Entwicklung nur démpfend entgegen, dndert
jedoch nicht grundsitzlich die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke und damit die vorrangige
Einlastung von Braunkohlekraftwerken. Ebenfalls ersichtlich ist der Ersatz eines Teils der
Stromerzeugung in alten Braunkohlekraftwerken durch neue Braunkohlekraftwerke. Der Be-
darf an Spitzenlastkraftwerken und an Import unterscheidet sich nicht grundsétzlich zwischen
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den Rahmendatensitzen. Aufgrund der geringeren Stromnachfrage fiir den Rahmendaten-
satz B nimmt der Export aufgrund der geringeren Residuallast zu. Wegen der insgesamt sin-
kenden Stromnachfrage und der entsprechend geringeren Einlastung fossiler Kraftwerke fir
den Rahmendatensatz B sinken die COx-Emissionen im Vergleich zum Rahmendatensatz A um
rund 50 Mio. t im Jahr 2030.

Fiir das MLZV-Szenario wie schon fiir das OLZV-Szenario ist fiir den Rahmendatensatz B grund-
satzlich die Stromnachfrage deutlich geringer, womit die COz-Emissionen um rund 40 Mio. t im
Jahr 2030 unter denen fiir den Rahmendatensatz A liegen. Durch die generell geringe Auslas-
tung von Erdgas-Kraftwerken durch die Laufzeitverlingerung nimmt die Erdgasverstromung
trotz geringerer gesamter Stromnachfrage im Rahmendatensatz B nur geringfiigig ab. Auf-
grund der deutlich schlechteren Wirtschaftlichkeit von Steinkohlekraftwerken fir den Rah-
mendatensatz B sind diese vor allem vom Riickgang der Stromerzeugung betroffen. Durch die
insgesamt geringere Residuallast fiir den Rahmendatensatz B und die ldngere Verfiigbarkeit
von Kernenergiekapazitdt durch die Laufzeitverlangerung werden jedoch auch Braunkohle-
kraftwerke in Teillast betrieben oder miissen abgeschaltet werden, so dass hier die Stromerzeu-
gung fir den Rahmendatensatz B ebenfalls unter dem fiir Rahmendatensatz A liegt. Wie be-
reits beim OLZV-Szenario unterscheiden sich Import und Einlastung von Spitzenkraftwerken
nur geringfiigig, wohingegen der Export aufgrund der geringeren Residuallast fir den Rah-
mendatensatz B zunimmt.

Vergleich der Ergebnisse mit dem Leitszenario 2010

Die gesamte fossile Stromerzeugung stimmt im OLZV-Szenario fiir den Rahmendatensatz B gut
mit der entsprechenden Stromerzeugung im Leitszenario 2010 iiberein. In den anderen Szena-
rien liegt die fossile Stromerzeugung zum Teil iiber und zum Teil unter der des Leitszenarios.

Das Leitszenario unterscheidet sich in Bezug auf die fossile Stromerzeugung jedoch in zwei we-
sentlichen Aspekten von den hier abgeleiteten Ergebnissen:

e Die Kohleverstromung ist im Leitszenario im Jahr 2030 zum Teil deutlich niedriger als in
den hier abgeleiteten Szenarien, mit Ausnahme des MLZV-Szenarios im Rahmendatensatz B.
Die Stromerzeugung aus Erdgas- (und Ol-) Kraftwerken, vor allem KWK-Anlagen liegt im
Leitszenario in allen Féllen iiber den Ergebnissen dieser Studie. Vor dem Hintergrund der
vergleichsweise hohen Erdgaspreise fiir das Leitszenario (Rahmendatensatz B) und den gro-
Beren Unterschied zwischen Erdgas- und Steinkohlepreis und dem Braunkohlepreis, ist je-
doch die Einlastung von Braunkohlekraftwerken deutlich attraktiver gegeniber Steinkohle-
und Erdgaskraftwerken. Vor diesem Hintergrund kann die GroéSenordnung der Stromer-
zeugung aus Erdgas-Kraftwerken in der Leitstudie nicht verifiziert werden.

e Aufgrund der vergleichsweise hohen Erdgas-Preise und der damit verbundenen geringen
Einlastung sind die Vollkosten von KWK-Anlagen trotz Forderung durch das KWKG stets
deutlich hoher als die anderer Kraftwerksoptionen. Einen entsprechenden Ausbau der
KWK-Stromerzeugung wie in der Leitstudie ermittelt, kann deshalb in dieser Studie nicht
plausibilisiert werden.



Vermarktung von Okostrom

Mit der offentlichen Forderung einer Vermarktung von Strom aus 6kologischer Erzeugung -
insbesondere EE-Strom - als Okostrom und dem gezielten Bezug von Okostromprodukten durch
Endverbraucher kénnen unterschiedliche Ziele verfolgt werden.

Aus Kundensicht ist insbesondere der zusétzliche Umweltnutzen durch den aktiven Ausbau der
erneuerbaren Energien ein entscheidendes Kriterium (Additionality-Aspekt). Da die tatsédchliche
Qualitit des bezogenen Okostroms durch den einzelnen Kunden kaum iiberpriifbar ist, spielt
Glaubwiirdigkeit im Okostrommarkt eine zentrale Rolle. Entscheidend hierfiir sind die Strom-
kennzeichnung als grundlegendes dgesetzliches Instrument zur Verbrauchersensibilisierung
sowie fiir anspruchsvolle Okostromprodukte unabhingige Zertifizierungen mit Giitesiegeln.

Aus politscher Sicht kdnnen bei der Unterstiitzung der Direktvermarktung von EE-Strom neben
dem schon genannten Ziel des zusdtzlichen Umweltnutzens durch aktiven Ausbau der EE-
Stromerzeugung auch weitere Aspekte von Bedeutung sein. Steigende Produktdifferenzierung
entsprechend okologischer Qualitdten bietet eine Mdglichkeit zur Marktdifferenzierung und
somit den Wettbewerb insgesamt zu fordern. AuBerdem soll durch eine Forderung der
Marktintegration auch eine verbesserte Integration der EE-Stromerzeugung in das gesamte
Energiesystem unterstiitzt werden.

Allerdings werden die genannten Ziele nur mit Einschrankungen durch eine verstarkte Direkt-
vermarktung erfillt. Aufgrund der bestehenden Marktstrukturen mit groBen ohnehin vorhan-
denen EE-Kapazitdten im europdischen Strommarkt fiihrt eine reine Nachfragesteigerung nach
EE-Strom primaér zu Mitnahmeeffekten bei Erzeugern und Héndlern, aber nicht automatisch zu
einem aktiven Ausbau der Erneuerbaren. Hierfiir miissen Okostromprodukte gesonderte Zu-
satzlichkeitskriterien erfiillen. Weiterhin sprechen einige Argumente dafiir, dass eine 6ffentli-
che Forderung der Direktvermarktung nur eingeschrankt geeignet ist, um eine verbesserte Sys-
temintegration der Erneuerbaren effektiv und effizient zu unterstiitzen. Zwar folgt eine Mik-
rooptimierung der EE-Einspeisung durch einzelne Akteure (Marktintegration) im Allgemeinen
sicherlich denselben Signalen wie die notwendige Makrooptimierung (Systemintegration). Al-
lerdings gehen hierbei die statistisch ausgleichenden Wirkungen des Gesamtsystems verloren,
so dass insgesamt der Optimierungsaufwand fiir alle Akteure hoher ist als bei einer weitgehend
zentralisierten Optimierungsstrategie. Hinzu kommt, dass Einspeisemanagement nur bei steu-
erbaren EE-Technologien wie bspw. aus Biomasse sinnvoll ansetzen kann, nicht aber bei der
Stromerzeugung aus den intermittierenden Energiequellen Wind und Sonne.

Zur Direktvermarktung von EE-Strom (ohne explizite Vermarktung des Okostromaspekts) stehen
den Anlagenbetreibern auf den konventionellen Méarkten unterschiedliche Optionen zur Verfi-
gung, welche durch das Konsortium 2 beschrieben und hinsichtlich ihrer 6konomischen Effekte
analysiert wurden (Ecofys, TU Dresden, & Energy Brainpool, 2012). In Ergdnzung hierzu erge-
ben sich fir EE-Anlagenbetreiber unterschiedliche Mdéglichkeiten, zuséatzlich zu der rein physi-
schen Energie die Okostromqualitit gegeniiber den Endkunden zu vermarkten. Grundsitzlich
besteht die Mdoglichkeit, EE-Erzeugung in der Direktvermarktung zusétzlich im Rahmen von
Okostromprodukten nach dem Fondsmodell oder dem Initiierungsmodell zu vermarkten. Die
groBte Relevanz fiir die Direktvermarktung haben jedoch Okostromprodukte nach dem Hénd-
lermodell. Dabei kann die Okostromeigenschaft entweder zusammen mit der physischen Ener-
gie oder auch - durch Nutzung entkoppelter Herkunftsnachweise, sofern rechtlich zuldssig -
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getrennt davon vermarktet werden, um als Anlagenbetreiber zusétzliche Erlose zu den konven-
tionellen Strommérkten zu erzielen.

Aufgrund der groBen Differenzierung im Okostrommarkt ist es schwierig, die hiermit zusam-
menhédngenden Preiseffekte zu quantifizieren, sie kdnnen aber qualitativ eingeordnet werden.
Hat ein Anlagenbetreiber die Auswahl zwischen unterschiedlichen Vermarktungswegen (inkl.
der garantierten Abnahme mit EEG-Mindestvergiitung), so wird er in aller Regel die Option
widhlen, welche ihm (inkl. evtl. unterschiedlicher Aufschldge fiir die Risiken der freien Ver-
marktung) die hochsten Gewinne verspricht. Geht man davon aus, dass die EEG-
Mindestvergiitung in aller Regel die Vollkosten der Erzeugung von EE-Strom abdeckt, so sind
diese Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers weitgehend als Mitnahmeeffekte zu betrachten.
Direkte Okologische Effekte durch einen zuséatzlich stimulierten Ausbau und Betrieb von EE-
Anlagen ergeben sich erst dann, wenn durch die optimierte Nutzung unterschiedlicher Ver-
marktungswege einzelne Projekte wirtschaftlich werden und realisiert werden, bei welchen
dies vorher nicht gegeben war. Kénnen die Betreiber von EE-Anlagen im freiwilligen Markt von
einzelnen Verbrauchern hohere Erlgse erzielen als durch die konventionelle EEG-Vergiitung, so
findet primér eine Kostenverlagerung statt. Die allgemeine EEG-Umlage wird in aller Regel
durch das ,Herausoptieren® EEG-fdhiger Erzeugung entlastet. Demgedeniiber zahlen die
Okostromkunden an die Anlagenbetreiber mindestens den durch die EEG-Vergiitung definier-
ten EEG-Buy-Out-Preis zuziiglich eines Aufschlags fiir die Transaktionskosten und Risiken der
freien Vermarktung. Die gesamtwirtschaftlichen Kosten steigen durch die Wahlmdéglichkeit der
Anlagenbetreiber zwischen unterschiedlichen Vermarktungswegen also an.

Das deutsche EEG ertffnet EE-Anlagenbetreibern mehrere Optionen, wie Strom aus erneuerba-
ren Energien im Rahmen eines Handlermodells durch den Anlagenbetreiber vermarktet wer-
den kann und dabei ggf. unterschiedliche Arten der Forderung erhaélt. Im Einzelnen handelt es
sich hierbei um eine ,einfache” Direktvermarktung, die klassische EEG-Einspeisevergiitung, die
neu eingefithrte optionale Marktprdmie sowie die Inanspruchnahme des Okostromprivilegs.
Durch die unterschiedlichen Forderoptionen ergibt sich auch hier der oben erwdhnte Effekt,
dass der Anlagenbetreiber durch gezielte Wahl der Forderoption seine Erldse optimiert und
sich hierdurch als direkte Wirkung zundchst hohere gesamtwirtschaftliche Kosten ergeben.

Schlussfolgerungen

Die Ergebnisse dieser Studie zeigen, dass der Kraftwerksbetrieb sich wesentlich auf die Wirt-
schaftlichkeit von Kraftwerken auswirkt und damit auf die Stilllegungsdynamik bestehender
Kraftwerke und die Investition in neue Kraftwerke. Daraus ergibt sich die Notwendigkeit einer
integrierten Betrachtung von Kraftwerksbetrieb, -stilllegung und -investition bei der Bewertung
zentraler Herausforderungen der Transformation der Energiewirtschaft wie dem Ausbau er-
neuerbarer Energien oder dem beschleunigten Kernenergieausstieg.

Aus den Berechnungen wird deutlich, dass zusédtzlich Systemflexibilitdt fiir einen Ausbau der
erneuerbaren Energien notwendig ist. Die GroBenordnung unterscheidet sich dabei nicht we-
sentlich fiir einen beschleunigten Ausstieg aus der Kernenergie im Vergleich zu einem Weiter-
betrieb der Kernkraftwerke.

Zum einen ergibt sich zuséatzlicher Flexibilitdtsbedarf auf der Angebotsseite, d.h. bei der Bereit-
stellung von Kraftwerkskapazitdt. Modellseitig wurde dies durch Import abgebildet. Dieser Spit-
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zenbedarf kann jedoch generell durch Netzausbau, Lastmanagement, virtuelle Kraftwerke oder
den Zubau von Speichern oder Spitzenlastkraftwerken reduziert werden. Die Ergebnisse zeigen,
dass durch den beschleunigten Ausstieg aus der Kernenergie der Bedarf an Flexibilitdten auf
der Angebotsseite etwas hoher ist als bei einer ldngeren Laufzeit der Kernkraftwerke. Die Er-
gebnisse unterscheiden sich jedoch nicht wesentlich. Auf der anderen Seite fiihren Energieeffi-
zienzmaBnahmen grundsatzlich zu einer geringeren Leistungsnachfrage und kénnen damit
ebenfalls den Bedarf an zusatzlicher Kapazitét reduzieren.

Zum anderen ergibt sich nachfrageseitiger Flexibilitdtsbedarf. Im Modell wurde dies durch Ex-
port abgebildet, der durch den Ausbau der erneuerbaren Energien stark zunimmt. Im Fall des
beschleunigten Ausstiegs ist der Export etwas geringer als im Fall eines Weiterbetriebs von
Kernkraftwerken. Jedoch filhren Energieeffizienzmafinahmen bei gleichbleibendem Ausbau der
erneuerbaren Energien zu einem verstarkten Export. Daraus ergibt sich die Notwendigkeit,
insbesondere aus der Nachfrageperspektive die Flexibilitit des Kraftwerksparks zu erhéhen.
Dies kann durch Netzausbau oder den Bau von Speichern adressiert werden. Gleichermafen
sollte darauf abgestellt werden, die Erzeugung erneuerbarer Energien (insbesondere Biomasse)
zeitlich zu flexibilisieren, um die Notwendigkeit des Exports zu verringern. MaBnahmen des
Lastmanagements konnen ebenfalls zu einer Reduzierung des Exportiiberschusses fithren.

Grundsdtzlich fiihrt die Integration erneuerbarer Energien zu einer geringeren Auslastung fos-
siler Kraftwerke sowie zu einer Dampfung der Strompreise. Durch den beschleunigten Ausstieg
aus der Kernenergie verbessert sich jedoch die Wirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke, was sich
in einem geringeren Umfang von Kaltreserve und Stilllegqung und einer verstarkten Ertichti-
gung von Kraftwerken ausdriickt. Damit trdgt der beschleunigte Kernenergieausstieg zur Si-
cherstellung fossiler Kraftwerkskapazitit wiahrend des Ubergangs zu einer erneuerbaren
Stromversorgung bei.

Die Modellierungsergebnisse zeigen auf3erdem, dass der beschleunigte Ausstieg aus der Kern-
energie zu einem Anstieg der Strompreise im Vergleich zum Weiterbetrieb der Kernkraftwerke
fuhrt. Aufgrund der verbesserten Wirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke beim beschleunigten
Ausstieg und der damit hoheren verfiigbaren Kapazitat ist der Anstieg jedoch nur moderat und
vor allem mittelfristig relevant. Langiristig wirkt die verstédrkte Einspeisung erneuerbarer Ener-
gien preisdampfend. Auch EnergieeffizienzmaBBnahmen konnen zu einer Dampfung der
Strompreisentwicklung beitragen.

Durch den (iibergangsweise) verstidrkten Betrieb fossiler Kraftwerke durch den beschleunigten
Kernenergie-Ausstieg steigen die CO.-Emissionen im deutschen Kraftwerkspark kurz- und mit-
telfristig an. Durch die Deckelung der Emissionen im europdischen Emissionshandel wird je-
doch sichergestellt, dass es zu keiner Emissionserhéhung auf européischer Ebene kommt.

Durch die verbesserte Wirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke durch den beschleunigten Atom-
ausstieg konnen Kraftwerke im System gehalten werden, die kurz- und mittelfristig fiir die Sys-
temstabilisierung notwendig sind. Damit reduziert sich der Bedarf an Neubaukraftwerken, die
aufgrund ihres langlebigen Kapitelstocks langiristig zu Lock-in-Effekten fihren kénnen, da sie
eine langfristig weitergehende Reduktion der CO,-Emissionen erschweren bzw. zu unwirtschaft-
lichen Ergebnissen (stranded investments) fithren konnen.
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Beziiglich der 6kologischen Bewertung der Vermarktung von Okostrom unterscheiden sich die
EEG-Vermarktungs- und Forderoptionen dahingehend, inwiefern die jeweilige EE-Erzeugung
noch inklusive der expliziten Okostromeigenschaft dem Kunden gegeniiber vermarktet werden
kann und wie die 6kologischen Anforderungen an Okostromprodukte erfiillt werden. Die zu-
nehmende Versorgung mit Strom auf Basis erneuerbarer Energien ist ein wesentliches ener-
giewirtschaftliches Ziel. Diese Herausforderung stellt somit eine Aufgabe dar, welcher sich die
Gesellschaft als Ganzes stellen muss. Konkreter ausgedrickt bedeutet dies, dass der Ausbau der
erneuerbaren Energien in erster Linie durch oOffentliche EE-Forderung bewirkt werden muss
(solange eine solche Forderung notwendig ist), und nicht als bloBe Frage der Verbraucherprafe-
renz behandelt werden darf. Diesen Anspruch erfilllen sowohl die klassische EEG-
Einspeisevergitung als auch die Anwendung der Marktprdamie. Folgerichtig wird bei diesen
Forderoptionen auch der zahlenden Allgemeinheit in Form der EEG-verpflichteten Endverbrau-
cher die EE-Eigenschaft in der Stromkennzeichnung ausgewiesen. Durch die explizite Auswei-
sung als ,EE-Strom, gefordert nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz“ kann der Endkunde un-
terscheiden zwischen den obligatorisch zugewiesenen EE-Strommengen aus dem EEG und den
Mengen, welche durch den Stromanbieter aktiv erzeugt bzw. beschafft wurden. Hierdurch wird
die Differenzierung des Strommarkts durch die Stromkennzeichnung unterstiitzt. Die Anwen-
dung des Okostromprivilegs hingegen bedeutet, dass ,nicht-privilegierte“ EEG-verpflichtete
Endverbraucher stiarker belastet werden und dadurch die EE-Erzeugung fordern, wahrend die
~privilegierten“ Kunden hierdurch entlastet werden und dennoch die Okostromeigenschaft als
EE-Strom in ihrer Stromkennzeichnung ausgewiesen bekommen. Aus Verbraucherschutzgrin-
den ist diese Regelung somit fraglich. Bei einer ,sonstigen Direktvermarktung“ ohne spezielle
Offentliche Forderung ist die Ausweisung der EE-Eigenschaft in der Stromkennzeichnung
grundsatzlich sinnvoll. Um die zusatzliche Zahlungsbereitschaft ¢kologisch motivierter Kunden
effizient fiir den aktiven Ausbau der Erneuerbaren nutzen zu kdonnen, reicht diese Information
als Entscheidungsgrundlage fiir den Endverbraucher jedoch nicht aus. Hierfiir sind - in Ergéan-
zung zur Stromkennzeichnung - Giitesiegel fiir Okostrom notwendig. Um im Wechselspiel von
Fordersystemen und freiwilligem Okostrommarkt die Vermarktung von Okostrom gegeniiber
Endverbrauchern transparenter zu gestalten und die positiven Wirkungen des freiwilligen
Okostrommarkts zu unterstiitzen, hat der Gesetzgeber unterschiedliche Moglichkeiten. Zur
Verbesserung der Transparenz in der Stromkennzeichnung kann gefordert werden, dass bei
auslandischer Erzeugung analog den Regelungen zur Marktpramie in Deutschland die entspre-
chenden Mengen in einer gesonderten Kategorie ,geférderte EE* ausgewiesen werden. Auler-
dem koénnten Produkte mit dem Okostromprivileg in der Stromkennzeichnung beispielsweise
durch einen Hinweis ,EE-Strom geférdert durch Befreiung von der EEG-Umlage” ausgewiesen
werden. Um 06kologisch motivierte Okostromkunden bei der Identifikation anspruchsvoller
Okostromprodukte zu unterstiitzen, erscheint die Entwicklung eines zentralen Giitesiegels fiir
Okostrom bspw. unter dem Dach des Blauen Engels sinnvoll. Auch eine separate Ausweisung
von EE-Neuanlagen in der Stromkennzeichnung wiirde den Endkunden bei der Suche nach
anspruchsvollen Okostromprodukten unterstiitzen. AuBerdem sollte gepriift werden, inwiefern
die Bundesregierung eine Moglichkeit schaffen kann, dass EE-Erzeugungsmengen in einzelnen
Okostromprodukten fiir den freien Markt nicht auf die Erfilllung der EE-Ausbauziele entspre-
chend der Erneuerbaren-Richtlinie der EU angerechnet werden. Erst hierdurch hétte der Ver-
braucher die Moglichkeit, durch gezielten Okostrombezug einen echten zusitzlichen Umwelt-
nutzen zu schaffen.
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Executive Summary

Introduction

A core component of the German government’s Energy Concept is the expansion of electricity
production from renewable energies. The German government also decided to decommission
or not reactivate eight nuclear power plants following the nuclear catastrophe in Fukushima.
For the outstanding reactors in Germany it determined shorter remaining lifetimes. As a result
electricity production in Germany is facing extensive transformation.

The feed-in of renewable energies influence power plant dispatch and thereby also the electric-
ity price. Since renewable energies are supported by a set price for their feed-in, their produc-
tion occurs independently of demand with the result that the electricity price on the spot mar-
kets falls. Similarly the electricity price on the spot markets is lower in the case of the lifetime
extension of nuclear power plants than without such an extension as a result of the low mar-
ginal costs of such plants. Moreover an increased feed-in of renewable energies or the lifetime
extension of nuclear power plants leads to a lower electricity production in other conventional
(fossil) power plants. This has an impact on the dispatch of power plants and the long-term de-
velopment of the power plant fleet (arising from decommissioned plants and new investments).
A lower electricity price, fewer operating hours for fossil power plants and a lifetime extension
for nuclear power plants can lead to the profitable operation of fossil power plants no longer
being possible and such plants being either decommissioned or mothballed. Similarly, compar-
atively higher electricity prices resulting from a quicker phase-out of nuclear energy can lead to
an improvement in profitability and thereby also a reactivation of mothballed power plants or
the retrofitting of fossil power plants.

In this research project an iterative consideration of the short-term dispatch of power plants in
a dispatch model and of the long-term decommissioning and investment effects in a power
plant investment model is used to assess the effects of the integration of renewable energies
against the background of the remaining lifetime of nuclear power plants.

Furthermore different marketing channels for eco-electricity are discussed, including the asso-
ciated economic effects and the different marketing options under the terms of the German
Renewable Energy Sources Act (EEG).

Methodology

The basis for the modelling within the scope of this research project is the iterative application
of the power plant investment model ELIAS and the power plant dispatch model MICOES. In
the modelling, decisions to invest in new power plants are made from the perspective of an
ideal-typical investor based on the full costs of electricity production as the most important de-
cision variable (ELIAS). The need to invest in new power plants is determined by the decommis-
sioning of power plants and the development of electricity demand (ELIAS). The structure of the
German power plant fleet is entered in the power plant dispatch model MICOES, which deter-
mines the dispatch of power plants including the corresponding operating hours and electricity
revenues. The power plant dispatch is determined by minimisation of the total electricity pro-
duction costs (marginal production costs including start-up and shut-down costs) (MICOES). The-
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se electricity market results are fed back into ELIAS as a key input for decommissioning and
investment decisions. There are two key interactions between power plant decommissioning,
investment and operation:

Decommissioning/need for new investments: The market results (operating hours, electricity
revenues) determine whether an existing power plant can be profitably operated. Power plants
can accordingly be mothballed, decommissioned or have their lifetime extended by means of
retrofit measures.

Investment decisions: The type of power plant technology to be built depends on the full costs
of electricity production. A key factor influencing the full costs is the number of operating
hours, on the basis of which the investment is calculated.

Scenario definition and framework data

In the research project the interactions between power plant operation, mothballing and in-
vestments are analysed, taking into account an increase of renewable energies for two different
scenarios regarding the remaining lifetime of nuclear power plants: one considers a quick
phase-out of nuclear energy (,without lifetime extension®, OLZV) and one assumes that the life-
time extension decision made in 2010 continues to apply (“with lifetime extension”, MLZV).
Two different sets of framework data are used in this project: framework data set A is based on
assumptions derived by Oeko-Institut and adopted from the Policy Scenarios V project while
framework data set B is based on the framework data of the Lead Scenario 2010. The level of
fuel and CO; prices is always higher in framework data set B than in A while the development
of electricity demand is lower. Additional framework data does not differ between the two sce-
narios. The following four scenarios result:

e Framework data set A
o without lifetime extension (OLZV_A)
o with lifetime extension (MLZV_A)

e Framework data set B
o without lifetime extension (OLZV_B)
o with lifetime extension (MLZV_B)

Results for framework data set A

In the MLZV scenario power plant capacity with low marginal costs in the German electricity
system is significantly higher due to the lifetime extension of nuclear power plants. Available
conventional capacity is generally lower in 2030 than in 2015. In the MLZV scenario the share
of inflexible nuclear and lignite power plants is higher than in the OLZV scenario.

The electricity price is lower in the MLZV scenario than in the OLZV scenario. The difference in
electricity price is at its lowest in 2015 at approx. 6 € MWh, increasing to 17 €/ MWh by 2030.

Electricity imports in Germany are negligible in 2015 in cases of insufficient domestic capacity.
In 2020 and 2025 electricity imports are higher and at their highest in 2025 in the OLZV sce-
nario. However, the maximum quantity of imported electricity lies below the total intercon-
nector capacity. In 2030 the need for electricity imports is lower than in 2025 due to the in-
creasing use of renewable energies and the associated fall in residual load. The need for elec-
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tricity imports is lower in every step year in the MLZV scenario because the available power
plant capacity is higher. However, electricity imports generally only make up a small share of
the total electricity production in Germany.

When the available power plant capacity is higher than electricity demand due to the feed-in
of renewable energies and restrictions within the conventional power plant fleet, electricity can
be exported. In all step years electricity exports are more frequent and have higher capacities
in the MLZV scenario compared to the OLZV scenario. However, the absolute quantity of elec-
tricity exports does not differ very significantly between the OLZV and MLZV scenarios, which is
why the necessary interconnector capacity is scarcely different in the scenarios.

The capacity factor of all power plants decreases for all power plants in the time period of the
scenarios due to the increased feed-in of renewable energies. Furthermore the capacity factor
of fossil power plants decreases — in some cases significantly — as a result of the lifetime exten-
sion of nuclear power plants.

The electricity production of fossil power plants in Germany falls significantly because of life-
time extension. The electricity production of lignite power plants between 2020 and 2030 is
more than 30 TWh lower than in the scenario without lifetime extension. In particular, the
electricity production in existing power plants decreases in comparison to the scenario without
lifetime extension. A share of this decrease is compensated by the building of new lignite pow-
er plants, the production of which is approx. 20 TWh higher in 2025 and 2030 than in the
OLZV scenario. The electricity production in both hard coal and natural gas-fired power plants
falls by approx. 20 TWh for 2020 to 2030 in the MLZV scenario compared to the OLZV scenario.
The electricity production in peak load power plants is slightly below that in the OLZV scenario.
In 2025 and 2030 the fossil CHP electricity production in 2025 and 2030 in the MLZV scenario
is below that of the OLZV scenario. Due to the lower electricity production in fossil power
plants the annual CO, emissions in 2020 to 2030 in the scenario with lifetime extension are
more than 60 m t below those of the scenario with a quicker phase-out of nuclear energy.

Due to the lower electricity prices and the generally lower electricity production in fossil power
plants, the profitability of fossil power plants is lower in the scenario with the lifetime exten-
sion of nuclear power plants than the scenario with a quick phase-out of nuclear energy. Over-
all approx. 20 GW (4.0 GW lignite, 11.2 GW hard coal and 4.3 GW natural gas) are unprofita-
ble in 2030 in the MLZV scenario compared to the almost full profitability of all power plants
in the OLZV scenario.

In keeping with the generally greater unprofitability of fossil power plants in the case of life-
time extension, the capacity of mothballed power plants in the MLZV scenario is also greater.
In the MLZV scenario up to 6 GW are intermittently mothballed, most notably natural gas-fired
power plants (both existing and new power plants) while less than 1 GW is mothballed in the
OLZV scenario and only in 2020.

The retrofitting of existing power plants is carried out in both scenarios, above all for hard coal
and lignite power plants. In the MLZV scenario compared to the OLZV scenario fewer power
plants are retrofitted and the duration of further operation resulting from the retrofitting
measures is generally shorter.
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Analogous to the generally lower profitability of fossil power plants due to the lifetime exten-
sion of nuclear power plants, more capacity is decommissioned in the MLZV scenario compared
to the OLZV scenario. While in the scenario without lifetime extension almost no lignite power
plants are decommissioned, 6.9 GW of such power plants are decommissioned in 2020 in the
MLZV scenario. Similarly hard coal-fired power plants are decommissioned to a greater extent
in the MLZV scenario than in the OLZV scenario. However, the differences are small. There are
no differences between the OLZV and the MLZV scenarios in terms of natural gas-fired power
plants.

On this basis it can be inferred that the longer operation of nuclear power plants (MLZV scenar-
io compared to the OLZV scenario) leads to a lower profitability for fossil power plants. This
leads to a larger share of capacity being mothballed (most notably natural gas-fired power
plants). Furthermore less fossil power plant capacity is retrofitted and the extended operation
of fossil power plants as a result of retrofitting is shorter due to the lifetime extension of nucle-
ar power plants (especially in the case of hard coal-fired and lignite power plants). Lignite and
hard coal-fired power plants are decommissioned to a greater extent in the MLZV scenario,
which is consistent with less retrofitting.

This shows that it is necessary to take profitability into account in the assessment of decomimnis-
sioning dynamics. A purely static consideration (decommissioning according to technical life-
time) would overestimate the available power plant capacity in the scenario with the lifetime
extension of nuclear power plants since increased mothballing and decommissioning are left
out of the equation. In the scenario without lifetime extension the available capacity would be
underestimated since retrofit measures are not taken into consideration. As a result the con-
ventional capacity that is actually available for electricity production in the scenarios with and
without lifetime extension assimilates. Although the available nuclear power capacity is ap-
prox. 12 GW greater between 2020 and 2030 in the scenario with lifetime extension because of
their further operation, the difference in terms of actual available capacity of the total power
plant fleet only amounts to 2.3 GW in 2020 and 6.4 GW in 2030 under dynamic consideration
of retrofitting, decommissioning and mothballing.

Results for framework data set B

Framework data set B contains a higher level of fuel and CO. prices and a lower electricity de-
mand than framework data set A.

The electricity price is lower in the MLZV scenario than in the OLZV scenario for all step years.
The difference between the average electricity prices of the OLZV and MLZV scenarios increases
to 14 € MWh by 2020 and to 17 €/ MWh by 2030.

For framework data set B and framework data set A the need for electricity imports is generally
analogous but is slightly lower in the former due to the lower electricity demand. The maxi-
mum electricity imports are 10.6 GW in 2025 in the scenario without lifetime extension. More-
over electricity exports are at a similar level for both framework data sets.

The capacity factor of the power plants is generally similar in framework data sets B and A, but
at a lower level in the former due to the electricity demand being lower overall.
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As in the case for the framework data set A, the increased electricity production due to the ex-
tended operation of nuclear power plants is compensated by a lower electricity production in
fossil power plants. However, due to the level of electricity production of hard coal- and natural
gas-fired power plants already being low in 2030, the increase in electricity production of nu-
clear power plants is balanced out by a decrease in the electricity production of lignite power
plants (by about 50 TWh in 2030). The electricity production in peak load power plants is
slightly below that in the OLZV scenario. The fossil CHP electricity production is lower in the
MLZV scenario than in the OLZV scenario. Due to the lower electricity production in fossil pow-
er plants, the annual CO; emissions in the scenario with lifetime extension are more than 50 m
tin 2020 to 2030 below those in the scenario with the accelerated phase-out of nuclear energy.

As in framework data set A, the operation of lignite power plants is predominantly profitable,
with the exception of several existing lignite power plants in 2015 and 2030. However, com-
pared to framework data set A, existing hard coal-fired power plants are largely unprofitable in
all scenario years and new hard coal-fired power plants are unprofitable in the MLZV scenario
only in 2030. Similar to framework data set A, the existing natural gas-fired power plants for
the framework data set B are unprofitable in all years in the MLZV scenario and sometimes
unprofitable in the OLZV scenario. However, in contrast to framework data set A the new natu-
ral gas-fired power plants are invariably profitable.

Compared to framework data set A, a large number of existing hard coal-fired power plants are
mothballed from 2020 onwards in framework data set B, which corresponds to the continuous
unprofitability of these power plants. The mothballing of existing natural gas-fired power
plants is slightly lower than in the case of framework data set A but the structure is similar,
which also corresponds to the similar profitability structure. However, in contrast to framework
data set A, new natural gas-fired power plants are not mothballed, which also corresponds to
the continuous profitability of these plants.

The retrofitting of existing power plants in the OLZV scenario largely corresponds to the retro-
fitting of these plants in framework data set A. However, in the MLZV scenario slightly more
and/or longer retrofit measures are carried out in framework data set B, which can be ex-
plained by the slightly improved (but structurally similar) profitability of these power plants in
framework data set B. The retrofitting of existing hard coal-fired power plants is significantly
lower in framework data set B, which is explained by the consistently poorer profitability of
existing hard coal-fired power plants.

Decommissioning is determined on the basis of the profitability dynamics and thereby also of
mothballing and retrofitting dynamics. Thus, the decommissioning of lignite power plants is
lower in framework data set B than framework data set A due to the expanded scope of retro-
fitting measures carried out. The decommissioning of hard coal-fired power plants is signifi-
cantly above the decommissioning in framework data set A, especially in 2025 and 2030. In the
two framework data sets the decommissioning of natural gas-fired power plants is comparable.

Overall the larger capacity of new lignite power plants in the OLZV scenario, the lower capacity
of new lignite power plants in the MLZV scenario and the significantly lower available capacity
of existing hard coal-fired power plants are particularly striking in comparison with framework
data set A. Due to the significantly lower electricity production in framework data set B (and
the associated decommissioning dynamics), the total available capacity is significantly lower
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than in the case of framework data set A. As is the case for framework data set A, the available
capacities in the scenarios converge in the case of framework data set B; the available capacity
in 2030 is only 3.1 GW higher in the MLZV scenario than in the OLZV scenario while the avail-
able nuclear power capacity is 12 GW higher in the MLZV scenario than in the OLZV scenario.

Comparison of the results of framework data sets A and B

While an almost constant net electricity demand of approx. 590 TWh is assumed in framework
data set A, the electricity demand in framework data set B falls to approx. 520 TWh by 2030. At
the same time a significantly greater increase in fuel prices (with the exception of lignite pric-
es) is assumed in framework data set B.

In spite of the lower electricity demand, higher electricity prices result from the higher fuel
prices for framework data set B. The largest difference occurs in 2015 while the electricity pric-
es of the scenarios assimilate in the framework data sets up to 2030.

Due to the lower electricity demand the need for electricity imports in the scenarios with
framework data set B is lower from 2025 onwards than in the scenarios with framework data
set A. The largest difference occurs in the OLZV scenario where in the scenario with framework
data set B, the need for electricity imports is lower, by a maximum of 5 GW. This makes clear
that efficiency measures can reduce the need for peak load capacity to a not unsubstantial de-
gree.

In the scenarios with framework data set B, the periods in which electricity is exported are
more frequent due to the lower residual load. The lower electricity demand in framework data
set B results in the quantity of electricity exports increasing by approx. a third. In 2025 and
2030 the maximum levels of electricity exports are significantly higher in the case of frame-
work data set B than framework data set A.

In spite of the higher emission allowance prices assumed in framework data set B, there are no
large shifts in the merit order when comparing the framework data sets A and B. Only some
new combined cycle power plants can shift in front of the older hard coal-fired power plants in
the merit order due to the former’s high efficiency in the framework data set B.

Since the difference between the fuel prices for natural gas and hard coal on the one hand and
lignite on the other hand diverge from each other more strongly in the case of framework data
set B than framework data set A, the decrease in fossil electricity production occurs above all in
hard coal- and natural gas-fired power plants to compensate the fall in demand in the OLZV
scenario while the production of lignite power plants can even increase slightly. The stronger
increase in the carbon price in framework data set B only has a moderate effect on this devel-
opment; the merit order of the power plants does not generally change, with the result that
lignite power plants are still first in the merit order. The substitution of a share of the electrici-
ty production of old lignite power plants by new lignite power plants is also evident. The need
for peak load power plants and electricity imports does not fundamentally differ in the frame-
work data sets. As a result of the lower electricity demand in framework data set B, electricity
exports increase due to the lower residual load. Due to the overall decrease in electricity de-
mand and the correspondingly lower dispatch of fossil power plants in framework data set B
the CO; emissions decrease by approx. 50 m t in 2030 compared to framework data set A.

XIX



For the MLZV scenario — as for the OLZV scenario — the electricity demand is generally signifi-
cantly lower in framework data set B while the CO, emissions are approx. 40 m t lower in 2030
in framework data set A. Due to the generally low capacity factor of natural gas-fired power
plants due to the lifetime extension of nuclear power plants, the electricity production of natu-
ral gas-fired power plants only decreases slightly in framework data set B in spite of a lower
total electricity demand. Hard coal fired-power plants in framework data set B are particularly
affected by the decrease in electricity production due to their significantly poorer profitability.
However, since the residual load is lower overall in framework data set B and nuclear power
capacity is available for longer due to lifetime extension, lignite power plants also operate at
partial load or have to be switched off, with the effect that the electricity production for
framework data set B is also lower than for framework data set A. As was the case with the
OLZV scenario, the electricity imports and the dispatch of peak load power plants differ only
slightly while exports increase due to the lower residual load for framework data set B.

Comparison of results with the 2010 Lead Scenario

The total fossil electricity production in the OLZV scenario for framework dataset B is very simi-
lar to the corresponding electricity production in the Lead Scenario 2010. In the other scenari-
os the fossil electricity production is sometimes higher and sometimes lower than in the Lead
Scenario.

However, in terms of fossil electricity production the Lead Scenario differs from the results de-
rived here in two key aspects:

e The electricity production of coal-fired power plants is sometimes significantly lower in
2030 in the Lead Scenario than in the scenarios derived in this research project, with the
exception of the MLZV scenario for framework dataset B. The electricity production of natu-
ral gas- (and oil-) fired power plants — especially CHP plants - is higher in the Lead Scenario
in all cases than in the results of this research project. However, against the background of
comparatively high natural gas prices in the Lead Scenario (framework data set B) and the
larger difference between the natural gas and hard coal prices and the lignite price, the
dispatch of lignite power plants is significantly more attractive than hard coal- and natural
gas-fired power plants. Against this background the level of electricity production from nat-
ural gas-fired power plants in the Lead Scenario cannot be verified.

e Due to the comparatively high natural gas prices and the associated low dispatch, the full
costs of CHP plants are consistently significantly higher than the other power plant options
despite support provided under the German CHP Act (KWKG). Therefore the plausibility of a
corresponding expansion of CHP electricity production as determined in the Lead Scenario
cannot be verified in this research project.

Marketing of eco-electricity

On the basis of the government support for the marketing of eco-electricity production - in
particular renewable electricity — as eco-electricity and the targeted purchase of eco-electricity
products by final customers, different goals can be pursued.

From a customer perspective the additional environmental benefit realised by the active in-
crease of renewable energies in particular is a decisive criterion (additionality aspect). Since it is
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hardly possible for individual customers to verify the actual quality of purchased eco-electricity,
credibility is a key factor in the eco-electricity market, making electricity disclosure — a key reg-
ulatory instrument for increasing customer awareness — and independent certification — quality
labels for high-quality eco-electricity products - crucial.

From a political perspective further aspects — alongside the above-mentioned goal of an addi-
tional environmental benefit through an active increase in renewable electricity production -
can be helpful in supporting the direct marketing of renewable electricity. One option for mar-
ket differentiation which promotes competition on the electricity market overall is to increase
differentiation in terms of the ecological qualities of electricity products. In addition the im-
proved integration of renewable electricity production in the overall German energy system is
supported by promoting market integration.

However the above-mentioned goals are only fulfilled to a limited extent through increased
direct marketing. Due to the existing market structures already having large renewable capaci-
ties in the European electricity market, a purely demand-side increase in renewable electricity
primarily leads to windfall profits for the producers and sellers — it does not automatically lead
to an active increase in renewable energies. To achieve this, eco-electricity products have to
fulfil separate additionality criteria. Furthermore several arguments make a case for govern-
ment support of direct marketing only having a limited suitability in effectively and efficiently
supporting the improved integration of renewables in the energy system. Although micro-
optimisation of renewable feed-in by individual actors (market integration) generally follows
the same signals as the necessary macro optimisation (system integration), the statistically
equalising effects of the total system are hereby lost, with the effect that the optimisation ef-
forts are higher overall for all actors than in the case of a largely centralised optimisation strat-
egy. Additionally, feed-in management can only be usefully applied in the case of controllable
renewable technologies like biomass, but not in the case of electricity production from fluctuat-
ing sources like wind and solar energy.

For the direct marketing of renewable electricity (without explicit marketing as eco-electricity),
different options are open to plant operators on conventional electricity markets, which were
described and analysed in terms of their economic effects by Consortium 2 (Ecofys et al., 2012).
Supplementing this, different options are open to renewable plant operators for marketing
their products as eco-electricity to final customers in addition to marketing them simply as
physical energy. Generally renewable plant operators also have the option of direct marketing
of their products as eco-electricity products under the fund model or the initiation model.
However, direct marketing as eco-electricity products under the supply model is the most rele-
vant. It can either be marketed as eco-electricity as part of its marketing as physical energy or
separately — by using de-coupled guarantees of origin if permitted legally — to accrue revenues
as plant operators in addition to those on conventional electricity markets.

The large differentiation in the eco-electricity market makes it difficult to quantify the associat-
ed price effects; however, they can be categorised qualitatively. If a plant operator can choose
between different marketing channels (including guaranteed sale with a minimum payment
under the German EEG), the operator will generally choose the option which (possibly includ-
ing other additional charges relating to the risks of free marketing) promises the greatest prof-
its. If it is assumed that the minimum remuneration under the German EEG always covers the
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full costs of renewable electricity production, the additional revenues of renewable plant opera-
tors should largely be regarded as windfall profits. Direct ecological effects due to the addition-
ally stimulated expansion and operation of renewable power plants arise when, through opti-
mised utilisation of different marketing channels, individual projects which were not profitable
become profitable and are implemented. If operators of renewable plants can accrue higher
revenues from individual customers on the voluntary market than they would accrue under the
German EEG, a cost shift primarily occurs. “Opting-out” almost always reduces the overall sup-
port budget of the German EEG. The eco-electricity customers creating demand pay the plant
operators the remuneration which they would have received under the German EEG (buy-out
price) as a minimum plus a surcharge resulting from the transaction costs and risks of free
marketing. The total economic costs thus increase as a result of plant operators having the
choice of different marketing channels.

Renewable power plant operators were provided with several new options under the German
EEG to market renewable electricity production under a supply model and, if appropriate, re-
ceive different kinds of support. Specifically, these comprise “simple” direct marketing, the
conventional remuneration under the German EEG, the newly introduced optional market
premium and utilisation of the eco-electricity privilege. By means of the different support op-
tions, the above-mentioned effect — that plant operators optimise their revenues through a tar-
geted choice of support option, thereby causing higher total economic costs to arise initially as
a direct effect - also applies.

Conclusions

The results of this research project show that power plant operation has a key effect on the
profitability of power plants and thereby also on the decommissioning dynamics of existing
power plants and the investment in new power plants. As a result it is necessary to conduct an
integrated assessment of power plant operation, decommissioning and investment when eval-
uating the key challenges of the transformation of the energy sector, such as the expansion of
renewable energies or the accelerated phase-out of nuclear energy.

Based on the calculations it becomes clear that system flexibility is additionally necessary for an
expansion of renewable energies. The degree of system flexibility does not fundamentally differ
between the accelerated phase-out of nuclear energy and the lifetime extension of nuclear
power plants in Germany.

On the one hand there is an additional need for flexibility on the supply side, i.e. in making
power plant capacity available. In the model this is shown by electricity imports. However, this
peak demand can generally be reduced by means of grid expansion, load management, virtual
power plants or the building of additional storage or peak load power plants. The project find-
ings show that as a result of the accelerated phase-out of nuclear energy the need for flexibili-
ties on the supply side is a little higher than in the case of the lifetime extension of nuclear
power plants. However, the results are not substantially different. At the same time energy effi-
ciency measures generally lead to a lower need for capacity and can therefore also reduce the
need for additional capacity.

On the other hand there is also a need for flexibility on the demand side. In the model this is
shown by electricity exports, which rise substantially during the increase of electricity produc-
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tion based on renewable energies. In the case of the accelerated phase-out of nuclear power,
electricity exports are slightly lower than in the case of the continued operation of nuclear
power plants. However, when accompanied by a consistent increase of electricity production
from renewable energies, energy efficiency measures lead to increased electricity exports. As a
result it is necessary to increase the flexibility of the power plant fleet, particularly from the
perspective of demand. This can be addressed by, for example, grid expansion or the imple-
mentation of storage options. Similarly temporal flexibilisation of renewable energy production
(particularly biomass) should be incorporated to reduce the need for electricity exports. Load
management measures can also lead to a reduction in the large quantity of electricity exports.

Generally the integration of renewable energies leads to a lower capacity factor for fossil power
plants and a decrease in electricity prices. However, through the accelerated phase-out of nu-
clear energy, the profitability of fossil power plants improves, which results in less mothballing
and decommissioning and an increased retrofitting of power plants. As a consequence the ac-
celerated phase-out of nuclear energy contributes to guaranteeing fossil power plant capacity
during the transition to a renewable electricity supply in Germany.

In addition the modelling results show that the accelerated phase-out of nuclear energy in
Germany leads to an increase in electricity prices compared to the continued operation of the
nuclear power plants. Due to the improved profitability of fossil power plants in the case of an
accelerated phase-out and the associated higher available capacity, the increase is only moder-
ate and generally applicable in the medium term. In the long term the increased feed-in of
renewable energies curbs the price development. Energy efficiency measures can also contrib-
ute to curbing the electricity price development.

Due to the (temporary) increased operation of fossil power plants resulting from the accelerat-
ed phase-out of nuclear energy, the CO, emissions of the German power plant fleet increase in
the short and medium term. However, since emissions are capped by the EU Emissions Trading
Scheme, it is ensured that emissions do not increase on the European level.

Through the improved profitability of fossil power plants resulting from the accelerated phase-
out of nuclear energy, power plants that are necessary for system stabilisation in the short and
medium term can be retained in the system. As a result the need for new power plants de-
creases, which can lead to lock-in effects in the long term due to their long-term capital stock
since new power plants can hamper a reduction of CO, emissions that is far-reaching in the
long term and lead to stranded investments.

In terms of the ecological assessment of marketing eco-electricity the marketing and support
options under the German EEG differ in terms of the extent to which the renewable electricity
production concerned can still be marketed to the customer with explicit identification as eco-
electricity and how the ecological requirements of eco-electricity products are fulfilled. The
increasing electricity supply from renewable energies is a key energy-economic goal. This chal-
lenge is a task that society has to confront as a whole. More specifically, this means that renew-
able energies must be increased first and foremost through the governmental promotion of
renewable energies (as long as support is necessary), and should not be treated as a simple
question of customer preference. This is realised by both the feed-in remuneration under the
German EEG and utilisation of the market premium. As a consequence in the case of these
support options the corresponding electricity production is categorised as eco-electricity within
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the scope of electricity disclosure. By being explicitly disclosed as “eco-electricity supported by
the German Renewable Energy Sources Act” the final customer can differentiate between the
renewable electricity quantities which are allocated under the German EEG and the quantities
which were actively produced or procured by the electricity provider. This supports the differ-
entiation of the electricity market through electricity disclosure. In contrast the utilisation of
the eco-electricity privilege means that final customers which purchase electricity that is “non-
privileged” under the German EEG are more strongly burdened and thereby promote renewa-
ble electricity production while the burden on the “privileged” customers, who still have their
purchased electricity categorised as renewable electricity in electricity disclosure, lessens. This
rule can be challenged from the perspective of consumer protection. Generally it makes sense
in the case of “other direct marketing” without special governmental support to categorise the
electricity as renewable within the scope of electricity disclosure. However, in order to be able
to use efficiently the additional willingness of environmentally conscious customers to pay for
the active increase of renewable energies, this information is not sufficient as a basis for the
final customers to make a decision. For this purpose quality labels are necessary for eco-
electricity, in addition to electricity disclosure. Different options are open to the regulator in
terms of making the marketing of eco-electricity to final customers more transparent within
the context of the interplay of support systems and voluntary eco-electricity market, and of
supporting the positive effects of the voluntary eco-electricity market. To improve the transpar-
ency in electricity disclosure, the quantities of imported electricity that are analogous to the
market premium regulations in Germany can be required to be shown in a separate category -
“supported renewable energy sources” — within the scope of electricity disclosure. In addition
products with the eco-electricity privilege could be categorised in electricity disclosure as, for
example, “renewable electricity supported by exemption from the German EEG”. In order to
support environmentally conscious customers in the identification of high-quality eco-electricity
products, development of a key quality label for eco-electricity, for example under the umbrella
of the Blue Angel label, seems to be helpful. Separate categorisation of new renewable power
plants in electricity disclosure would also support final customers in the search for high-quality
eco-electricity products. In addition it should be examined whether the German government
can create the opportunity for quantities of renewable electricity production in some eco-
electricity products for the voluntary market not to be counted under the EU Renewable Energy
Directive as contributing to fulfilment of the target to increase renewable energy production.
For the first time customers would have the opportunity to bring about a real additional envi-
ronmental benefit by purchasing certain eco-electricity products.
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Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark
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1 Einleitung

Ein Kernstiick des Energiekonzepts der Bundesregierung ist der Ausbau der erneuerbaren
Energien. Der Anteil an der gesamten Stromerzeugung soll 35 % im Jahr 2020, 50 % im Jahr
2030 und 80 % im Jahr 2050 erreichen (BMWi & BMU, 2010). Im Jahr 2010 betrug der Anteil
der erneuerbaren Stromerzeugung bereits 17 % der gesamten inldndischen Stromnachfrage
(BMU, 2011). Dariiber hinaus beschloss die schwarz-gelbe Bundesregierung im Jahr 2010 als
Teil des Energiekonzepts, die Laufzeit der Kernkraftwerke um durchschnittlich 12 Jahre gegen-
iiber dem Ausstiegsbeschluss der rot-griinen Bundesregierung im Jahr 2000 zu verldngern
(BMWIi & BMU, 2010), (Bundesregierung, 2000)). Nach der Reaktorkatastrophe von Fukushima
im Mérz 2011 wurde dieser Beschluss revidiert. Im Rahmen des Moratoriums wurde beschlos-
sen, acht Kernkraftwerke sofort stillzulegen bzw. nicht wieder anzufahren. Fir die verbleiben-
den Reaktoren wurden im Vergleich zum Energiekonzept des Jahres 2010 verkiirzte Restlauf-
zeiten festgelegt (Bundesregierung, 2011). Damit steht die Stromerzeugung in Deutschland vor
einer weitreichenden Transformation.

Die Einspeisung erneuerbarer Energien beeinflusst den Kraftwerkseinsatz und damit den
Strompreis. Da erneuerbare Energien mit einem festen Einspeisetarif vergiitet werden, werden
sie unabhédngig von der jeweiligen Nachfrage in das Netz eingespeist. Damit sinkt der Strom-
preis auf den Spotmaérkten (siehe z.B. (SensfuB3, Ragwitz, & Genoese, 2008), (Traber & Kemfert,
2009)). GleichermaBen zeigen Studien, dass bei ansonsten unverdndertem Kraftwerkspark ver-
dnderte Restlaufzeiten von Kernkraftwerken Auswirkungen auf den Strompreis haben. Durch
die geringen Grenzkosten von Kernkraftwerken ist der Strompreis auf dem Spotmarkt bei einer
langeren Laufzeit von Kernkraftwerken grundsatzlich geringer als ohne eine solche Verldnge-
rung (siehe z.B. (Bruckner, Kondziella, & Bode, 2010), (R2b & EEFA, 2010), (Knopf et al., 2011),
(R2b, 2011)). GleichermafBen bewirkt eine verstdarkte Einspeisung von erneuerbaren Energien
bzw. eine ldngere Laufzeit von Kernkraftwerken eine geringere Stromerzeugung in anderen
konventionellen (fossilen) Kraftwerken.

Bei der Analyse der Auswirkungen eines verstarkten Ausbaus der erneuerbaren Energien bzw.
des Einflusses der Laufzeit von Kernkraftwerken stellen einige Studien die langfristige Entwick-
lung des Kraftwerksparks in den Vordergrund. Dabei missen Annahmen getroffen werden in
Bezug auf die Einlastung der Kraftwerke und die sich daraus ergebenden Benutzungsstunden
auf dem Strommarkt. Andere Studien wiederum gehen von einer vorgegebenen Entwicklung
des Kraftwerksparks aus und ermitteln darauf aufbauend, welche Auswirkungen eine verstarkte
Einspeisung erneuerbarer Energien oder eine verdnderte Laufzeit von Kernkraftwerken auf die
Einlastung der Kraftwerke bzw. den Strompreis hat. Die Einlastung von Kraftwerken sowie die
langfristige Entwicklung des Kraftwerksparks (die sich aus Stilllegungen und Neuinvestitionen
ergibt) bedingen einander jedoch. So kdnnen ein niedrigerer Strompreis und geringere Benut-
zungsstunden fossiler Kraftwerke (z.B. bedingt durch eine ldngere Laufzeit von Kernkraftwer-
ken) dazu fiithren, dass fossile Kraftwerke nicht mehr wirtschaftlich betrieben werden kénnen
und stillgelegt werden oder in Kaltreserve gehen. Gleichermafien konnen steigende Stromprei-
se durch einen schnelleren Ausstieg aus der Kernenergie unter Umstdnden zu einer Verbesse-
rung der Wirtschaftlichkeit und damit zu einer Reaktivierung von Kaltreserve-Kraftwerken oder
zu Ertiichtigung (Retrofit) von fossilen Kraftwerken fithren. Wird der Einfluss einer erhohten
Einspeisung aus erneuerbaren Energien oder einer Verldngerung der Laufzeit von Kernkraft-
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werken auf die Wirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke berticksichtigt, so ergibt sich eine andere
Entwicklung des Kraftwerksparks und der daraus resultierenden Strompreiseffekte. Diese Riick-
kopplungsmechanismen zwischen (kurzfristigem) Kraftwerkseinsatz und (mittel- und langiristi-
gen) Kraftwerksstilllegungen und -investitionen wurden in vielen Studien bislang jedoch nicht
oder nur unzureichend berticksichtigt.

In der hier vorliegenden Studie soll diese Liicke geschlossen werden. Durch eine iterative Be-
trachtung des kurzfristigen Kraftwerkseinsatzes in einem Dispatch-Modell und der langiristigen
Stilllegungs- und Investitionseffekte in einem Kraftwerksinvestitionsmodell sollen die Auswir-
kungen der Integration erneuerbarer Energien vor dem Hintergrund der verbleibenden Lauf-
zeit von Kernkraftwerken bewertet werden.

Des Weiteren sollen verschiedene Vermarktungswege fiir Okostrom einschlieBlich der damit
verbundenen wirtschaftlichen Effekte sowie die unterschiedlichen Vermarktungsoptionen ge-
méal dem Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) diskutiert werden.

Die Studie basiert auf einem Projektantrag im Rahmen der Forderbekanntmachung ,Quer-
schnittsforschung Erneuerbare Energien“ des Bundesministeriums fiir Umwelt, Naturschutz und
Reaktorsicherheit vom 9. Mai 2007. Im Verlauf der Antragsphase regte der Auftraggeber an,
ein Verbundvorhaben gemeinsam mit einem zweiten Konsortium zu beantragen, da dieses
einen Antrag zu einem dhnlichen Thema stellte. In mehreren Abstimmungsrunden wurde
schlieBlich ein Verbundvorhaben ,Analyse der Auswirkungen der Integration erneuerbarer
Stromerzeugung auf den deutschen Strommarkt bis 2030“ zwischen Konsortium 1 unter Lei-
tung des Oko-Instituts und Konsortium 2 unter Leitung von Ecofys geschlossen. Dariiber hinaus
wurden zwischen den beiden Konsortien sowie mit dem BMU sowohl Inhalt und Struktur der
Studie als auch die Rahmendaten sowie relevante Schnittstellen abgestimmt. So basieren insbe-
sondere die Annahmen in Kapitel 3 auf der genannten Abstimmung. Teile der Ergebnisse in
Kapitel 4 wurden an Konsortium 2 als Dateninput in der Modellierung weitergeleitet. Die Dis-
kussion der Aspekte zur Vermarktung von Okostrom (Kapitel 5) wurde auf expliziten Wunsch
des BMU aufgenommen. Dieser Bericht umfasst den Teilbericht des Konsortiums 1 (Oko-Institut
e.V., Universitidt Leipzig, Forderkennzeichen 0325163A). Der Bericht des Konsortiums 2 wird
dem Projekttrdger separat ibermittelt (Ecofys et al., 2012).

In Kapitel 2 werden zundchst die beiden verwendeten Modelle und die Methodik der Iteration
zwischen den Modellen beschrieben. Kapitel 3 enthélt die Szenariodefinition sowie die wesent-
lichen Rahmendaten und Annahmen. Kapitel 4 diskutiert die Ergebnisse der unterschiedlichen
Szenarien. Kapitel 5 erortert schlieBlich verschiedene Aspekte zur Vermarktung von Okostrom.
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2 Methodik

Grundlage der Modellierung im Rahmen dieses Projektes ist die iterative Anwendung des
Kraftwerksinvestitionsmodells ELIAS und des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES.

Das Kraftwerksinvestitionsmodell ELIAS (Electricity Investment Analysis) ist ein Bottom-up-
Simulationsmodell zur Abbildung von Investitionen im Kraftwerkspark. Auf Grundlage der Still-
legung von Kraftwerken und der Entwicklung der Stromnachfrage wird der Investitionsbedarf
an neuen Kraftwerken bestimmt. Das Entscheidungskalkiil fiir den Kraftwerkszubau basiert auf
perfekter Voraussicht (perfect foresight) eines idealtypischen Investors, der iiber Informationen
uber alle Kosten und Erlose tiber den Planungshorizont verfiigt. Die Investition ist kostenge-
trieben, d.h. je geringer die Vollkosten der Stromerzeugung, desto groSer ist der Anteil der
jeweiligen Technologie am gesamten Zubau. Bei der Investitionsrechnung werden neben Inves-
titions- und Betriebskosten des Kraftwerks zusétzlich Kosten und Erlose betrachtet, die sich aus
politischen Interventionen (wie beispielsweise dem Emissionshandel) ergeben. Dabei sind eine
Vielzahl von PolitikmaBnahmen und Ausgestaltungsoptionen einstellbar. Bei ELIAS handelt es
sich um ein Vintage-Capital-Modell. Es wird die Altersstruktur des Kraftwerksparks mit unter-
schiedlichen Technologie-Jahrgdngen (Vintages) dargestellt. Durch die Abbildung des Ausschei-
dens alter Technologie-Jahrgénge aus dem System und deren Ersatz durch neue Technologien
(Stock-Exchange-Ansatz) kann die zeitliche Entwicklung des Kraftwerksparks verfolgt werden.
Die Stilllequng kann dabei sowohl auf Basis der technischen Lebensdauer, einer definierten
Vorgabe (z.B. Atomausstieg) und einem 6konomischen Kalkiil (Deckung der jéhrlichen Fixkos-
ten durch Strommarkterlose) bestimmt werden. Dariiber hinaus kénnen RetrofitmaBnahmen
an Stelle von Neubauten modelliert werden. ELIAS verwendet die Ergebnisse des Kraftwerksein-
satzmodells MICOES sowohl beim Stilllegqungskalkiil als auch beim Investitionskalkiil nach 6ko-
nomischen Kriterien. GleichermaBen dient die in ELIAS ermittelte Entwicklung des Kraftwerk-
sparks als Input fiur MICOES.

MICOES (Mixed-Integer Cost Optimization of Energy Systems) ist ein am Lehrstuhl fir Ener-
giemanagement und Nachhaltigkeit der Universitidt Leipzig genutztes Modell zur Kraft-
werkseinsatzoptimierung. Insbesondere kénnen damit Angebots- und Nachfrageentscheidun-
gen am Spotmarkt fiir Strom nachgebildet werden. Der Markt fiir Reservekapazitat wird tiber
Restriktionen einbezogen. Dadurch ist es méglich, die Borsenpreise am deutschen Spotmarkt
modellbasiert abzuschéatzen.

Mathematisch ist MICOES ein gemischt-ganzzahliges Fundamentalmodell, welches mithilfe der
algebraischen Modellierungssprache GAMS (General Algebraic Modeling System) gelodst wird.
Das Modell MICOES ist in Abb. 2-1 schematisch dargestellt.

Als Input fir das Modell dient eine Datenbank mit den in Deutschland in Betrieb befindlichen
fossilen und nuklearen Kraftwerken (gréfler 100 MW installierter Nettoleistung blockscharf,
kleinere Anlagen aggregiert). In dieser Datenbank sind fir jedes Kraftwerk die installierte Net-
toleistung und der Wirkungsgrad hinterlegt. Dariiber hinaus gehen technische Restriktionen
thermischer Kraftwerke wie Mindestleistung, Lastgradienten, Mindeststillstandszeiten und Min-
destbetriebszeiten in die Berechnungen ein (vgl. Tab. A- 1 im Anhang).
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Abb. 2-1: Schematische Darstellung des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES
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Quelle: Eigene Darstellung

Ziel des Modells ist die kostenoptimale Deckung einer vorgegebenen Stromnachfrage. Diese
bezieht sich im Modell auf die stiindliche Residuallast, die sich nach Abzug der Einspeisung aus
erneuerbaren Energiequellen (Einspeisevorrang) und (industrieller) Must-run-Erzeugung von
der stindlichen Nettostromnachfrage ergibt.

Fir die Deckung der Stromnachfrage werden die Kraftwerke aufsteigend geméf ihrer Reihen-
folge in der sogenannten Merit Order, der Einsatzreihenfolge gemdf3 den Grenzerzeugungskos-
ten der einzelnen Kraftwerke, eingesetzt. Die Grenzkosten der Kraftwerke bestimmen sich da-
bei aus den Brennstoffkosten, Kosten fir CO.-Zertifikate sowie sonstigen variablen Betriebskos-
ten (z.B. verursacht durch die Rauchgasreinigung). MICOES geht allerdings iiber den Ansatz
eines reinen Merit Order-Modells hinaus, indem zusétzlich Kosten fiir das Anfahren und Abfah-
ren der Kraftwerke beriicksichtigt werden. Bei der Berechnung der Anfahrkosten spielt auch
die Dauer, die ein Kraftwerk bereits abgeschaltet ist, eine Rolle.

Stromerzeugung aus KWK-Anlagen wird temperaturabhdngig als Must-run-Stromerzeugung
modelliert.

Pumpspeicherkraftwerke werden als Spitzenlastkraftwerke modelliert, die Strom in Zeiten ho-
her Stromnachfrage anbieten.

MICOES ist zwar grundsdtzlich ein nationales Strommarktmodell, allerdings ermdéglicht das
Modell auch Export und Import von Strom. Dies bedeutet, dass das Modell in Stunden sehr ho-
her Last Strom aus dem Ausland zu einem vorgegebenen (hohen) Strompreis importieren kann.
Entgegengesetzt ist es moglich, in Stunden mit einer geringen Last Strom ins Ausland zu expor-
tieren. Die Kapazitdten fiir Ex- und Import orientieren sich dabei an den deutschen Grenzkup-
pelkapazitdten. Export und Import erfolgen dabei allerdings nicht marktgetrieben, sondern aus
technischen Griinden, d.h. bei iiberschiissigem Stromangebot kann exportiert bzw. bei nicht
ausreichender Kraftwerksleistung importiert werden.
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Als Output liefert das Modell stiindliche Strompreise auf dem Spotmarkt und fir jedes Kraft-
werk dessen Stromerzeugung, der von ihm erwirtschaftete Deckungsbeitrag sowie seine CO--
Emissionen.

Bei der Iteration zwischen ELIAS und MICOES (Abb. 2-2) werden Investitionsentscheidungen
in neue Kraftwerke aus der Perspektive eines idealtypischen Investors auf Basis der (langfristi-
gen) Vollkosten der Stromerzeugung als wichtigste Entscheidungsvariable getroffen (ELIAS). Der
Kraftwerkseinsatz wird durch Minimierung der gesamten (kurzfristigen) Stromerzeugungskos-
ten (Grenzerzeugungskosten einschlieSlich An- und Abfahrkosten) bestimmt (MICOES). Der In-
vestitionsbedarf in neue Kraftwerke wird durch die Stilllequng von Kraftwerken sowie die Ent-
wicklung der Stromnachfrage bestimmt (ELIAS). Die Struktur des Kraftwerksparks wird an das
Kraftwerkseinsatzmodell MICOES tibergeben, das den Einsatz der Kraftwerke einschlieBlich der
entsprechenden Benutzungsstunden und Stromerlose bestimmt. Die Ergebnisse des Strom-
marktmodells werden an ELIAS zuriickgespeist. Sie stellen einen wesentlichen Input fir die
Stilllegungs- und Investitionsentscheidung dar.

Abb. 2-2: Iteration zwischen Kraftwerksstilllegung und -investition (ELIAS) und Kraftwerkseinsatz (MICOES)
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Quelle:  Eigene Darstellung

Die Iterationen zwischen ELIAS und MICOES werden schrittweise durchgefiihrt, d.h. fiir jedes
Szenarienjahr werden Kraftwerksstilllegung und -investition mit den daraus folgenden Ergeb-
nissen des Strommarkts (Benutzungsstunden, Stromerldse) so lange iteriert, bis die Ergebnisse
in Bezug auf Stilllegqung und Investition und somit der Kraftwerkspark stabil sind. Dabei gibt es
zwei wesentliche Wechselwirkungen zwischen Kraftwerksstilllegung, -investition und -betrieb:

¢ Investitionsentscheidung: Die Kraftwerkstechnologien, die zugebaut werden, hdngen von
den Vollkosten der Stromerzeugung ab. Eine wesentliche EinflussgréBe fiir diese Vollkosten
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ist die Anzahl der Benutzungsstunden, auf Grundlage derer die Investition berechnet wird.
Die zugebauten Kraftwerksarten beeinflussen wiederum die Einsatzreihenfolge der Kraft-
werke und damit den Kraftwerkseinsatz. Damit gibt es eine Wechselwirkung zwischen den
zugebauten Kraftwerkstechnologien und dem Kraftwerkseinsatz.

o Stilllegung/Investitionsbedarf: Die Marktergebnisse (Benutzungsstunden, Stromerlose) be-
stimmen, ob ein bestehendes Kraftwerk wirtschaftlich betrieben werden kann. In Abhén-
gigkeit der Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen wird dariiber entschieden, ob
ein Kraftwerk stillgelegt wird, in Kaltreserve geht oder nach Durchfithrung von Ertiichti-
gungsmafBnahmen (Retrofit) iber die normale Lebensdauer hinaus betrieben wird. Als Er-
gebnis dieser Effekte ergibt sich der Investitionsbedarf in neue Kraftwerke. Die gesamte
neue zugebaute Kraftwerksleistung beeinflusst wiederum den Kraftwerksbetrieb. Damit gibt
es eine Wechselwirkung zwischen Kraftwerksbetrieb und der Hohe der zugebauten Kraft-
werksleistung.
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3 Szenariodefinition sowie verwendete Parametrisierung und Rahmendaten

In diesem Bericht sollen die Ergebnisse fiir vier unterschiedliche Szenarien dargestellt werden.
Zum einen werden die Wechselwirkungen zwischen Kraftwerksbetrieb, -stilllegung und -in-
vestition bis 2030 unter Beriicksichtigung eines verstarkten Ausbaus erneuerbarer Energien fiir
zwei verschiedene Szenarien in Bezug auf die verbleibende Laufzeit von Kernkraftwerken un-
tersucht: unter Beriicksichtigung eines schnellen Ausstiegs aus der Kernenergie wie 2011 von
der Bundesregierung beschlossen (,ohne Laufzeitverlingerung®, OLZV) sowie zum Vergleich
unter der Annahme, dass der Beschluss zur Laufzeitverldngerung aus dem Jahr 2010 fortbesteht
(,mit Laufzeitverlangerung“, MLZV). Zum anderen werden in dieser Studie zwei verschiedene
Datensdtze an Rahmendaten verwendet. Rahmendatensatz A basiert auf Annahmen, die vom
Oko-Institut abgeleitet (Matthes, 2010) bzw. aus dem Projekt ,Politikszenarien V* iibernommen
wurden (Matthes et al., 2009). Rahmendatensatz B entspricht den Rahmendaten dem Leitszena-
rio 2010 (Nitsch, 2010a). Diese Rahmendaten beziehen sich jeweils auf die verwendeten Brenn-
stoff- und CO.-Zertifikatspreise' sowie die Nettostromnachfrage. Im Hinblick auf den Ausbau
der erneuerbaren Energien, den verwendeten Kraftwerkspark des Basisjahres 2008 sowie die
politischen Rahmenbedingungen wird nicht zwischen den Szenarien unterschieden. Damit er-
geben sich die folgenden vier Szenarien:

e Rahmendatensatz A
0 Ohne Laufzeitverlingerung (OLZV_A)
0 Mit Laufzeitverldngerung (MLZV_A)

e Rahmendatensatz B
0 Ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_B)
o Mit Laufzeitverldngerung (MLZV_B)

Im Folgenden werden die entsprechenden Rahmendaten vorgestellt. Dazu gehéren Annahmen
Zu Brennstoffpreisen (Abschnitt 3.1) sowie Zu Zertifikatspreisen fur COo-
Emissionsberechtigungen (Abschnitt 3.2). AnschlieBend werden die Annahmen zum Ausbau
der erneuerbaren Energien (Abschnitt 3.3) und der Stromerzeugung insgesamt (Abschnitt 3.4)
dargestellt. Abschnitt 3.5 beschreibt die Entwicklung der Leistungsnachfrage und die daraus
abgeleitete Residuallast. In der Folge werden der verwendete Kraftwerkspark erldutert sowie
die verbleibende Laufzeit der Kernkraftwerke mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV,
MLZV) beschrieben (Abschnitt 3.6). AnschlieBend werden die relevanten politischen Rahmen-
bedingungen dargestellt (Abschnitt 3.7). In Abschnitt 3.8 werden schlieBlich die wichtigsten
investitionsrelevanten Technik- und Kostendaten der unterschiedlichen Kraftwerksoptionen
dargestellt. Alle Preisangaben beziehen sich auf reale Preise des Jahrs 2008. Brutto-Werte wur-
den in Nettoangaben (Leistung, Stromerzeugung) umgerechnet. Es wird eine Diskontrate von
9 % angenommen.

! Die Annahmen fiir Brennstoff- und CO-Preise entsprechen dem Preispfad ,,A: Deutlich® in der Leitstudie.
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3.1 Brennstoffpreise

In Abb. 3-1 sind die Annahmen zu den Brennstoffpreisen fiir die Energietrager Uran, Braunkoh-
le, Steinkohle, Erdgas sowie leichtes und schweres Heiz6l jeweils frei Kraftwerk dargestellt. Fir
Uran wurde ein konstanter Preisverlauf bis zum Jahr 2030 unterstellt. Bei Braunkohle wird
ebenfalls nur von minimal steigenden Preisen ausgegangen. Die Preise fiir Steinkohle, Erdgas
und Heizol werden sowohl fiir den Rahmendatensatz A als auch B als steigend angenommen,
wobei fiir den Rahmendatensatz B ein deutlich stdrkerer Anstieg unterstellt ist. Eine Tabelle mit
den verwendeten Preisen befindet sich im Anhang (Tab. A- 2).

Abb. 3-1: Brennstoffpreise frei Kraftwerk fiir Rahmendatensatz A und B
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von (Matthes, 2010) fiir Rahmendatensatz A und (Nitsch, 2010b) fiir Rahmendatensatz B

Fir KWK-Anlagen sind des Weiteren Erlose aus dem Verkauf von Wérme relevant. Diese ent-
sprechen jeweils den Kosten der Warmeerzeugung mithilfe einer ungekoppelten Alternativ-
technologie. Fiir industrielle KWK-Anlagen wird der Warmeerlds auf Basis eines gasbetriebe-
nen Brennwertkessels ermittelt und fiir KWK-Anlagen, die in das Fernwdrmenetz einspeisen,
auf Basis eines Erdgas-Kessels unter Berticksichtigung von Transportverlusten.

3.2 CO0,~Zertifikatspreise

In Abb. 3-2 sind die Annahmen zu den CO.-Zertifikatspreisen dargestellt (Werte in Tab. A- 2 im
Anhang). Die Preise fir CO, werden sowohl fiir den Rahmendatensatz A als auch B als steigend
angenomimen, wobei fiir den Rahmendatensatz B ein deutlich starkerer Anstieg auf iber 50 €/t
im Jahr 2030 unterstellt ist.
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Abb. 3-2: C0,-Zertifikatspreise fiir Rahmendatensatz A und B
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von (Matthes et al., 2009) fiir Rahmendatensatz A und (Nitsch, 2010b) fiir Rahmendatensatz B

3.3 Ausbau der erneuerbaren Energien

Wie oben ausgefiihrt, wird im Hinblick auf den Ausbau der erneuerbaren Energien (EE) zwi-
schen den betrachteten Szenarien nicht unterschieden. Als Grundlage fiir den Ausbaupfad die-
nen die Daten der Leitstudie (Nitsch, 2010a). Die Bruttowerte wurden unter Verwendung des
aus der amtlichen Statistik abgeleiteten Eigenverbrauchs der Kraftwerke in Nettowerte umge-
rechnet.

In Abb. 3-3 ist die installierte elektrische Nettoleistung an erneuerbaren Energien wiedergege-
ben. Abb. 34 zeigt die dazugehorige Nettostromerzeugung (vgl. auch Tab. A- 3 sowie Tab. A- 4
im Anhang). Wéahrend bei der Wasserkraft kein nennenswerter Ausbau unterstellt wird, sind
fir wWind (insbesondere Offshore) hohe Zuwachsraten angenommen. Fotovoltaik wird ebenfalls
stark ausgebaut. Dariiber hinaus verdoppelt sich die Biomasse-Stromerzeugung liber den Sze-
narienhorizont. Ab 2020 kommt es auBBerdem zu einem Import an EE-Strom aus dem européi-
schen Stromverbund.
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Abb. 3-3: Installierte elektrische Leistung an erneuerbaren Energien (netto)
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Abb. 3-4: Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien (netto)
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3.4 Stromerzeugung

In Abb. 3-5 sind die Annahmen zur Nettostromerzeugung iiber den Szenarienhorizont bis 2030
dargestellt. Fir den Rahmendatensatz A wird die Nettostromerzeugung als nahezu konstant
angenommen, wahrend fiir den Rahmendatensatz B von einer langsam fallenden Stromerzeu-
gung aufgrund von Effizienzsteigerungen ausgegangen wird.

Abb. 3-5: Nettostromerzeugung bis 2030 fiir Rahmendatensatz A und B
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von (Matthes et al., 2009) fiir Rahmendatensatz A und (Nitsch, 2010a) fiir Rahmendatensatz B

Eine Tabelle mit den verwendeten Werten fiir die Nettostromerzeugung befindet sich im An-
hang (Tab. A- 5).

3.5 Leistungsnachfrage

Relevant fiir die kostenoptimale Deckung der Leistungsnachfrage im Kraftwerkseinsatzmodell
MICOES ist die Residuallast. Fiir die Ableitung der Residuallastkurven wurde der stiindliche
Lastvektor von 2008 (ENTSO-E, 2010) mit der angenommenen Stromerzeugung des entspre-
chenden Jahres skaliert. AnschlieBend wurden die fluktuierenden erneuerbaren Energien
(Wind und Fotovoltaik), deren Einspeiseprofile in Konsortium 2 abgeleitet wurden (Ecofys et al.,
2012), sowie die anderen als konstant einspeisend unterstellten erneuerbaren Energien (Lauf-
wasser, Geothermie, Biomasse und EE-Import) und Must-run-Kraftwerke abgezogen. In Abb. 3-6
sind die Dauerlinien der Residuallasten fiir die Stiitzjahre 2015 bis 2030 fiir Rahmendatensatz A
und B im Vergleich zum Basisjahr 2008 dargestellt.

1
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Abb. 3-6: Dauerlinien der Residuallast der Jahre 2015 bis 2030 fiir Rahmendatensatz A und B im Vergleich zum
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von (ENTSO-E, 2010), (Ecofys, 2010) sowie (Matthes et al., 2009) fiir Rahmendatensatz A und
(Nitsch, 2010a) fiir Rahmendatensatz B

Durch die im Rahmendatensatz B unterstellte geringere Strom- und damit Leistungsnachfrage
liegen die Dauerlinien stets unter denen des Rahmendatensatzes A. Wahrend im Jahr 2008 die
hochste Residuallast bei iiber 83 GW lag, sinkt dieser Wert bis zum Jahr 2030 fiir Rahmenda-
tensatz A auf etwa 73 GW und fiir Rahmendatensatz B aufgrund der geringeren Stromnachfra-
ge sogar auf 62 GW ab. Sowohl fir Rahmendatensatz A als auch B gibt es ab dem Jahr 2020
negative Residuallasten. Dies bedeutet, dass die Must-run-Erzeugung zusammen mit der Strom-
erzeugung aus erneuerbaren Energien die Stromnachfrage in einigen Stunden des Jahres iiber-
steigt. Wédhrend die hochste negative Residuallast im Jahr 2020 bei -6 GW (A) bzw. -11 GW (B)
liegt, sinkt dieser Wert im Jahr 2030 weiter auf -36 GW (A) bzw. -44 GW (B).

3.6 Kraftwerkspark

Ausgangspunkt der Modellierung ist der Kraftwerkspark im Basisjahr (2008), der nach Brenn-
stoffen, Technologien sowie Jahrgdngen differenziert wird. GroB3e Kraftwerksblocke (ab 100
MW) gehen einzeln in die Modellierung ein, wiahrend kleinere Blocke aggregiert werden. Die
Kraftwerksstruktur wurde auf Basis einer detaillierten Kraftwerksdatenbank sowie einem Ab-
gleich mit der amtlichen Statistik abgeleitet (Tab. 3-1).
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Tab. 3-1: Struktur des Kraftwerksparks im Basisjahr 2008

Kategorie Blockscharf Aggregate Gesamt
MW
Kernenergie 20.486 0 20.486
Braunkohle 18.887 1787 20.675
Kondensation 16.776 1.198 17.974
KWK 2112 589 2.701
Steinkohle 25.619 1.597 21.217
Kondensation 20.750 982 21.732
KWK 4.869 616 5.485
Erdgas 16.004 6.953 22957
Erdgas 3.635 374 4.009
Erdgas - KWK 1.149 605 1.754
Erdgas - GuD 3132 146 3.278
Erdgas - GuD -KWK 6.477 1526 8.003
Erdgas - Gasturbine 473 117 1.591
Erdgas - Gasturbine - KWK 1137 2.236 3.373
Erdgas - BHKW 0 949 949
Leichtes Heizdl 570 3.053 3.624
Schweres Heizol 1.307 528 1.835
Sonstige 0 444 4.44
Erneuerbare 0 43936 43.936
Lauf- und Speicherwasser 0 3.507 3.507
Windkraft onshore 0 23.747 23.741
Fotovoltaik, solarthermische Kraftwerke 0 5.877 5.877
Feste Biomasse 0 1.587 1.587
Biogas 0 1.406 1.406
Summe 82.874 62.296 145.170

Quelle:  (Platts, 2009), (Statistisches Bundesamt, 2008), (Statistisches Bundesamt, 2010), (BMU, 2009), (FNR, 2007), eigene Berechnungen

Die verbleibende Laufzeit der deutschen Kernkraftwerke ist im Atomgesetz (AtG, 2011) gere-
gelt. Sowohl im rot-grinen Ausstiegsbeschluss des Jahres 2000 als auch im Beschluss der
schwarz-gelben Bundesregierung im Jahr 2010, die Laufzeiten der Kernkraftwerke zu verldn-
gern, werden die verbleibenden Laufzeiten der Kraftwerke in Reststrommengen ausgedriickt.
Diese wurden auf Basis historischer Stromerzeugungen der einzelnen Reaktoren sowie von An-
nahmen iiber den kiinftigen Betrieb in erwartete AuBerbetriebnahmejahre umgerechnet (,,oh-
ne Laufzeitverlangerung (2000)“ und ,mit Laufzeitverldngerung (2010)“). Diese waren Basis der
Berechnungen im Rahmen dieser Studie. Im Zuge des beschleunigten Atomausstiegs, der 2011
als Konsequenz der Reaktorkatastrophe in Fukushima beschlossen wurde, wurden die Laufzei-
ten der einzelnen Reaktoren erneut verkiirzt. Dabei wurden auch spéteste AuBerbetriebnahme-
jahre im Gesetz geregelt. Tab. 3-2 gibt einen Uberblick iiber die AuBerbetriebnahmejahre der
einzelnen Kernkraftwerksblécke fiir die unterschiedlichen Ausstiegsbeschliisse. Abb. 3-7 zeigt
die gesamte installierte elektrische Leistung der Kernkraftwerke fiir die unterschiedlichen Aus-
stiegsbeschliisse.
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Tab. 3-2: Installierte elektrische Leistung (netto), Inbetriebnahmejahr sowie Auperbetriebnahmejahr fiir verschie-
dene Ausstiegsbeschliisse
Stilllegungsjahr (Entscheidungsjahr)
Ohne Laufzeitver-  Mit Laufzeitver- Beschleunigter

Kraftwerk Leistung (MW)  Baujahr langerung (2000) I3dngerung (2010) Ausstieg (2011)
Biblis A 1.163 1974 201 2021 201
Biblis B 1234 1976 2014 2023 201
Brokdorf1 1405 1986 2021 2033 2021
Brunsbiittel1 765 1977 2014 2022 201
Ems (Lingen) 1 1.329 1988 2027 2038 2022
Grafenrheinfeld 1 1.276 1982 2016 2030 2015
Grohnde 1 1.357 1985 2020 2034 2021
Gundremmingen B 1.275 1984 2020 2033 2017
Gundremmingen C 1.349 1985 2022 2034 2021
Isar1 865 1979 201 2020 201
Isar 2 1412 1988 2022 2034 2022
Kriimmel 1 1.330 1984 2023 2034 201
Neckarwestheim1 797 1976 20m 2021 201
Neckarwestheim 2 1.329 1989 2025 2037 2022
Philippsburg 1 879 1980 201 2022 201
Philippsburg 2 1.384 1985 2020 2033 2019
Unterweser1 1.338 1978 2013 2022 201

Quelle: (Platts, 2009), Berechnungen des Oko-Instituts, (Bundesregierung, 2011)

Abb. 3-T: Installierte elektrische Leistung (netto) in Kernkraftwerken fiir verschiedene Ausstiegsbeschliisse
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14



Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark

Diese Darstellungen zeigen, dass die Unterschiede zwischen dem rot-griinen Ausstiegsbeschluss
(Entscheidungsjahr 2000) und dem beschleunigten Ausstieg (2011) begrenzt sind. Da im Rah-
men der Modellierung lediglich die Stiitzjahre 2015, 2020, 2025 und 2030 betrachtet werden,
sind Unterschiede in den Zwischenjahren nicht ergebnisrelevant. Daraus kann geschlossen
werden, dass die verwendeten Auflerbetriebnahmejahre (,ohne Laufzeitverlangerung (2000)"
fir das Szenario ,OLZV*® und ,mit Laufzeitverldngerung (2010)“ fiir das Szenario ,MLZV") eine
gute Beschreibung der Rahmenbedingungen sind, die sich durch den beschleunigten Kern-
energieausstieg (2011) im Vergleich zum Laufzeitverldngerungsbeschluss (2010) ergeben.

Neben den bereits bestehenden Kraftwerken gibt es eine Reihe von Kraftwerken, die sich zur-
zeit in Bau befinden und nicht im Kraftwerkspark des Basisjahrs 2008 enthalten sind. Um die-
sem Umstand Rechnung zu tragen, werden alle sich in Bau befindlichen Kraftwerke mit Inbe-
triebnahmejahr ab 2009 der Modellierung vorgegeben (Tab. 3-3).

Tab. 3-3: Elektrische Leistung (netto) und Inbetriebnahmejahr von sich zurzeit in Bau befindlichen Kraftwerken

2009 2010 2011 2012 | Summe
MW
Braunkohle 0 2.100 670 0 2.770
Steinkohle 0 750 0 5.510 6.260
Erdgas 876 480 606 0 1.962
Summe 876 3.330 1.276 5.510 10.992
Quelle: Datenbank des Oko-Instituts, eigene Berechnungen

Weiterhin wurde die Stromerzeugung auf Basis von Raffineriegas, Hochofengas, Kokereigas
und Grubengas sowie aus Verbrennung fossilen Miills als iiber den Szenarienhorizont konstant
und als Mustrun-Erzeugung angenommen.

GroBe fossile Kondensationskraftwerke (Braunkohle, Steinkohle und Erdgas®) werden nach 6ko-
nomischem Kalkiil betrieben bzw. stillgelegt. Fir das jeweilige Szenarienjahr wird gepriift, ob
der Kraftwerksbetrieb ausreichende Deckungsbeitrdge fiir die jahrlichen Fixkosten (Personal-
kosten, Wartung und Instandhaltung) generiert. Ist dies der Fall, so ist das Kraftwerk in Betrieb
oder wird ertiichtigt, sodass ein Weiterbetrieb iiber die technische Lebensdauer (laut Ausle-
gung) hinaus ermoglicht wird. Sofern die jahrlichen Erldse nicht ausreichen, wird das Kraft-
werk stillgelegt bzw. geht in Kaltreserve (sofern das Ende der technischen Lebensdauer noch
nicht erreicht ist). Ein Kraftwerk in Kaltreserve kann zu einem spéteren Zeitpunkt reaktiviert
werden, sobald der Betrieb wieder wirtschaftlich ist. Kernkraftwerke werden gemaf3 dem vor-
gegebenen AuBerbetriebnahmejahr stillgelegt (Tab. 3-2). Fir KWK-Anlagen sowie andere
Kraftwerke (erneuerbare Energien, Industriegas-Kraftwerke, Gasturbinen usw.) wird angenom-
men, dass der Kraftwerksbetrieb nicht rein strommarktgetrieben ist, sondern weiteren Kalkiilen
wie Warmeerlosen (KWK) oder Einspeisevergiitungen (erneuerbare Energien) unterliegt. Fir
diese Kraftwerke wird deshalb angenommen, dass sie nach dem Ende der technischen Lebens-
dauer stillgelegt werden.

2 Ohne Gasturbinen.
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3.7 Politische Rahmenbedingungen

Neben der Forderung des Zubaus erneuerbarer Energien (Abschnitt 3.3) wie auch dem Ausstieg
aus der Nutzung der Kernenergie (Abschnitt 3.6) gibt es weitere PolitikmaBnahmen®, die sich
auf Kraftwerksinvestition- und betrieb auswirken.

Insbesondere beeinflusst das Europdische Emissionshandelssystem (EU ETS) den Kraftwerksbe-
trieb (durch Verdanderung der Merit Order aufgrund der unterschiedlichen COxKosten der ver-
schiedenen Kraftwerke (die wiederum vom Kraftwerkswirkungsgrad und dem CO»
Emissionsfaktor des Brennstoffs bestimmt werden)) sowie die Kraftwerksinvestition durch zu-
sdtzliche Kosten (und Erlése)* fiir CO-Zertifikate sowie durch gednderte Benutzungsstunden
aufgrund der Anderung der Merit Order durch die Einpreisung der CO,-Zertifikate. In Bezug
auf die dritte Phase des ETS (2013-2020) wird angenommen, dass der Anteil der Zertifikate fir
die Stromerzeugung grundsatzlich erworben werden miissen. Fiir warmebezogene CO»
Emissionen wird eine Zuteilung auf Basis eines Benchmarks von 225 g CO./kWhy, fiir erdgasbe-
triebene KWK-Anlagen und von 345 g CO,/kWhy, fiir andere KWK-Anlagen angenommen. Dar-
iber hinaus werden Standardauslastungsfaktoren von 7.500 h/a fur die Zuteilung angenom-
men (ZuG 2012, 2007). Ab 2021 wird angenommen, dass die Stromerzeugung einschlieBlich
gekoppelter Warmeerzeugung vollsténdig der Auktionierung unterliegt (d.h. keine kostenlose
Zuteilung).

Fir die Stromerzeugung aus KWK-Anlagen wird fir (groe) neue KWK-Anlagen ein Bonus von
15 € pro Megawattstunde KWK-Strom fiir einen Zeitraum von vier Jahren fiir Industrie- und
sechs Jahren fiir offentliche KWK-Anlagen sowie einer maximalen Forderdauer von 30.000
Stunden pro Anlage angesetzt. Der Bonus ist relevant fiir KWK-Anlagen, die bis zum Jahr 2016
in Betrieb gehen (KWKG, 2009).

Des Weiteren wird fiir dezentral einspeisende gro3e KWK-Anlagen eine Vergiitung fiir vermie-
dene Netznutzung in Hohe von 5 €/ MWh angesetzt.

3.8 Technische und Kostendaten von Kraftwerken

Tab. 3-4 und Tab. 3-5 enthalten die wichtigsten Kostenparameter idealtypischer Kondensations-
kraftwerke und KWK-Anlagen in ELIAS fiir das Jahr 2015.

Alle Angaben beziehen sich auf den Stand zu Beginn der Modellierungsarbeiten im Herbst 2010.

Erlose aus COz-Zertifikate fallen dann an, sofern mehr Zertifikate zugeteilt werden als fiir den Kraftwerksbetrieb
benotigt werden. In diesemn Fall konnen iiberschiissige Zertifikate verduBert werden. Im Regelfall fallen jedoch
Kosten an, da weniger Zertifikate als bendtigt zugeteilt werden bzw. Zertifikate vollstdndig auktioniert werden.

16



Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark

Tab.3-4:  Technische und Kostendaten von Kondensationskraftwerken, 2015

Einheit Steinkohle  Braunkohle Erdgas GuD Erdgas GuD  Gasturbine
Elektrische Leistung MW 750 950 800 400 250
Elektrischer Wirkungsgrad % 48 445 61,4 61,4 385
Investitionskosten €2008/KkWe( 1.300 1.486 681 743 409
Abschreibungsdauer a 30 30 20 20 20
Personalstdrke Angestellte 86 103 43 26 15
Wartung und Instandhaltung  €,0s/(kW.1a) 26,8 3715 18 18 6.4
Versicherung % der Investitionskosten 05 05 05 05 05
Variable Betriebskosten €2008/MWhy, 2,0 2.3 05 05 05
Spezifische CO,-Emissionen g CO,/kWhy, 705 906 328 328 524
Quelle: (Schneider, 1998), (Schulz et al., 2005), eigene Annahmen und Berechnungen
Tab. 3-5: Technische und Kostendaten von KWK-Anlagen, 2015

L Steinkohle  Steinkohle

Einheit Erdgas GuD Erdgas GuD Erdgas GuD (Industrie) (Fernwéirme)
Elektrische Leistung Mw 30 100 407 320 320
Thermische Leistung Mw 40 110 426 550 550
Elektrischer Wirkungsgrad % 41 45,7 49,1 33,7 425
Investitionskosten €2008 kW, 1.238 805 681 1733 1733
Abschreibungsdauer a 15 15 15 15 15
Personalstdrke Angestellte 6 22 34 172 172
Wartung und Instandhaltung  €,0s/(kW,1a) 50 325 215 70 70
Versicherung % der Investitionskosten 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0
Variable Betriebskosten €2008/MWhy, 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0
Spezifische CO,-Emissionen g CO,/kWh,, 490 441 410 1.005 796

Quelle:

Eigene Annahmen und Berechnungen

Angaben fiir Kraftwerke mit CO;-Abscheidung und Einspeicherung (Carbon Capture and Stora-
ge, CCS) basieren auf den Angaben fir die jeweiligen (groBen) Kondensationsanlagen fir Stein-
kohle, Braunkohle und Erdgas (Matthes et al., 2009). Dabei werden eine Wirkungsgradeinbuf3e
von 9 Prozentpunkten, zusitzliche Investitionskosten in Hohe von 1.000 €300s/kWe fur Kohle-
CCS und 600 €005/ kW, fiir Erdgas-CCS sowie ein Abscheidegrad von 90 % angenommen. Perso-
nalstarke, Wartungs- und Instandhaltungskosten sowie variable Betriebskosten wurden mit
dem Verhéltnis der Investitionskosten skaliert. Fiir COz-Transport und -Einlagerung werden
12 €;008/t angenommen (Umweltbundesamt, 2009).

Dariiber hinaus wurden spezifische Personalkosten von 60.000 €20s/(Person*Jahr), Abrisskosten
von 45 €008/ KWe sowie Bauherreneigenleistungen in Hohe von 15 % der Investitionskosten fir
alle Kraftwerkstechnologien angenommen. Unter Bauherreneigenleistungen werden zusatzlich
zu der eigentlichen Kraftwerksinvestition anfallende Kosten wie beispielsweise fir Grundstiicke,
Infrastruktur oder Hilfseinrichtungen verstanden (vgl. z.B. (Bejan, Tsatsaronis, & Moran, 1996),
(Schneider, 1998)). Der Wirkungsgrad der Bestandskraftwerke wurde auf Basis von (Schréter,
2004) abgeschatzt.
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4 Ergebnisse

In diesemn Kapitel sollen die Modellergebnisse der verschiedenen Szenarien dargestellt werden.
Dabei wird in Abschnitt 4.1 fiir den Rahmendatensatz A ein Vergleich zwischen dem Szenario
~ohne Laufzeitverldngerung“ (OLZV_A) und dem Szenario ,,mit Laufzeitverlangerung® (MLZV_A)
angestellt. AnschlieBend folgen im Abschnitt 4.2 die entsprechenden Ergebnisse fir den Rah-
mendatensatz B (OLZV_B, MLZV_B). Dabei werden fiir den Datensatz A die unterschiedlichen
Einlastungs-, Stilllegqungs- und Investitionseffekte ausfiithrlich diskutiert. Fiir den Rahmendaten-
satz B werden lediglich die sich durch die gednderten Rahmenbedingungen (Szenarioannah-
men) ergebenden Effekte genauer erliutert.

Es werden dabei jeweils zunédchst die Ergebnisse des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES darge-
stellt. Diese stellen die Entwicklung der Kraftwerkseinsatzreihenfolge (Merit Order), die Ent-
wicklung der Strompreise sowie verschiedene Betriebsergebnisse wie die Auslastung einzelner
Kraftwerkstypen oder die Notwendigkeit fiir Import und Export dar®. Jeweils im Anschluss wer-
den die Ergebnisse des Kraftwerksinvestitionsmodells ELIAS dargestellt. Diese umfassen die ge-
samte Entwicklung des Kraftwerksparks in Bezug auf die installierte Leistung und die Stromer-
zeugung. Dariiber hinaus wird die Stilllequngs- und Investitionsdynamik aus wirtschaftlicher
Perspektive dargestellt (Wirtschaftlichkeit von Kraftwerksbetrieb und -investition, Stilllegung,
Retrofit, Kaltreserve)®, die unter anderem wiederum eine Folge der Ergebnisse fiir den Kraft-
werkseinsatz im Modell MICOES sind. Hierbei wird aulerdem eine Gesamtschau der Ergebnisse
der Iteration aus Kraftwerkseinsatz, -stilllegqung und -investition dargestellt.

Abschnitt 4.3 vergleicht die Ergebnisse fiir den Kraftwerkseinsatz sowie Kraftwerksstilllequng
und -investition zwischen Rahmendatensatz A und B. Abschnitt 4.4 vergleicht die Ergebnisse
der verschiedenen Szenarien im Rahmen dieser Studie in Bezug auf die Struktur des fossilen
Kraftwerkspark mit der entsprechenden Entwicklung im Leitszenario 2010.

4.1 Szenario ,,ohne Laufzeitverlangerung” und ,,mit Laufzeitverlangerung" fiir den Rahmenda-
tensatz A (OLZV_A, MLZV_A)

4.1.1 Ergebnisse des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES fiir den
Rahmendatensatz A dargestellt. Zunédchst werden die Spotpreise am Strommarkt diskutiert und
anschlieBend die Kraftwerkseinlastung analysiert.

Merit Order des konventionellen Kraftwerksparks

In Abb. 4-1 ist fir die Jahre 2015 und 2030 fiir die Szenarien ,ohne Laufzeitverlangerung*
(oben, OLZV_A) und ,mit Laufzeitverlangerung” (unten, MLZV_A) die Kraftwerkseinsatzreihen-
folge (Merit Order) des konventionellen Kraftwerksparks dargestellt. Wéhrend im OLZV-

Import und Export stehen im Rahmen dieser Analyse grundsétzlich stellvertretend fiir bendétigte Flexibilitdten im
Kraftwerkssektor. So kénnen beispielsweise Demand Side Management oder der Bau von Speichern den Bedarf
an Import und Export von Strom reduzieren.

Die Wirtschaftlichkeitsbetrachtung fir die Stilllequngsdynamik ist dabei nur fiir fossile Kondensationskraftwerke
relevant (Abschnitt 3.6).

18



Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark

Szenario im Jahr 2015 noch 13 GW Kernenergie am Netz sind, sind es im MLZV-Szenario auf-
grund der Laufzeitverlangerung der Kernkraftwerke noch 20 GW. Im Jahr 2030 sind im OLZV-
Szenario keine Kernkraftwerke mehr am Netz, im MLZV-Szenario sind es dagegen noch 12 GW.

Abb. 4-1: Vergleich der Merit Order der Jahre 2015 und 2030 in den Szenarien OLZV_A und MLZV_A
Szenario OLZV_A 2015 Szenario OLZV_A 2030
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

Im MLZV-Szenario ist durch die Laufzeitverldngerung der Kernkraftwerke deutlich mehr Kraft-
werkskapazitdt mit geringen Grenzkosten im System, was im Vergleich zum OLZV-Szenario
niedrigere Strompreise erwarten lasst. Weiterhin ist durch die generell geringere Kapazitdt im
OLZV-Szenario im Vergleich zum MLZV-Szenario zu erwarten, dass der Bedarf fiir Spitzenlastde-
ckung durch Import hoher ist, was zusitzlich strompreiserh6hend wirkt. Generell ist die ver-
fiigbare konventionelle Kapazitdt in 2030 geringer als in 2015, so dass in Zeiten hoher Residu-
allast (z.B. bei hoher Last und geringem Dargebot aus erneuerbaren Energien) der Importbe-
darf zumindest in einigen Stunden des Jahres ansteigen kann. Im MLZV-Szenario ist der Anteil
an unflexiblen Kern- und Braunkohlekraftwerken hoher als im OLZV-Szenario, was aufgrund
der groBeren Steifigkeit dieser Kraftwerke (vgl. technische Parameter im Anhang, Tab. A- 1)
hohere Exporte erwarten lasst.

Strompreise

In Abb. 4-2 sind fiir die berechneten Stiitzjahre 2015-2030 die durchschnittlichen Strompreise
am Spotmarkt angegeben. Diese entsprechen dem an den Strombdrsen EEX bzw. EPEX ver-
wendeten Index ,Phelix Base®, der sich als ungewichtetes Mittel aller stiindlichen Spotpreise
eines Jahres berechnet.
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Abb. 4-2: Strompreise am Spotmarkt fiir den Rahmendatensatz A, 2015 - 2030
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Sowohl im Szenario ,ohne Laufzeitverldngerung“ (OLZV_A) als auch im Szenario ,,mit Laufzeit-
verlangerung“ (MLZV_A) steigen die Strompreise von 2015 bis 2025 aufgrund des generellen
Anstiegs der Brennstoffpreise (Abb. 3-1) an. Im Jahr 2030 ist in beiden Szenarien allerdings
wieder ein Riickgang des Strompreises zu beobachten. Dies liegt daran, dass die Preissteigerun-
gen der fossilen Brennstoffe in diesem Stiitzjahr durch die Auswirkungen des Ausbaus der er-
neuerbaren Energien, die aufgrund ihrer Berticksichtigung als bevorzugte Einspeiser iiber den
Merit-Order-Effekt (Abschnitt A.1 im Anhang) grundsatzlich preisdampfend wirken, tiberkom-
pensiert werden (vgl. auch Tab. A- 6 im Anhang).

Zwischen den Szenarien ,ohne Laufzeitverlangerung“ und ,mit Laufzeitverlangerung® ist in
allen Stiitzjahren ein Unterschied zwischen den Strompreisen erkennbar. Im Jahr 2015 ist der
Unterschied mit knapp 6 €/ MWh noch am geringsten, wahrend er bis 2030 auf 17 €/ MWh an-
steigt. Der Anstieg der Preisdifferenz zwischen den Szenarien liegt zum einen in der Vermei-
dung der Stromerzeugung teurer werdender fossiler Kraftwerke, da der Strom zu vergleichs-
weise geringen Grenzkosten in Kernkraftwerken (KKW) erzeugt werden kann. Durch den Aus-
bau der erneuerbaren Energien bis 2030 nimmt auch der Anteil der Stunden zu, in denen ein
KKW das Grenzkraftwerk bildet und damit den Preis setzt. Dariiber hinaus treten durch die
geringe Flexibilitdt der KKW (Tab. A- 1 im Anhang) héufiger Stunden mit negativen Stromprei-
sen im Szenario MLZV auf, was einen zusétzlichen preissenkenden Effekt darstellt.

In Abb. 4-3 sind die stiindlichen Preise der betrachteten Stiitzjahre aufsteigend als Jahresdauer-
linie dargestellt. Hierbei ist zunéchst aufféllig, dass die Anzahl der Stunden mit negativen Prei-
sen im Jahr 2030 auf iiber 600 zunimmt, unabhingig vom Szenario. Ein wesentlicher Einfluss-
parameter hierbei ist die Anzahl an Stunden mit negativen Residuallasten (vgl. Abb. 3-6). Im
Vergleich zwischen den Szenarien OLZV und MLZV ist der Einfluss der Kernkraftwerke auf die
Strompreise deutlich. In jedem Stiitzjahr gibt es im Szenario MLZV mehr Stunden, in denen
KKW den Preis setzen als im Szenario OLZV. Zu erkennen ist dies an der Anzahl der Stunden, in
denen der Spotpreis ca. 12 € MWh betragt. Grundsétzlich verlduft die Jahresdauerlinie fir das
Szenario mit Laufzeitverldngerung (gestrichelt) stets unterhalb der Jahresdauerlinie fiir das Sze-
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nario ohne Laufzeitverldngerung, was an der grofleren konventionellen Kraftwerkskapazitit
mit geringeren Grenzkosten im Szenario ,mit Laufzeitverlangerung” liegt. Daraus folgt, dass
der Strompreis im Szenario MLZV im Mittel geringer ausfdllt als im Szenario OLZV (vgl. Abb.
4-2). Der unterstellte Anstieg der Brennstoff- und CO,-Preise (Tab. A- 2 im Anhang) ist ebenfalls
daran erkennbar, dass sich die Dauerlinien spéterer Stiitzjahre im Bereich der Grenzkosten
oberhalb derer von KKW (d.h. von fossilen Kraftwerken) nach oben verschieben.

Abb. 4-3: Jahresdauerlinie der Strompreise fiir die Stiitzjahre 2015 und 2030 fiir den Rahmendatensatz A
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Stromimport

In Stunden mit hoher Residuallast und geringer verfiigbarer konventioneller Kraftwerkskapazi-
tit oder wenn die Kraftwerke nicht schnell genug hochgefahren werden kénnen’, wird vom
Modell Strom importiert®. Im Stiitzjahr 2015 wird Import nur in 3 bzw. 2 Stunden (Szenario
OLZV bzw. MLZV) genutzt (vgl. Abb. 4-4). In den Jahren 2020 und 2025 wird der Import stérker
genutzt, am stdrksten im Jahr 2025 im Szenario OLZV. Das Maximum des Importes betrdgt hier
14,1 GW. Dieser Wert liegt noch unterhalb der gesamten Kuppelstellenkapazitdt Deutschlands
von ca. 17 GW (ENTSO-E, 2011). Im Jahr 2030 ist der Importbedarf durch den zunehmenden
Ausbau der erneuerbaren Energien und der damit sinkenden Residuallast (Abb. 3-6) geringer
als 2025. Der Importbedarf ist im MLZV-Szenario in jedem Stiitzjahr geringer, weil die verfiig-
bare Kraftwerksleistung hoher ist (vgl. Abb. 4-1).

Der Fall, dass importiert werden musste, weil Kraftwerke nicht schnell genug hochgefahren werden konnten, ist
in den Modellldufen jedoch praktisch nicht aufgetreten.

Dartiiber hinaus kann es aufgrund von Netzrestriktionen zu Import kommen. Ein Bewertung méglicher Netzeng-
pésse durch das Abschalten von Kernkraftwerken ist beispielsweise in (Kunz, Hirschhausen, Most, & Weigt, 2011)
enthalten. Die Analyse im Rahmen dieses Projekts fokussiert jedoch ausschlieBlich auf den Importbedarf, der sich
aus Anforderungen des Strommarkts ergibt. Eine Netzmodellierung findet innerhalb dieser Studie nicht statt.
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Abb. 4-4: Hdufigkeit und Hohe des Imports fiir den Rahmendatensatz A
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Gemessen an der gesamten Stromerzeugung nimmt der Import allerdings generell nur einen
geringen Anteil ein (s. Tab. 4-1, Zeile ,Summe (GWh)“). Der hdchste Wert an importiertem
Strom liegt im Jahr 2025 in dem Szenario ,,ohne Laufzeitverldngerung” bei knapp 785 GWh, im
Szenario ,mit Laufzeitverldngerung“ dagegen nur bei 325 GWh. Die entspricht 0,13 % bzw.
0,06 % des Jahresstrombedarfes.

Tab. 4-1: Import in den Stiitzjahren 2015 bis 2030 fiir den Rahmendatensatz A
Jahr 2015 2020 2025 2030
Szenario OLZV_A MLZV_A OLZV_A MLZV_A OLZV_A MLZV_A OLZV_A MLZV_A
Anzahl Stunden 3 2 95 61 188 89 127 51
Maximum (GW) 08 05 9,7 78 141 10,3 135 8,0
Summe (GWh) 08 08 292,3 159,5 7849 325,0 598,8 156,1
Quelle: Modellergebnisse MICOES

In Abb. 4-5 ist dargestellt, bei welchen Residuallasten in den Stiitzjahren 2020° und 2030 Strom
importiert wurde. Ergédnzend ist das Maximum der Residuallast und die Hohe der installierten
Leistung an konventionellen Kraftwerken in den Szenarien OLZV und MLZV der entsprechen-
den Jahre dargestellt. Durch die im Modell MICOES unterstellten Verfiigbarkeiten (vgl. Tab. A- 1
im Anhang) reduziert sich die verfiiggbare Kraftwerksleistung im Vergleich zur installierten Leis-
tung, so dass bereits bei einer Residuallast von 10 bis 15 GW unterhalb der installierten Kraft-
werksleistung Importe notig werden. Die installierte Leistung im Szenario OLZV ist stets gerin-
ger ist als im Szenario MLZV, was auch aus Abb. 4-1 ersichtlich ist. Aus diesem Grund wird im
Szenario OLZV auch bereits bei geringeren Residuallasten importiert im Vergleich zum Szena-
rio MLZV. Die Verschiebung der Importpunkte zwischen OLZV und MLZV entspricht etwa der

Hier wird das Jahr 2020 dargestellt, da im Jahr 2015 der Import keine gro3e Rolle gespielt hat.
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Differenz der installierten Leistung. Gleiches gilt fir die Maxima des Importes. Im Jahr 2030 ist
die installierte (konventionelle) Kraftwerkskapazitédt im OLZV-Szenario geringer als die auftre-
tende maximale Residuallast, somit wird hier in jedem Fall Import bendtigt.

Abb. 4-5: Import in den Jahren 2020 und 2030 in Abhdngigkeit von der Residuallast fiir den Rahmendatensatz A
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In Abb. 4-6 ist die Einlastung des Kraftwerksparks in einer exemplarischen Winterwoche mit
geringer Windstromeinspeisung fiir das Jahr 2030 im Szenario ,ohne Laufzeitverlangerung”
dargestellt. Wie im unteren Teil der Abbildung sichtbar, wird die Stromerzeugung aus indust-
riellen Anlagen (Mustrun), Laufwasser, Biomasse'’, Geothermie sowie den EE-Stromimporten
aus dem europdischen Verbund als konstante Stromerzeugung angenommen und liefert damit
rund 15 GW. Da im Jahr 2030 in diesem Szenario keine Kernkraftwerke mehr am Netz sind,
wird die Grundlast in dieser Woche damit an den Tagen mit wenig Windeinspeisung von
Braun- und Steinkohlekraftwerken abgedeckt. Fiir die Mittellast werden Kraftwerke auf Basis
von Erdgas und Heizgl betrieben. Fur die Lastspitzen morgens und abends reicht die verfigba-
re Leistung allerdings zum Teil nicht aus, so dass im Maximum rund 10 GW Strom iiber wenige
Stunden importiert werden muss.

In Abb. 4-7 ist die Einlastung in der gleichen Winterwoche fiir das Jahr 2030 im Szenario ,,mit
Laufzeitverlangerung”“ dargestellt. Durch die hohere installierte Kraftwerksleistung muss in
diesem Szenario nur in den Abendstunden Strom importiert werden. Auch das Maximum des
Imports ist hier mit rund 5 GW deutlich geringer. Die noch in Betrieb befindlichen 12 GW
Kernkraftwerke (vgl. Abb. 4-1) decken zusammen mit den Braunkohlekraftwerken die Grund-
last. Steinkohle- und Erdgaskraftwerke miissen in geringerem Umfang als beim OLZV-Szenario
eingesetzt werden. Auch im Spitzenlastbereich werden die Kraftwerke (Heiz6l, Pumpspeicher)
seltener eingesetzt.

10 Biomasseanlagen sind technisch gesehen zwar regelbar, hatten bislang jedoch keinen Anreiz, nachfrageorientiert

zu produzieren, so dass eine konstante nachfrageunabhéngige Einspeisung angenommen wurde. Das novellierte
EEG 2012 enthdlt eine Flexibilitdtspramie fiir bedarfsorientierte Erzeugung von Strom aus Biomasse. Diese konnte
bei der Modellierung im Rahmen dieses Projekts (die vor allem in den Jahren 2010 und 2011 stattfand) jedoch
nicht berticksichtigt werden.

23



Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark

Abb. 4-6: Einlastung des Kraftwerksparks in einer Winterwoche im Jahr 2030 im Szenario OLZV_A

100 [ | mport
Wind offshore
90 .
Wind onshore
80 Fotovoltaik
[ Pumpspeicher
s 70 I Leichtes Heizol
() mmm Schweres Heizol
S 60
= W Erdgas
s
8 50 I Steinkohle
g I Braunkohle
g 40 Kernenergie
kT EE-Import
= 30 .
Geothermie
20 Biomasse
I | qufwasser
10 ~ | W Must-run
0 I Export
271300:00 281300:00 29.1300:00 301300:00 311300:00 12300:00  2.2.300:00 — Nettostrombedarf

Quelle: Modellergebnisse MICOES

Abb. 4-7: Einlastung des Kraftwerksparks in einer Winterwoche im Jahr 2030 im Szenario MLZV_A
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Stromexport

In Stunden mit geringer Residuallast kann Strom exportiert werden, wenn konventionelle
Kraftwerke bereits in Teillastbetrieb arbeiten, aber auf Grund von Mindestleistung und Min-
destbetriebszeiten ihre Leistung nicht weiter reduzieren kénnen. Export ist weiterhin dann no-
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tig, wenn die Residuallast negativ wird, d.h. die Einspeisung aus erneuerbaren Energien zuziig-
lich der Leistung aus Must-run-Anlagen groSer ist als die Nachfrage.

In Abb. 4-8 ist die Hiufigkeit und Hohe des Exportes dargestellt. Es fdllt auf, dass im Szenario
MLZV_A im Vergleich zum OLZV-Szenario in allen Stiitzjahren haufiger sowie bei héheren Leis-
tungen exportiert werden. Die Unterschiede sind jedoch moderat'’.

Abb. 4-8: Haufigkeit und Hohe des Exports in den Stiitzjahren 2015 bis 2030 fiir den Rahmendatensatz A
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Da modellseitig Export nur bis 17 GW madoglich ist (Begrenzung der Grenzkuppelstellenkapazi-
tdt), miissen im Fall von negativen Residuallasten von kleiner -17 GW erneuerbare Energien
abgeregelt werden. In Tab. 4-2'% ist erkennbar, dass diese Abregelung erst in den Jahren 2025
und 2030 relevant wird und im Jahr 2030 in der Gro3enordnung von 500 GWh liegt, dies ent-
spricht ca. 0,15 % der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien'.

"' Die in Abb. 4-8 bei einer Exportleistung von 7 GW auftretende ,Stufe“ erklédrt sich modellseitig dadurch, dass

zundchst Export bis zu einer Hohe von 7 GW bei einem Strompreis von 0 €/ MWh genutzt werden kann, wenn
dies giinstiger ist, als ein Kraftwerk fiir einige Stunden herunterzufahren. Export von mehr als 7 GW fiihrt im
Modell jedoch zu negativen Preisen, so dass zuerst giinstigere Optionen (Teillastbetrieb oder vollstdndiges Ab-

schalten) genutzt werden, bevor es zu solchen hoéheren Exporten kommt.

2" In Tab. 4-2 sind fiir den maximalen Export auch Werte iiber 17 GW angegeben. Z. B. sind fiir das Jahr 2030 fir

das Szenario MLZV_A 36,4 GW als maximaler Export angegeben. Dies bedeutet, dass 17 GW Strom exportiert

wiirden und zusétzlich noch 19,4 GW abgeregelt oder anderweitig (Speicher usw.) verwendet werden miissten.

3 Die Abregelung von Strom aus erneuerbaren Energien erfolgt im Modell lediglich in Situationen negativer Resi-

duallast und sofern der Strom aufgrund der Begrenzung der Kuppelstellenkapazitdt nicht exportiert werden
kann. Im Fall eines unzureichenden Ausbaus des Ubertragungs- und Verteilnetzes kann es zu einer weiteren Ab-
regelung kommen. Netztechnische Restriktionen wurden jedoch im Rahmen dieser Studie nicht untersucht.
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Tab. 4-2: Export in den Stiitzjahren 2015 bis 2030 fiir den Rahmendatensatz A

Jahr 2015 2020 2025 2030
Szenario OLZV.A MLZV.A OLZV.A MLZVA OLZV.A MLZV.A OLZV.A MLZV_A
Anzahl Stunden 323 424 559 675 1.223 1.288 2.083 2135
Maximum (GW) 7,0 7,0 14,5 15,1 22,6 224 36,4 36,4
Export gesamt (GWh) 907 1.191 2.188 2.716 5.627 6.793 13.498 15.195
Export nur Konv. KW (GWh) 907 1.191 2.159 2.687 4.432 5.598 7.108 8.804
Export nur EE (GWh) 0 0 29 29 1.195 1.195 6.390 6.390

davon Export, der Kuppelstel-

lenkapazitat iibersteigt (GWh) 0 0 0 0 9 9 485 565

Quelle: Modellergebnisse MICOES

Durch den Einspeisevorrang fiir erneuerbare Energien kann der Export vom Modell in Strom-
export aus konventionellen Kraftwerken und Stromexport von EE-Strom unterschieden werden.
Export erneuerbarer Energien ist so definiert, dass erst bei negativen Residuallasten Strom aus
EE-Anlagen exportiert wird. Da in den Szenarien OLZV und MLZV die gleichen Residuallastkur-
ven verwendet werden, ist diese GroBe in beiden Féllen gleich groB. Der Export aus konventio-
nellen Kraftwerken ist im Szenario ,mit Laufzeitverldngerung®“ allerdings hoéher als im Szenario
~ohne Laufzeitverlangerung®, weil hier die Kapazitidt an unflexiblen Grundlastkraftwerken
(Kernkraftwerke, Braunkohlekraftwerke) gréfer ist und diese somit hdufiger in Teillast betrie-
ben werden. Die absolute H6he des Exportes unterscheidet sich zwischen den Szenarien OLZV
und MLZV nicht sehr stark, weshalb die Hohe der benoétigten Grenzkuppelstellenkapazitidt sich
zwischen den Szenarien kaum unterscheidet. An der Hohe des Exportes im Vergleich zum Im-
port wird auch deutlich, dass Probleme weniger von der Lastdeckung als von der zeitweise zu
hohen Leistungsverfiigbarkeit entstehen.

Aufgrund der hoheren Anzahl an Grundlastkraftwerken (Kernenergie und Braunkohle) wird im
MLZV-Szenario bereits bei hoheren Residuallasten Strom exportiert (vgl. Abb. 4-9). Dies wird in
der Abbildung durch die weiter rechts liegenden roten Punkte des MLZV-Szenarios deutlich. Da
durch die zunehmende Einspeisung von erneuerbaren Energien die Residuallast bis 2030 im-
mer geringer wird, nehmen bis 2030 die Exporte in beiden Szenarien deutlich zu. Da, wie be-
reits oben erwahnt, modellseitig Export zunéchst bis zu einer Héhe von 7 GW genutzt werden
kann, ohne negative Preise zu erzeugen, wird erst bei negativen Residuallasten Export in einer
GroBenordnung von mehr als 7 GW genutzt.

Abb. 4-9: Export in den Jahren 2020 und 2030 in Abhdngigkeit von der Residuallast fiir den Rahmendatensatz A

© MLZV_A 2030 |—

18 o MLZV_A 2020 .
6 © OLZV.A2020 [~ e &6 ©0LZV.A2030 |
4

Export (GW)
Export (GW)

oo ©
e o

[T, ORI S - N

-20 -10 0 10 20 30
Residuallast (GW) Residuallast (GW)

-20 -10

Quelle: Modellergebnisse MICOES

26




Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark

In Abb. 4-10 ist die Einlastung des Kraftwerksparks in einer exemplarischen Sommerwoche mit
hohem Windstromangebot fiir das Jahr 2030 im Szenario OLZV dargestellt. In diesem Szenario
sind 2030 keine Kernkraftwerke mehr am Netz. Die in Grundlast betriebenen Braunkohlekraft-
werke miissen aufgrund der hohen Windstromeinspeisung héufig in Teillastbetrieb gefahren
werden. Steinkohle- und Erdgaskraftwerke werden nur zeitweilig bei geringerer Windstromein-
speisung bendtigt. Strom muss insbesondere in den Mittagstunden bei hoher Einspeisung von
Solarstrom und am Wochenende durch die geringere Stromnachfrage exportiert werden.

Abb. 4-10:  Einlastung des Kraftwerksparks in einer Spatsommerwoche im Jahr 2030 im Szenario OLZV_A
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

In Abb. 4-11 ist die Einlastung des Kraftwerksparks in der gleichen Sommerwoche im Jahr 2030
im Szenario ,mit Laufzeitverlangerung” dargestellt. Neben den Braunkohlekraftwerken miissen
die noch in Betrieb befindlichen Kernkraftwerke aufgrund der hohen Windstromeinspeisung
héufig in Teillast betrieben werden. Der Export ist im Vergleich zum Szenario ,ohne Laufzeit-
verldngerung® durch die hohere Kapazitdt unflexibler Grundlastkraftwerke geringfiigig hoher.
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Abb. 4-11; Einlastung des Kraftwerksparks in einer Spatsommerwoche im Jahr 2030 im Szenario MLZV_A
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

Auslastung des konventionellen Kraftwerksparks

In Abb. 4-12 ist fir die Jahre 2015 und 2030 fir die Szenarien ,ohne Laufzeitverlangerung®
(oben) und ,mit Laufzeitverlangerung” (unten) die jahrliche prozentuale Auslastung des kon-
ventionellen Kraftwerksparks widergegeben.

Waéhrend die Auslastungen von Kernkraftwerken im Jahr 2015 im Szenario OLZV_A noch iiber
80 % liegen, sind diese im Szenario MLZV_A im gleichen Jahr teilweise schon unter 80 %, da
mehr Leistung an Kernenergie in Betrieb ist, was zu Verdrédngungseffekten fiihrt. Im Jahr 2030
sinkt die Auslastung der Kernkraftwerke im Laufzeitverlingerungsszenario auf teilweise unter
70 % ab, verbleibt jedoch grundsatzlich auf hohem Niveau.

Braunkohlekraftwerke erreichen 2015 im Szenario OLZV_A Auslastungen zwischen 65 % und
80 %, im Jahr 2030 sinkt die Auslastung auf 50 % bis 70 %. Einige Kraftwerke (mit geringem
Wirkungsgrad) erreichen weniger als 40 %. Im Szenario MLZV_A liegt die Auslastung der
Braunkohlekraftwerke 2015 mit 50 % bis 75 % unter den Werten des OLZV-Szenarios. Im Jahr
2030 liegt die Auslastung nur noch bei 35 % bis 45 % und in Einzelfdllen sogar unter 30 %.
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Abb. 4-12:  Auslastungen der konventionellen Kraftwerke in den Jahren 2015 und 2030 in den Szenarien OLZV_A und
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

Wahrend Steinkohlekraftwerke 2015 ohne Laufzeitverldngerung zu 45-60 % ausgelastet sind,
sinkt dieser Wert auf 30 % bis 45 % im Jahr 2030. Analog sinkt die Auslastung im Szenario
MLZV von 40 % bis 50 % im Jahr 2015 auf 20 % bis 35 % im Jahr 2030.

Im Jahr 2015 erreichen Erdgas-GuD-Kraftwerke im Szenario OLZV_A noch etwa 40 % Auslas-
tung, im Szenario MLZV dagegen nur ca. 30 %. Auch 2030 liegt sowohl im OLZV- als auch im
MLZV-Szenario die Auslastung neuerer GuD-Kraftwerke noch bei ca. 30 %, wahrend besonders
im MLZV-Szenario Auslastungen von nur noch 20 % fir dltere GuD-Kraftwerke auftreten.

Die Abbildungen verdeutlichen, dass zum einen die Auslastung aller Kraftwerke im Szenarien-
horizont aufgrund der verstiarkten Einspeisung erneuerbarer Energien abnimmt. Dartiiber hin-
aus sinkt die Auslastung fossiler Kraftwerke durch die Laufzeitverlangerung der Kernkraftwerke
zum Teil deutlich. Diese Auslastungen haben Auswirkungen auf die Wirtschaftlichkeit der
Kraftwerke. Dies wird im folgenden Abschnitt ndher erlédutert.

4.1.2 Ergebnisse des Kraftwerksinvestitionsmodells ELIAS

Stromerzeugung und CO,-Emissionen

Abb. 4-13 zeigt die Entwicklung der Nettostromerzeugung und der COz-Emissionen im Szenario
~ohne Laufzeitverldngerung” fiir den Rahmendatensatz A (OLZV_A; die Entwicklung der instal-
lierten Leistung kann Tab. A- 7 im Anhang entnommen werden).
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Abb. 4-13:  Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen ohne Laufzeitverlangerung (Szenario OLZV_A)
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2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Kernenergie 1391 97,6 58,9 9,6 0,0
Braunkohle 139,3 145,3 1373 1339 14,7
davon neue Kondensations-KW 00 191 21,0 21,2 19,8
davon alte Kondensations-KW 1221 124 1034 100,1 83,6
davon alte KWK 17,2 139 129 12,6 14
Steinkohle 1339 19,1 100,7 97,7 82,2
davon neue Kondensations-KW 00 315 30,5 29,3 253
davon alte Kondensations-KW 107,7 67,2 521 51,6 44,2
davon alte KWK 26,2 204 18,2 16,8 12,6
Erdgas 70,0 516 489 46,2 36,2
davon neue Kondensations-KW 0,0 75 78 7.6 6,4
davon alte Kondensations-KW 18,5 87 6,2 9,0 7.2
davon alte KWK 515 353 35,0 29,5 22,6
Erneuerbare 90,6 1491 214,4 2805 3455
Sonstige 26,2 26,2 274 215 26,9
Import 0,0 0,0 0,3 0,8 0,6
Summe 598,9 589,0 5881 596,1 606,1
davon KWK (Bestand und neu, ohne 949 69,6 66,0 58,8 466
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 09 2,2 56 13,5
C0,-Emissionen (Mio. t) 305,2 2759 2498 2418 205,8

Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Erneuerbare Energien machen 2030 mehr als die Hélfte der gesamten Stromerzeugung aus. Es
findet ein schrittweiser Ausstieg aus der Kernenergie statt; 2025 ist das letzte Stiitzjahr, in dem
KKW betrieben werden. Die Stromerzeugung aus Braunkohle nimmt leicht von 139,3 TWh im
Jahr 2008 auf 114,7 TWh im Jahr 2030 ab, wohingegen die Stromerzeugung aus Steinkohle
und Erdgas im gleichen Zeitraum deutlich abnimmt (von 133,9 TWh auf 82,2 TWh bzw.
70,0 TWh auf 36,2 TWh). Neue Kraftwerke werden vor allem 2015 gebaut und entsprechen im
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Wesentlichen den Kraftwerken, die sich bereits in Bau befinden (Tab. 3-3). Dies liegt darin be-
griindet, dass bei der in dieser Studie untersuchten dynamischen Betrachtung der Stilllegung
Retrofit-MaBBnahmen (bei profitablem Kraftwerksbetrieb) durchgefiihrt werden konnen, so dass
Kraftwerke jenseits ihrer technischen Lebensdauer betrieben werden kénnen und sich somit
der Bedarf an neuen konventionellen Kraftwerken reduziert. Dartiber hinaus fihrt die starke
Zunahme der erneuerbaren Stromerzeugung gleichermafBen zu einem sinkenden Bedarf an
fossilen Kraftwerksneubauten. Der Stromimport nimmt leicht auf 0,6 TWh im Jahr 2030 zu. Die
Stromerzeugung in Spitzenlastkraftwerken (Pumpspeicher, in der Kategorie ,Erneuerbare” ent-
halten sowie Ol, enthalten unter ,Sonstige“'?) findet ebenfalls nur auf niedrigem Niveau statt.
Der Stromexport erhoht sich auf 13,5 TWh im Jahr 2030. Die fossile KWK-Stromerzeugung
nimmt um mehr als die Hélfte im Szenarienhorizont ab. Durch den starken Anstieg der erneu-
erbaren Stromerzeugung sinken die CO.-Emissionen um rund ein Drittel im gleichen Zeitraum.

Abb. 4-14 zeigt die Entwicklung der Nettostromerzeugung und der CO-Emissionen im Szenario
~mit Laufzeitverldngerung” fiir den Rahmendatensatz A (MLZV_A; Tab. A- 8 im Anhang enthélt
die entsprechende installierte Leistung). Wie im OLZV-Szenario wird 2030 mehr als die Halfte
der Stromerzeugung durch erneuerbare Energien bereitgestellt. Durch die Verldngerung der
Laufzeiten der Kernkraftwerke entspricht die Stromerzeugung aus Kernenergie im Jahr 2030
noch 12,7 % (77,1 TWh) der gesamten Stromerzeugung. Dementsprechend nimmt die kohleba-
sierte Stromerzeugung deutlich ab (von 139,3 TWh (2008) auf 81,0 TWh (2030) fiir Braunkohle
und von 133,9 TWh (2008) auf 60,6 TWh (2030) fiir Steinkohle). Die Erdgasverstromung wiede-
rum nimmt um rund drei Viertel im gleichen Zeitraum ab auf lediglich 18,6 TWh im Jahr
2030. Es findet ein deutlicher Zubau neuer Braunkohle-Kraftwerke (mit einer Stromerzeugung
von insgesamt 43,7 TWh im Jahr 2030) statt, widhrend zeitgleich die Stromerzeugung alter
Braunkohle-Kraftwerke aufgrund verstarkter Stilllequng und weniger durchgefiihrten Retrofit-
MaBnahmen (s.u.) deutlich zuriickgeht. Neue Erdgas- und Steinkohlekraftwerke werden 2015
gebaut, entsprechend der sich zurzeit in Bau befindlichen Leistung (Tab. 3-3), jedoch nicht zu
einem spéteren Zeitpunkt, da Braunkohle-Kraftwerke die niedrigsten Vollkosten aller Kraft-
werksoptionen aufweisen. Der Import von Strom nimmt nur leicht auf 0,2 TWh im Jahr 2030
zu, wahrend im gleichen Jahr 15,2 TWh exportiert werden. Die fossile KWK-Stromerzeugung
nimmt deutlich auf 36,9 TWh im Jahr 2030 ab. Die CO,-Emissionen sinken um mehr als die
Halfte iiber den Szenarienhorizont.

* Unter der Kategorie ,Sonstige“ werden Ol, Raffineriegas, Gichtgas, Kokerei- und Stadtgas, Miill sowie sonstige

Brennstoffe gefasst.
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Abb. 4-14:  Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen mit Laufzeitverlangerung (Szenario MLZV_A)
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2008 2015 2020 2025 2030
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Kernenergie 1391 146,0 137,9 92,1 771
Braunkohle 139,3 134,0 99,9 100,6 81,0
davon neue Kondensations-KW 00 18,2 337 441 41,2
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 0,0 25
davon alte Kondensations-KW 1221 102,6 55,2 46,6 29,4
davon alte KWK 17,2 13,2 1,0 9.9 78
Steinkohle 1339 95,5 17,17 72,1 60,6
davon neue Kondensations-KW 0,0 284 254 23,0 19,9
davon alte Kondensations-KW 107,7 48,3 36,6 356 30,2
davon alte KWK 26,2 18,8 15,7 14,1 105
Erdgas 70,0 389 321 258 18,6
davon neue Kondensations-KW 0,0 6,8 0,0 0,0 0,0
davon alte Kondensations-KW 18,5 51 03 0,2 01
davon alte KWK 515 27,0 318 25,6 18,5
Erneuerbare 90,6 1489 2139 279,2 3441
Sonstige 26,2 26,0 27,0 26,6 26,1
Import 0,0 0,0 0,2 0,3 0,2
Summe 598,9 589,2 588,6 597.3 607,8
davon KWK (Bestand und neu, ohne 94,9 59,0 58,4 496 36,9
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 1.2 2,7 6,8 15,2
C0,-Emissionen (Mio. t) 305,2 2397 183,2 175,6 142,2

Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Tab. 4-3 vergleicht die Stromerzeugung und die CO:Emissionen zwischen dem Szenario
OLZV_A und MLZV_A (Tab. A- 9 im Anhang vergleicht die entsprechende installierte Leistung).
Aufgrund der Laufzeitverldngerung von Kernkraftwerken im MLZV-Szenario ist die entspre-
chende Stromerzeugung deutlich hoher (ca. 80 TWh zwischen 2020 und 2030). Die Stromer-
zeugung in fossilen Kraftwerken wiederum nimmt deutlich durch die Laufzeitverlangerung ab.
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So ist die Stromerzeugung in Braunkohlekraftwerken zwischen 2020 und 2030 mehr als
30 TWh niedriger als im Szenario ohne Laufzeitverldngerung. Insbesondere die Stromerzeu-
gung in bestehenden Kraftwerken nimmt im Vergleich zum Fall mit Laufzeitverlangerung aus
mangelnder Wirtschaftlichkeit (s.u.) ab. Ein Teil davon wird durch den Neubau von Braunkoh-
le-Kraftwerken kompensiert, deren Erzeugung damit um rund 20 TWh in den Jahren 2025 und
2030 hoher liegt als im OLZV-Szenario. Sowohl die Stromerzeugung in Steinkohle- als auch in
Erdgaskraftwerken nimmt im MLZV-Szenario um rund 20 TWh fir die Jahre 2020 bis 2030 im
Vergleich zum OLZV-Szenario ab. Stromimport ist im Fall der Laufzeitverldngerung leicht ge-
ringer als im Fall ohne Laufzeitverldngerung (um 0,4 TWh im Jahr 2030). Gleichermafen liegt
die Stromerzeugung in Spitzenlastkraftwerken (Pumpspeicher unter ,Erneuerbare und Ol un-
ter ,Sonstige) geringfiigig unter der im OLZV-Szenario (um 1,4 TWh bzw. 0,8 TWh im Jahr
2030). Damit fuhrt die Laufzeitverldngerung nicht zu einer signifikanten Reduzierung von
~Knappheits“-Situationen im Vergleich zum Szenario ohne Laufzeitverlangerung (vgl. Abb. 4-5).
Der Export von Strom liegt im MLZV-Szenario wiederum leicht iiber dem OLZV-Szenario (um
1,7 TWh im Jahr 2030) (vgl. Tab. 4-2). Die fossile KWK-Stromerzeugung in den Jahren 2025 und
2030 liegt im MLZV-Szenario um ca. 10 TWh unter der im OLZV-Szenario. Aufgrund der gerin-
geren Stromerzeugung in fossilen Kraftwerken liegen die jahrlichen CO,-Emissionen im Fall der
Laufzeitverlangerung um mehr als 60 Mio. t in den Jahren 2020 bis 2030 unter denen fiir den
Ausstieg aus der Kernenergienutzung.

Tab. 4-3: Vergleich der Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen zwischen dem Szenario mit und ohne Laufzeit-
verldangerung (MLZV_A-OLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Kernenergie 0,0 484 79,0 82,5 77,1
Braunkohle 00 -1.3 -375 -333 -33.7
davon neue Kondensations-KW 0,0 -09 12,6 229 215
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 0,0 25
davon alte Kondensations-KW 0,0 -9,7 -48,2 -53,6 -54,1
davon alte KWK 0,0 -0,7 -19 =27 -35
Steinkohle 0,0 -23,6 -23,0 -25,0 -216
davon neue Kondensations-KW 0,0 -3.1 -51 -6,3 -54
davon alte Kondensations-KW 0,0 -18,9 -15,5 -16,0 -14,0
davon alte KWK 0,0 17 -25 -2,1 -2,1
Erdgas 00 12,7 -16,9 -20,4 -175
davon neue Kondensations-KW 0,0 -0,8 -7.8 1,6 -6,4
davon alte Kondensations-KW 0,0 =37 -59 -8,8 11
davon alte KWK 0,0 -8.3 -3.2 -39 -41
Erneuerbare 0,0 -0,3 -0,6 -13 -14
Sonstige 00 -0.2 -04 -09 -08
Import 0,0 0,0 -0,1 -0,5 -04
Summe 0,0 0,3 05 12 17
davon KWK (Bestand und neu, ohne 00 107 16 93 9,8
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 03 0,5 12 1,7
C0,-Emissionen (Mio. t) 00 -36,1 -66,6 -66,3 -63,6

Quelle:  Eigene Berechnungen
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Wirtschaftlichkeit des Kraftwerksbetriebs

Um die Unterschiede der fossilen Stromerzeugung zwischen den beiden Szenarien zu erklédren,
muss die Wirtschaftlichkeit des Kraftwerksbetriebs'® betrachtet werden (Abb. 4-15 sowie Tab. A-
10 im Anhang). Der Betrieb eines Kraftwerks ist wirtschaftlich, sofern die jahrlichen Deckungs-
beitrdge, die sich aus den Stromerlésen abziiglich der Grenzkosten der Erzeugung ergeben,
groBer sind als die jahrlichen Fixkosten fiir Personal sowie Wartung und Instandhaltung.

Abb. 4-15:  Wirtschaftlichkeit fossiler Kondensationskraftwerke (B=Bestand, N=Neubau') und Strompreis mit und
ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_A, MLZV_A)
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Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Aufgrund der geringeren Strompreise (Abb. 4-2) und der generell geringeren Stromerzeugung
in fossilen Kraftwerken (Tab. 4-3) durch den ldngeren Betrieb von Kernkraftwerken ist die Wirt-
schaftlichkeit fossiler Kraftwerken bei einem ldngeren Betrieb von Kernkraftwerken schlechter
ist als im Fall eines schnellen Kernenergieausstiegs. So ist der Betrieb von 3,5 GW Braunkohle-
Kaparzitdt im Jahr 2015 im MLZV-Szenario unwirtschaftlich, wahrend der Betrieb im OLZV-
Szenario fast ausschlieSlich wirtschaftlich ist. Bestehende Steinkohle-Kraftwerke sind 2015 in
beiden Szenarien (OLZV_A, MLZV_A) zu einem groBen Teil unwirtschaftlich, im MLZV-Szenario

> Hierbei werden nur fossile Kondensationskraftwerke (ohne Gasturbinen) betrachtet, fiir die die Stilllequng nach

okonomischem Kalkiill angenommen wird (siehe Abschnitt 3.6).

!¢ Bei Bestandskraftwerken (B) handelt es sich um diejenigen Kraftwerke, die bereits im Basisjahr (2008) in Betrieb

waren. Neubaukraftwerke (N) sind alle im Szenarienhorizont durch das Modell zugebauten Kraftwerke (ein-
schlieBlich der sich bereits im Bau befindlichen Kraftwerke (Tab. 3-3).
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ist dariiber hinaus auch der Betrieb von Neubaukraftwerken unwirtschaftlich'’. In den Folge-
jahren sind lediglich Bestandskraftwerke im MLZV-Szenario (2020, 2030) unwirtschaftlich. Der
Betrieb von Erdgaskraftwerken im Jahr 2015 ist in beiden Szenarien unwirtschaftlich (fir Be-
standskraftwerke und Neubauten). Wéahrend diese im Zeitverlauf im OLZV-Szenario wieder
wirtschaftlich werden, bleiben sie iiber den gesamten Zeithorizont im MLZV-Szenario unwirt-
schaftlich. Insgesamt sind 2030 rund 20 GW (4,0 GW Braunkohle, 11,2 GW Steinkohle und 4,3
GW Erdgas) unwirtschaftlich im MLZV-Szenario im Vergleich zu einer nahezu vollstdndigen
Wirtschaftlichkeit aller Kraftwerke im OLZV-Szenario.

Kraftwerke, deren Betrieb nicht wirtschaftlich ist, konnen zeitweise nicht betrieben werden,
d.h. in Kaltreserve gehen, oder stillgelegt werden, sofern sie das Ende ihrer technischen Le-
bensdauer erreicht haben. Kraftwerke, deren Betrieb wirtschaftlich ist, kénnen ertiichtigt wer-
den, so dass sie uber ihre technische Lebensdauer hinaus betrieben werden konnen. Abb. 4-16
und Abb. 4-17 (Werte in Tab. A- 11 und Tab. A- 12 im Anhang) zeigen die Kraftwerkskapazitit
in Kaltreserve bzw. die ertiichtigt wurde im Szenario mit und ohne Laufzeitverldngerung.

Kaltreserve

Entsprechend der gréBeren Unwirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke bei einer Laufzeitverldnge-
rung (Abb. 4-15) ist die Leistung in Kaltreserve im MLZV-Szenario ebenfalls gro3er (Abb. 4-16).

Abb. 4-16:  Fossile Kondensationskraftwerke in Kaltreserve mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_A, MLZV_A)
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7" Hierbei handelt es sich um die sich zurzeit in Bau befindlichen Kraftwerke (Tab. 3-3).
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Im MLZV-Szenario sind bis zu 6 GW zeitweise in Kaltreserve, iberwiegend Erdgas-Kraftwerke
(sowohl Bestandskraftwerke als auch Neubauten), wéhrend dies im OLZV-Szenario weniger als
1 GW und nur fir das Jahr 2020 sind. Unwirtschaftliche Kraftwerke am Ende ihrer technischen
Lebensdauer werden stillgelegt anstatt in Kaltreserve zu gehen. Da Erdgas-Kraftwerke in
Deutschland eine jiingere Altersstruktur aufweisen als Steinkohlekraftwerke, sind erstere stér-
ker vom Effekt der Kaltreserve betroffen, wiahrend unwirtschaftliche Steinkohle-Kraftwerke ent-
sprechend verstérkt stillgelegt werden.

Ertiichtigung (Retrofit)

Die Ertiichtigung von Bestandskraftwerken (Retrofit) wird in beiden Szenarien (OLZV_A,
MLZV_A) durchgefiihrt und ist vor allem relevant fiir Stein- und Braunkohlekraftwerke. Erdgas-
Kraftwerke werden aufgrund ihrer jingeren Altersstruktur nur in geringem Umfang ertiichtigt.
Die Verldangerung der Betriebszeit durch Retrofit betrdagt fiir die meisten Steinkohlekraftwerke
5 Jahre, fir manche Kraftwerke 10 Jahre. Die meisten Braunkohle-Kraftwerke werden bis zu
10 Jahre (im MLZV-Szenario) bzw. bis zu 15 Jahre (im OLZV-Szenario) iiber die technische Le-
bensdauer hinaus betrieben. Einige Kraftwerke (vor allem im OLZV-Szenario) werden tiber
15 Jahre ldnger betrieben. Grundsatzlich ist die Ldnge des Weiterbetriebs durch Retrofit im
MLZV-Szenario geringer als im OLZV-Szenario und es werden insgesamt weniger Kraftwerke
ertiichtigt. Dies ist konsistent mit der geringeren Wirtschaftlichkeit von Braunkohlekraftwerken
im MLZV-Szenario im Vergleich zum OLZV-Szenario (Abb. 4-15).

Abb. 4-17:  Leistung ertiichtigter fossiler Kondensationskraftwerke und Zeitraum der Betriebsdauerverldngerung
mit und ohne Laufzeitverldangerung (OLZV_A, MLZV_A)
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Stilllegung

Abb. 4-18 (Werte in Tab. A- 22 im Anhang) vergleicht die stillgelegte Kraftwerkskapazitat zwi-
schen dem Szenario mit und ohne Laufzeitverlingerung. Analog zur grundsétzlich geringeren
Wirtschaftlichkeit fossiler Kraftwerke durch die Laufzeitverlingerung von Kernkraftwerken
(Abb. 4-15) wird grundsétzlich mehr Kapazitdt im MLZV-Szenario stillgelegt im Vergleich zum
OLZV-Szenario. Wahrend im Szenario ohne Laufzeitverldngerung anndhernd keine Braunkoh-
lekraftwerke stillgelegt werden, werden im MLZV-Szenario 2020 6,9 GW stillgelegt. Dies ist
konsistent mit der generell geringeren Wirtschaftlichkeit von Braunkohlekraftwerken im
MLZV-Szenario (Abb. 4-15) und der damit verbundenen geringeren Ertiichtigung im Vergleich
zum OLZV-Szenario (Abb. 4-17). Steinkohle-Kraftwerke werden im MLZV-Szenario ebenfalls in
groBerem Umfang stillgelegt als im OLZV-Szenario. Die Unterschiede sind jedoch gering. Dies
ist konsistent mit der moderat geringeren Wirtschaftlichkeit (Abb. 4-15) und leicht geringerer
Ertiichtigung (Abb. 4-17) von Steinkohlekraftwerken im MLZV-Szenario sowie einer generell
geringeren Relevanz von Kaltreserve (Abb. 4-16). Fiir Erdgaskraftwerke gibt es aufgrund der
jungeren Altersstruktur von Erdgas-Kraftwerken keine Unterschiede zwischen dem OLZV- und
dem MLZV-Szenario. Die Unterschiede in der Wirtschaftlichkeit zwischen beiden Szenarien
(Abb. 4-15) schlagen sich stattdessen vor allem bei der Kaltreserve nieder (Abb. 4-16).

Abb. 4-18:  Stilllequng fossiler Kondensationskraftwerke mit und ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_A, MLZV_A)
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Zusammenfassung der Betriebszustiande

Aus diesen Auswertungen kann geschlossen werden, dass ein langerer Betrieb von Kernkraft-
werken (MLZV-Szenario im Vergleich zum OLZV-Szenario) zu einer geringeren Wirtschaftlich-
keit fossiler Kraftwerke fiihrt (Abb. 4-15). Dies fiihrt zu einem gréferen Anteil an Kraftwerksleis-
tung, der in Kaltreserve geht (vor allem Erdgas-Kraftwerke, s. Abb. 4-16). Dariiber hinaus wird
weniger Kraftwerkskapazitét ertiichtigt und die Verldngerung der Betriebsdauer ist kiirzer mit
Laufzeitverldngerung, vor allem bei Stein- und Braunkohlekraftwerken (Abb. 4-17). Des Weite-
ren werden Braun- und Steinkohlekraftwerke im MLZV-Szenario verstérkt stillgelegt (Abb. 4-18),
was konsistent mit der geringeren Ertiichtigung ist. Abb. 4-19 (Werte in Tab. A- 14 im Anhang)
gibt einen Uberblick iiber diese unterschiedlichen Effekte fiir Bestandskraftwerke. Hierbei wer-
den signifikante Verschiebungen zwischen den Betriebszustdnden ,reguldrer Betrieb®, ,Kaltre-
serve®, ,Retrofit” und ,stillgelegt” durch einen ldngeren Betrieb von Kernkraftwerken deutlich.

Abb. 4-19:  Betriebszustand konventioneller Kondensationskraftwerke im Bestand (requldrer Betrieb, Retrofit, Kalt-
reserve, stillgelegt) mit und ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_A, MLZV_A)
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Kraftwerkspark in Betrieb

Daraus kann geschlossen werden, dass die Beriicksichtigung der Wirtschaftlichkeit bei der Ab-
schitzung der Stilllegqungsdynamik im Kraftwerkspark notwendig ist. Eine rein statische Be-
trachtung (Stilllequng nach technischer Lebensdauer) wiirde im Fall der Laufzeitverldngerung
die verfugbare Kraftwerksleistung Uberschéitzen, da verstédrkte Kaltreserve und Stilllequng ver-
nachlédssigt werden. Im Fall ohne Laufzeitverlangerung wiirde die verfiigbare Leistung unter-
schéatzt, da Retrofit-MaBnahmen nicht berticksichtigt werden. Damit gleicht sich die konventio-

38



Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark

nelle Kapazitidt zwischen den Szenarien mit und ohne Laufzeitverldngerung an, die tatsdchlich
zur Stromerzeugung zur Verfiigung steht (also abziiglich der Leistung in Kaltreserve). Abb. 4-20
(Tab. A- 14) fasst die verfiigbare Leistung (einschlielich Neubau, abziiglich Kaltreserve) konven-
tioneller Kondensationskraftwerke zusammen. Obwohl die verfiigbare Kernenergieleistung
durch einen ldngeren Betrieb der Kernkraftwerke zwischen 2020 und 2030 rund 12 GW groBer
ist als ohne Laufzeitverlangerung (Tab. A- 9), betrédgt der Unterschied an tatséchlicher verfiigba-
rer Leistung des gesamten Kraftwerksparks unter dynamischer Bericksichtigung von Retrofit,
Stilllegung und Kaltreserve lediglich 2,3 GW im Jahr 2020 und 6,4 GW im Jahr 2030.

Abb. 4-20:  In Betrieb befindliche konventionelle Kondensationskraftwerke (B: Bestand, N: Neubau) mit und ohne
Laufzeitverlangerung (OLZV_A, MLZV_A)
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4.2 Szenario ,,ohne Laufzeitverlangerung” und ,,mit Laufzeitverldngerung" fiir den Rahmenda-
tensatz B (OLZV_B, MLZV_B)

Im Folgenden werden die Ergebnisse fiir die Szenarien , ohne Laufzeitverlangerung® und ,mit
Laufzeitverlangerung”“ fiir den Rahmendatensatz B dargestellt (OLZV_B, MLZV_B). Der Rah-
mendatensatz B unterscheidet sich vorn Rahmendatensatz A durch ein hoéheres Niveau der
Brennstoff- und CO-Preise sowie eine geringere Stromnachfrage (vgl. Kapitel 3).

4.2.1 Ergebnisse des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES fiir den
Rahmendatensatz B dargestellt. Zunédchst werden die Spotpreise auf dem Strommarkt disku-
tiert. Anschliefend wird die Kraftwerkseinlastung analysiert.
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Merit Order des konventionellen Kraftwerksparks

In Abb. 4-21 ist exemplarisch fiir die Jahre 2015 und 2030 fiir die Szenarien ,,ohne Laufzeitver-
langerung” (oben) und ,mit Laufzeitverlingerung” (unten) die Merit Order des konventionellen
Kraftwerksparks dargestellt. Wahrend sich die Merit Order damit in Bezug auf die in Betrieb
befindliche Leistung an Kernkraftwerken zwischen den Szenarien mit Rahmendatensatz A und
B nicht unterscheidet, ist aufgrund der im Rahmendatensatz B verwendeten héheren Preise fir
COs-Zertifikate eine ansatzweise Durchmischung von Steinkohle- und Erdgaskraftwerken auffél-
lig. Aufgrund der hohen Wirkungsgrade konnen sich neuere Erdgaskraftwerke in der Merit
Order vor éltere Steinkohlekraftwerke mit geringen Wirkungsgraden positionieren.

Abb. 4-21:  Vergleich der Merit Order der Jahre 2015 und 2030 in den Szenarien OLZV_B und MLZV_B
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Strompreise

In Abb. 4-22 sind fiir die berechneten Stiitzjahre 2015-2030 die durchschnittlichen Strompreise
am Spotmarkt angegeben. Wahrend die Strompreise von 2015 bis 2020 ansteigen, fallen sie in
den Stiitzjahren 2025 und 2030 wieder. Dies liegt neben der zunehmenden Einspeisung aus
erneuerbaren Energien an der unterstellten sinkenden Stromnachfrage, welche den Effekt der
Preissteigerung von fossilen Brennstoffen und CO.-Zertifikaten tiberkompensiert. Durch die im
Rahmendatensatz B angenommenen hoheren Preise fur fossile Brennstoffe wie auch CO»
Zertifikate liegen die Spotpreise hier auf einem hdheren Niveau als im Szenario mit dem Rah-
mendatensatz A (vgl. auch Abb. 4-2).

Die Differenz der durchschnittlichen Strompreise zwischen den Szenarien OLZV_B und MLZV_B
steigt bis 2020 auf 14 €/ MWh und danach bis 2030 auf 17 € MWh an.
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Abb. 4-22:  Strompreise am Spotmarkt fiir den Rahmendatensatz B, 2015 - 2030
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In Abb. 4-23 sind die stiindlichen Preise der betrachteten Stiitzjahre als Dauerlinie dargestellt.

Abb. 4-23:  Jahresdauerlinie der Strompreise fiir die Stiitzjahre 2015 und 2030 fiir den Rahmendatensatz B
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Hierbei ist auffdllig, dass die Anzahl der Stunden mit negativen Preisen im Jahr 2030 auf iber
1000 zunimmt (vgl. Abb. 3-6 hinsichtlich der geringeren Residuallast im Jahr 2030). Weiterhin
ist im Vergleich der Szenarien OLZV_B und MLZV_B auffallend, dass durch die Laufzeitverldn-
gerung und die damit zusammenhdngenden héheren Anteile an unflexiblen Kernkraftwerks-
kapazititen haufiger Kernkraftwerke die preissetzenden Kraftwerke sind. Die Stunden, in de-
nen Kernkraftwerke den Preis setzen, sind dabei in der Dauerlinie bei der Hohe des Stromprei-
ses von knapp 12 €/ MWh zu sehen. Der Anstieg der Brennstoff- und CO.-Preise, der fiir den
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Rahmendatensatz B starker ist als fiir Rahmendatensatz A, ist daran erkennbar, dass sich die
Dauerlinien des Stiitzjahres 2030 in den ca. 5000 teuersten Stunden oberhalb der Dauerlinie
von 2015 liegen.

Import durch das Modell

Im Stiitzjahr 2015 wird Import nur in 5 bzw. 2 Stunden (Szenario OLZV_B bzw. MLZV_B) ge-
nutzt. In den Jahren 2020 und 2025 wird der Import starker genutzt. Das Maximum des Impor-
tes betrdagt 10,6 GW im Jahr 2025 im Szenario ,ohne Laufzeitverlangerung®. Im Jahr 2030 ist
der Importbedarf durch den zunehmenden Ausbau der erneuerbaren Energien und gleichzei-
tig zuriickgehender Stromnachfrage geringer als 2025. Der Import liegt durch die im Rahmen-
datensatz B angenommene geringere Stromnachfrage unterhalb der Werte im Rahmendaten-
satz A (vgl. Abb. 4-4).

Abb. 4-24:  Haufigkeit und Hohe des Imports fiir den Rahmendatensatz B
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Gemessen an der gesamten Stromerzeugung nimmt der Import allerdings nur einen geringen
Anteil ein (s. Tab. 44, Zeile ,Summe (GWh)“). Der héchste Wert liegt im Jahr 2020 im Szenario
OLZV_B bei knapp 400 GWh. Im Szenario MLZV_B dagegen liegt das Maximum im Jahr 2025
bei etwa 200 GWh. Durch die geringere Nettostromerzeugung bei gleichem Ausbau erneuer-
barer Energien ist der Importbedarf fiir den Rahmendatensatz B in allen Jahren geringer als fiir
den Rahmendatensatz A.

Tab. 4-4: Import in den Stiitzjahren 2015 bis 2030 fiir den Rahmendatensatz B

Jahr 2015 2020 2025 2030

Szenario OLZV_B MLZV_B OLZV_B MLZV_B OLZV_B MLZV_B 0LZV_B MLZV_B
Anzahl Stunden 5 2 120 60 100 61 56 39
Maximum (GW) 01 01 10,2 7.2 10,6 84 85 6,1
Summe (GWh) 0.2 01 383,2 1449 379,7 202,2 197,2 86,2

Quelle: Modellergebnisse MICOES
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In Abb. 4-25 ist dargestellt, bei welchen Residuallasten in den einzelnen Stiitzjahren 2020 und
2030 Strom importiert wird. Ergédnzend ist das Maximum der Residuallast und die Hohe der
installieren Leistung an konventionellen Kraftwerken des jeweiligen Jahres in den Szenarien
OLZV und MLZV dargestellt. An dieser Darstellung ist zundchst erkennbar, dass die installierte
Leistung in den Szenarien OLZV stets geringer ist als in den Szenarien MLZV. Aus diesem Grund
wird in den Szenarien OLZV auch stets bei geringeren Residuallasten importiert als im Szenario
MLZV. Die Verschiebung der Importpunkte zwischen OLZV und MLZV entspricht nahezu der
Differenz an installierte Leistung. Gleiches gilt fiir die Maxima des Importes.

Abb. 4-25:  Import in den Jahren 2020 und 2030 in Abhdngigkeit von der Residuallast fiir den Rahmendatensatz B
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In Abb. 4-26 ist die Einlastung in einer exemplarischen Winterwoche mit geringer Wind-
stromeinspeisung fiir das Jahr 2030 im Szenario ,ohne Laufzeitverlangerung*“ dargestellt. Im
Szenario OLZV_B sind im Jahr 2030 keine Kernkraftwerke mehr am Netz. In dieser Woche wird
die Grundlast an den Tagen mit wenig Wind von Braun- und Steinkohlekraftwerken abgedeckt.
Fur die Mittellast werden Kraftwerke auf Basis von Erdgas betrieben, die aufgrund der geringe-
ren Stromnachfrage im Rahmendatensatz B aber geringere Einsatzzeiten als fiir den Rahmen-
datensatz A haben (vgl. Abb. 4-6). Fiir die Lastspitzen morgens und insbesondere abends reicht
die verfigbare Leistung zum Teil nicht aus, so dass im Maximum rund 6 GW Strom iiber weni-
ge Stunden importiert werden muss. Durch die geringere Stromnachifrage sind die Leistungs-
spitzen aber geringer als fiir den Rahmendatensatz A, was zu geringerem Import fiihrt.
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Abb. 4-26:  Einlastung des Kraftwerksparks in einer Winterwoche im Jahr 2030 im Szenario OLZV_B
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In Abb. 4-27 ist die Einlastung in der gleichen Winterwoche fiir das Jahr 2030 im Szenario ,,mit
Laufzeitverlangerung“ dargestellt. Durch die hohere installierte Leistung muss nur in den
Abendstunden in geringem Umfang Strom importiert werden. Auch das Maximum des Imports
ist hier mit 3,5 GW geringer. Die Braunkohlekraftwerke werden in dieser Woche kaum in Teil-
last gefahren. Fiir die Mittellast werden Steinkohle- und Erdgaskraftwerke eingesetzt.

Abb. 4-27:  Einlastung des Kraftwerksparks in einer Winterwoche im Jahr 2030 im Szenario MLZV_B
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Quelle:  Modellergebnisse MICOES
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Export durch das Modell

In Abb. 4-28 ist die Haufigkeit und Hohe des Exportes dargestellt. Im Szenario MLZV_B wird in
allen Stiitzjahren héufiger exportiert und dies bei hoheren Leistungen als im Szenario OLZV_B.

Abb. 4-28:  Haufigkeit und Hohe des Exports in den Stiitzjahren 2015 bis 2030 fiir den Rahmendatensatz B
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

In Tab. 4-5 ist erkennbar, dass wie fiir Rahmendatensatz A eine Abregelung von Erneuerbaren
erst in den Jahren 2025 und 2030 notig wird. Im Jahr 2030 liegt die notwendige Abregelung in
der GroBenordnung von 1.500 GWh. Diese Abregelung ist etwa 1 TWh hoher als fiir Rahmen-
datensatz A, weil im Rahmendatensatz B von einer geringeren Stromnachfrage bei gleichem
Ausbau der erneuerbaren Energien und damit gleicher Stromproduktion aus fluktuierenden
Quellen (Fotovoltaik, Wind) ausgegangen wird. Dies fiithrt hdufiger zu Situationen mit hohen
negativen Residuallasten (vgl. Abb. 3-6) und damit hoherem Export als fiir Rahmendatensatz A.

Tab. 4-5: Export in den Stiitzjahren 2015 bis 2030 fiir den Rahmendatensatz B

Jahr 2015 2020 2025 2030
Szenario OLZV.B MLZV.B OLZVB MLZV.B OLZV.B MLZVB OLZVB MLZV_B
Anzahl Stunden 96 133 529 671 1.295 1.445 2.427 2.57
Maximum (GW) 7,0 7,0 14,6 15,8 27,8 27,8 43,6 43,6
Export gesamt (GWh) 175 343 1.920 2.654 6.241 7.309 18.571 19.834
Export nur EE (GWh) 0 0 220 220 3.508 3.508 14.568 14.568
Export Konv. KW (GWh) 175 343 1.700 2.434 2.733 3.800 4.003 5.266

davon Export, der Kuppelstel-

lenkapazitdt iibersteigt (GWh) 0 0 0 0 49 49 1.562 1.562

Quelle: Modellergebnisse MICOES

Der Export aus konventionellen Kraftwerken ist im Szenario ,mit Laufzeitverlingerung“ auf-
grund der hoheren Kapazitdt an unflexiblen Grundlastkraftwerken deutlich héher als im Sze-
nario ,ohne Laufzeitverlangerung®. Die absolute Hohe des Exportes unterscheidet sich zwi-
schen den Szenarien OLZV_B und MLZV_B insgesamt aber nicht sehr stark.
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In Abb. 4-29 ist erkennbar, dass aufgrund der hoheren Anzahl an Grundlastkraftwerken (Kern-
energie und Braunkohle) in den MLZV-Szenarien bereits bei hoheren Residuallasten Strom ex-
portiert werden muss. Da durch die zunehmende Einspeisung von erneuerbaren Energien die
Residuallast bis 2030 immer geringer wird, nehmen bis 2030 die Exporte deutlich zu.

Abb. 4-29:  Export in den Jahren 2020 und 2030 in Abhdngigkeit von der Residuallast fiir den Rahmendatensatz B
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

In Abb. 4-30 ist die Einlastung in einer exemplarischen Sommerwoche mit hoher Wind-
stromeinspeisung fiir das Jahr 2030 im Szenario ,ohne Laufzeitverlangerung“ dargestellt. Im
Szenario OLZV_B sind im Jahr 2030 keine Kernkraftwerke mehr am Netz. Die in Grundlast be-
triebenen Braunkohlekraftwerke miissen aufgrund der hohen Windstromeinspeisung haufig in
Teillastbetrieb gefahren oder teilweise ganz abgeschaltet werden. Steinkohle- und Erdgaskraft-
werke werden nur zeitweilig bei geringerer Windstromeinspeisung benétigt. Insbesondere in
den Mittagstunden bei hoher Einspeisung von Solarstrom und nachts sowie am Wochenende
bei geringerer Stromnachfrage muss Strom exportiert werden.

In Abb. 4-31 ist die Einlastung in der gleichen Sommerwoche fiir das Jahr 2030 im Szenario
~mit Laufzeitverldngerung“ dargestellt. Die noch in Betrieb befindlichen Kernkraftwerke miis-
sen aufgrund der hohen Windstromeinspeisung hiufig in Teillast betrieben oder teilweise ab-
geschaltet werden. Braunkohle-, Steinkohle- sowie Erdgaskraftwerke werden zur zeitweilig be-
notigt. Der Export ist im Vergleich zum Szenario ,,ohne Laufzeitverlangerung” hoher.
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Abb. 4-30:

Einlastung des Kraftwerksparks in einer Spatsommerwoche im Jahr 2030 im Szenario OLZV_B
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Abb. 4-31:  Einlastung des Kraftwerksparks in einer Spatsommerwoche im Jahr 2030 im Szenario MLZV_B
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Auslastungen des konventionellen Kraftwerksparks

In Abb. 4-32 ist fiir die Jahre 2015 und 2030 fiir die Szenarien ,ohne Laufzeitverlangerung*
(oben) und ,,mit Laufzeitverlangerung” (unten) die prozentuale Auslastung des konventionellen
Kraftwerksparks widergegeben.

Abb. 4-32:  Auslastungen der konventionellen Kraftwerke in den Jahren 2015 und 2030 in den Szenarien OLZV_B und
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

Waéhrend die Auslastungen von Kernkraftwerken sowohl im Szenario OLZV_B als auch im Sze-
nario MLZV_B 2015 noch tiber 80 % liegen, sinken diese im Jahr 2030 im Szenario MLZV_B auf
etwa 60 % bis 65 % ab. Die Auslastung liegt im Szenario MLZV_B somit noch unter der Auslas-
tung im Szenario MLZV_A, was der insgesamt geringeren Nettostromerzeugung geschuldet ist.

Braunkohlekraftwerke erreichen 2015 im Szenario OLZV_B noch Auslastungen zwischen 60 %
und 80 %, im Jahr 2030 sinkt die Auslastung auf 30 % bis 60 %. Im Szenario MLZV_B liegt die
Auslastung 2015 mit 50 % bis 75 % schon unter den Werten des OLZV-Szenarios. Im Jahr 2030
liegt die Auslastung sogar nur noch bei 20 % bis 45 %. Aufgrund ihrer vorderen Position in der
Merit Order (vgl. Abb. 4-21) erreichen die Braunkohlekraftwerke jedoch noch eine hohe Auslas-
tung verglichen mit Steinkohle- bzw. Erdgaskraftwerken.

Wéhrend neuere Steinkohlekraftwerke 2015 ohne Laufzeitverlangerung zu 50 % bis 55 % und
altere Steinkohlekraftwerke teilweise sogar nur zu 30 % ausgelastet sind, sinkt dieser Wert auf
deutlich unter 30 % im Jahr 2030. Analog sinkt die Auslastung im Szenario MLZV von 40 % bis
50 % im Jahr 2015 auf nur noch unter 20 % im Jahr 2030. Die &ltesten Steinkohlekraftwerke
erreichen sogar nur noch geringere Auslastungen als neuere Erdgaskraftwerke.
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Im Jahr 2015 erreichen Erdgas-GuD-Kraftwerke im Szenario OLZV_B noch etwa 50 % Auslas-
tung, im Szenario MLZV dagegen nur ca. 40 %. Wédhrend neuere GuD-Kraftwerke im Jahr 2030
ohne Laufzeitverldngerung eine Auslastung von nur noch etwa 30 % erreichen, liegt sie mit
Laufzeitverlangerung nur noch bei knapp tiber 20 %. Die Auslastung élterer Anlagen liegt noch
unter diesen Werten.

Diese Auslastungen haben Auswirkungen auf die Wirtschaftlichkeit der Kraftwerke. Dies wird
im folgenden Abschnitt ndher erldutert.

4.2.2 Ergebnisse des Kraftwerksinvestitionsmodells ELIAS

Stromerzeugung und CO,-Emissionen

Abb. 4-33 zeigt die Entwicklung der Nettostromerzeugung und der COx-Emissionen im Szenario
~ohne Laufzeitverlangerung” fiir den Rahmendatensatz B (die Entwicklung der installierten
Leistung kann Tab. A- 16 im Anhang entnommen werden). Trotz der insgesamt deutlich fallen-
den gesamten Stromnachfrage, nimmt die Stromerzeugung aus Braunkohle lediglich leicht von
139,3 TWh im Jahr 2008 auf 118,6 TWh im Jahr 2030 ab. Im Gegenzug dazu nehmen die
Stromerzeugung aus Steinkohle und Erdgas im gleichen Zeitraum stark ab (von 133,9 TWh auf
27,3 TWh bzw. 70,0 TWh auf 22,9 TWh). Neue Erdgas- und Steinkohle-Kraftwerke werden vor
allem 2015 gebaut und entsprechen im Wesentlichen den Kraftwerken, die sich bereits in Bau
befinden (Tab. 3-3). Eine sinkende Stromerzeugung in alten Braunkohlekraftwerken wird durch
Bau neuer Braunkohlekraftwerke teilweise kompensiert. Der Stromimport ist sehr gering
(0,2 TWh im Jahr 2030). Der Stromexport erhoht sich auf 18,6 TWh im Jahr 2030. Die fossile
KWK-Stromerzeugung nimmt um fast zwei Drittel auf 35,3 TWh im Jahr 2030 ab. Durch den
starken Anstieg der erneuerbaren Stromerzeugung und die Abnahme der Stromnachfrage sin-
ken die COx-Emissionen um fast die Hélfte im gleichen Zeitraum.

Abb. 4-34 zeigt die Entwicklung der Nettostromerzeugung und der COx-Emissionen im Szenario
~mit Laufzeitverldngerung” fir den Rahmendatensatz B (Tab. A- 17 im Anhang enthélt die ent-
sprechende installierte Leistung). Durch die generell sinkende Stromnachfrage und die Lauf-
zeitverlangerung der Kernkraftwerke nimmt die kohlebasierte Stromerzeugung deutlich ab
(von 139,3 TWh (2008) auf 68,1 TWh (2030) fiir Braunkohle und von 133,9 TWh (2008) auf
19,2 TWh (2030) fur Steinkohle). Die Erdgasverstromung wiederum nimmt um mehr als drei
Viertel im gleichen Zeitraum ab auf lediglich 15,6 TWh im Jahr 2030. Es findet ein Zubau neu-
er Braunkohle-Kraftwerke (mit einer Stromerzeugung von 23,8 TWh im Jahr 2030) statt, wéah-
rend zeitgleich die Stromerzeugung alter Braunkohle-Kraftwerke deutlich zuriickgeht. Neue
Erdgas- und Steinkohlekraftwerke werden 2015 gebaut, entsprechend der sich zurzeit in Bau
befindlichen Leistung (Tab. 3-3), jedoch nicht zu einem spéteren Zeitpunkt, da Braunkohle-
Kraftwerke die niedrigsten Vollkosten aller Kraftwerksoptionen aufweisen. Der Import von
Strom nimmt nur leicht auf 0,1 TWh im Jahr 2030 zu, wdhrend im gleichen Jahr 19,8 TWh ex-
portiert werden. Die fossile KWK-Stromerzeugung nimmt um mehr als zwei Drittel auf
28,1 TWh im Jahr 2030 ab. Die CO.-Emissionen sinken um mehr als zwei Drittel tiber den Sze-
narienhorizont.
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Abb. 4-33:  Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen ohne Laufzeitverlangerung (Szenario OLZV_B)
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0 . . . . O Kernenergi
2008 2015 2020 2025 2030
2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Kernenergie 1391 98,8 58,8 93 0,0
Braunkohle 139,3 148,6 149,8 146,1 118,6
davon neue Kondensations-KW 0,0 19,7 38,2 45,0 411
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 48 48
davon alte Kondensations-KW 1221 14,3 99,1 84,9 63,2
davon alte KWK 17,2 14,7 125 14 9.4
Steinkohle 1339 84,6 15 35,2 273
davon neue Kondensations-KW 0,0 305 24,6 21,2 16,7
davon alte Kondensations-KW 107,7 35,6 19 1,6 12
davon alte KWK 26,2 18,5 14,9 12,4 93
Erdgas 70,0 50,0 46,1 335 229
davon neue Kondensations-KW 0,0 85 6.8 53 37
davon neue KWK 0,0 0,0 0,2 0,2 0.2
davon alte Kondensations-KW 18,5 75 6.5 47 2,7
davon alte KWK 51,5 340 32,6 233 16,4
Erneuerbare 90,6 148,9 2155 2799 3447
Sonstige 26,2 26,0 28,2 27,2 26,4
Import 0,0 0,0 04 04 0,2
Summe 5989 556,9 540,3 531,6 540,2
davon KWK (Bestand und neu, ohne 94,9 67.2 601 473 35,3
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 0,2 19 6,2 18,6
C0,-Emissionen (Mio. t) 305,2 2495 212,7 1925 154,7

Quelle: Modellergebnisse ELIAS
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Abb. 4-34:  Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen mit Laufzeitverlangerung (Szenario MLZV_B)
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2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Kernenergie 1391 149,8 136,5 87,3 69,4
Braunkohle 139,3 1335 99,6 89,4 68,1
davon neue Kondensations-KW 0,0 18,9 249 26,2 238
davon alte Kondensations-KW 122,1 1011 63,9 53,8 37,1
davon alte KWK 17,2 13,6 10,8 9,4 73
Steinkohle 1339 59,8 309 26,8 19,2
davon neue Kondensations-KW 0,0 25,1 18,7 16,6 19
davon neue KWK 0,0 0,0 03 03 0,2
davon alte Kondensations-KW 107,7 20,3 0,0 0,0 0,0
davon alte KWK 26,2 144 19 99 71
Erdgas 70,0 39,3 323 235 15,6
davon neue Kondensations-KW 0,0 6,5 44 3.6 21
davon alte Kondensations-KW 18,5 4] 0,2 01 0,0
davon alte KWK 515 28,6 21,6 19,8 135
Erneuerbare 90,6 148,7 214,2 279,2 3442
Sonstige 26,2 258 27,4 26,7 26,1
Import 0,0 0,0 01 0,2 01
Summe 598,9 556,9 541,0 5331 542,8
davon KWK (Bestand und neu, ohne 94,9 56,6 50,6 39,4 281
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 0,3 2,7 73 19,8
C0,-Emissionen (Mio. t) 305,2 210,3 1489 1311 101,6

Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Tab. 4-6 vergleicht die Stromerzeugung zwischen dem Szenario OLZV und MLZV (Tab. A- 18 im
Anhang zeigt einen Vergleich der installierten Leistung). Wie fiir Rahmendatensatz A wird die
erhohte Stromerzeugung durch die verldngerte Laufzeit der Kernkraftwerke (um 69,4 TWh im
Jahr 2030) durch eine geringere Stromerzeugung in fossilen Kraftwerken kompensiert. Auf-
grund des ohnehin geringen Niveaus der Verstromung aus Steinkohle und Erdgas im Jahr 2030
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(Abb. 4-33 und Abb. 4-34), wird die Zunahme der Kernenergieverstromung vor allem durch
eine Reduzierung der Braunkohleverstromung (um 50,5 TWh im Jahr 2030) ausgeglichen (vgl.
die stark gesunkene Auslastung in Abb. 4-32). Der Stromimport unterscheidet sich nur gering-
fiigig zwischen den Szenarien. Die Stromerzeugung in Spitzenlastkraftwerken (Pumpspeicher
unter ,Erneuerbare“ und Ol unter ,Sonstige) liegt geringfiigig unter der im OLZV-Szenario (um
0,5 TWh bzw. 0,3 TWh im Jahr 2030). Der Export liegt im MLZV-Szenario um 1,3 TWh tiiber
dem OLZV-Szenario. Die fossile KWK-Stromerzeugung liegt im MLZV-Szenario uber den Szena-
rienhorizont bis zu 10 TWh unter der im OLZV-Szenario. Aufgrund der geringeren fossilen
Stromerzeugung liegen die jahrlichen COz-Emissionen im Fall der Laufzeitverlingerung um
mehr als 50 Mio. t in den Jahren 2020 bis 2030 unter denen fiir den Ausstieg aus der Kern-
energie.

Tab. 4-6: Vergleich der Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen zwischen dem Szenario mit und ohne Laufzeit-
verldangerung (MLZV_B-OLZV_B)

2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Kernenergie 0,0 51,0 17,7 78,0 69,4
Braunkohle 0,0 -15,0 -50,2 -56,7 -50,5
davon neue Kondensations-KW 0,0 -0,8 -133 -18,7 -17.4
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 -4.8 -4.8
davon alte Kondensations-KW 0,0 -13,2 -35,2 -31,1 -26,1
davon alte KWK 0,0 -1,0 17 -2,0 -2.2
Steinkohle 0,0 -249 -10,6 -84 -8,0
davon neue Kondensations-KW 0,0 -54 -6,0 -4,6 -4.8
davon neue KWK 0,0 0,0 03 03 0,2
davon alte Kondensations-KW 0,0 -15.3 -19 -1,6 -1.2
davon alte KWK 0,0 -4,1 -3,0 -24 -2,2
Erdgas 00 -10,7 -13.8 -10,0 -14
Erneuerbare 0,0 -0,2 -13 -0,8 -0,5
Sonstige 00 -0.2 -0,8 -05 -03
Import 0,0 0,0 -0,2 -0,2 -0,1
Summe 0,0 0,0 0,7 15 2,6
davon KWK (Bestand und neu, ohne 00 106 96 78 73
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 0,2 0,7 11 13
C0,-Emissionen (Mio. t) 00 -39,2 -63,8 -614 -53.2

Quelle:  Eigene Berechnungen

Wirtschaftlichkeit des Kraftwerksbetriebs

Abb. 4-35 (Werte in Tab. A- 19 im Anhang) vergleicht die Wirtschaftlichkeit fossiler Kondensa-
tionskraftwerke zwischen dem OLZV- und dem MLZV-Szenario fiir den Rahmendatensatz B. Wie
im Rahmendatensatz A ist der Betrieb von Braunkohlekraftwerken tiberwiegend wirtschaftlich,
mit Ausnahme einiger Braunkohle-Bestandskraftwerke in den Jahren 2015 und 2030. Im Ge-
gensatz zum Rahmendatensatz A sind Steinkohle-Bestandskraftwerke jedoch in allen Jahren zu
groBen Teilen unwirtschaftlich und Steinkohle-Neubaukraftwerke teilweise (im Jahr 2030 im
Szenario MLZV_B). Ahnlich wie fiir den Rahmendatensatz A sind die Erdgas-Bestandskraftwerke
im MLZV-Szenario in allen Jahren unwirtschaftlich und im OLZV-Szenario zum Teil unwirt-
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schaftlich. Im Gegensatz zum Rahmendatensatz A sind die Erdgas-Neubaukraftwerke jedoch
stets wirtschaftlich®.

Abb. 4-35:  Wirtschaftlichkeit fossiler Kondensationskraftwerke (B=Bestand, N=Neubau) und Strompreis mit und
ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_B, MLZV_B)
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Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Kaltreserve

Die Auswertung der Kraftwerke, die in Kaltreserve gehen (Abb. 4-36 sowie Tab. A- 20 im An-
hang), zeigt, dass im Vergleich zum Rahmendatensatz A ab 2020 eine gro3e Anzahl von Stein-
kohle-Bestandskraftwerken in Kaltreserve gehen, was der durchgédngigen Unwirtschaftlichkeit
dieser Kraftwerke entspricht (Abb. 4-35). Die Kaltreserve fiir Erdgas-Bestandskraftwerke ist etwas
geringer als fiir den Rahmendatensatz A, in der Struktur jedoch dhnlich, was auch der &hnli-
chen Struktur der Wirtschaftlichkeit entspricht. Im Gegensatz zum Rahmendatensatz A gehen
Erdgas-Neubaukraftwerke jedoch nicht in Kaltreserve, was ebenfalls der durchgangigen Wirt-
schaftlichkeit dieser Anlagen entspricht. Die Gro8enordnung der Kraftwerke in Kaltreserve ist
aufgrund der groBen Anzahl von Steinkohle-Kraftwerken in Kaltreserve fiir den Rahmendaten-
satz B deutlich groBer als fiir den Rahmendatensatz A.

' Dies kann unter anderem damit begriindet werden, dass aufgrund des generell hoheren Strompreisniveaus fur

den Rahmendatensatz B die Stromerldse fiir Erdgas-Anlagen ebenfalls steigen und so hohere Deckungsbeitrdge
erlosen kénnen.
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Abb. 4-36:  Fossile Kondensationskraftwerke in Kaltreserve mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)
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Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Ertiichtigung (Retrofit)

Die Ertichtigung von Bestandskraftwerken (Abb. 4-37 sowie Tab. A- 21 im Anhang) entspricht
fir das OLZV-Szenario uiberwiegend der entsprechenden Ertiichtigung fiir den Rahmendaten-
satz A. Fur das MLZV-Szenario werden fir den Rahmendatensatz B jedoch etwas mehr bzw.
langere Retrofit-MaBnahmen durchgefiihrt, was mit der etwas verbesserten (aber in der Struk-
tur dhnlich) Wirtschaftlichkeit dieser Kraftwerke fiir den Rahmendatensatz B begriindet wer-
den kann (Abb. 4-15 und Abb. 4-35). Die Ertiichtigung von Steinkohle-Bestandskraftwerken ist
fur den Rahmendatensatz B deutlich geringer, was sich mit der durchgehend schlechteren
Wirtschaftlichkeit der Steinkohle-Bestandskraftwerke begriinden lésst.
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Abb. 4-37:
mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)

Leistung ertiichtigter fossiler Kondensationskraftwerke und Zeitraum der Betriebsdauerverldngerung
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Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Stilllegung

Entsprechend der Dynamik bei der Wirtschaftlichkeit und damit bei der Kaltreserve und Retro-

fit entwickelt sich die Stilllequng fiir den Rahmendatensatz B (Abb. 4-38 sowie Tab. A- 22 im

Anhang). So ist die Stilllegung von Braunkohlekraftwerken fiir den Rahmendatensatz B auf-

grund der in erweitertern Umfang durchgefiihrten ErtichtigungsmaBnahmen geringer als fir
den Rahmendatensatz A, wéhrend die Stilllequng von Steinkohle-Kraftwerken insbesondere in
den Jahren 2025 und 2030 deutlich tiber der Stilllequng im Rahmendatensatz A liegt. Die Still-
legung von Erdgas-Kraftwerken ist fiir beide Rahmendatensdtze vergleichbar. Aufgrund der
Altersstruktur der Erdgas-Kraftwerke liegen hier die Unterschiede vor allem bei der Kaltreserve

(Abb. 4-36).
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Abb. 4-38:  Stilllequng fossiler Kondensationskraftwerke mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)
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Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Zusammenfassung der Betriebszustande

Abb. 4-39 (Tab. A- 23 im Anhang) fasst die Dynamik der Betriebszustdnde fiir den Rahmenda-
tensatz B zusammen. Hierbei werden signifikante Verschiebungen zwischen den Betriebszu-
stdnden ,reguldrer Betrieb®, ,Kaltreserve®, ,Retrofit” und ,stillgelegt® durch einen ldngeren
Betrieb von Kernkraftwerken deutlich.
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Abb. 4-39:  Betriebszustand konventioneller Kondensationskraftwerke im Bestand (requldrer Betrieb, Retrofit, Kalt-
reserve, stillgelegt) mit und ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_B, MLZV_B)
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Kraftwerkspark in Betrieb

Abb. 4-40 (Tab. A- 24 im Anhang) stellt die sich in Betrieb befindliche Kraftwerkskapazitat fiir
den Rahmendatensatz B dar. Aufféllig im Vergleich zum Rahmendatensatz A sind insbesondere
die groBere Kapazitdt an neuen Braunkohlekraftwerken im OLZV-Szenario und die geringere
Kapazitit an neuen Braunkohlekraftwerken fiir das MLZV-Szenario sowie die deutliche geringe-
re verfiigbare Leistung an Steinkohle-Bestandskraftwerken. Die gesamte verfiigbare Leistung ist
aufgrund der deutlich geringeren Stromerzeugung fiir den Rahmendatensatz B (und der damit
verbundenen Stilllequngsdynamik) deutlich geringer als fiir den Rahmendatensatz A. Wie
schon fir den Rahmendatensatz A gleicht sich die verfiigbare Kapazitdt auch fiir den Rahmen-
datensatz B zwischen den Szenarien an; im MLZV-Szenario ist die verfiigbare Leistung im Jahr
2030 um lediglich 3,1 GW groéBer als im OLZV-Szenario, wohingegen die verfiigbare Kernener-
giekapazitdt um mehr als 12 GW hoher ist als im OLZV-Szenario.
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Abb. 4-40:  In Betrieb befindliche konventionelle Kondensationskraftwerke (B: Bestand, N: Neubau) mit und ohne
Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)
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Quelle: Modellergebnisse ELIAS

4.3 Vergleich der Ergebnisse der Rahmendatensdtze A und B

4.3.1 Ergebnisse des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES

Die verwendeten Rahmendatensdtze unterscheiden sich wie in Abschnitt 3 beschrieben zu-
ndchst in der Nettostromnachfrage. Wahrend fiir den Rahmendatensatz A von einer nahezu
konstanten Nettostromnachfrage von ca. 590 TWh ausgegangen wird, sinkt die Stromnachfra-
ge im Rahmendatensatz B bis 2030 auf 520 TWh. Gleichzeitig ist ein deutlich starkerer Anstieg
der Brennstoffpreise (mit Ausnahme der Braunkohle- und Uranpreise) im Rahmendatensatz B
unterstellt (vgl. Abb. 3-1). Trotz der geringeren Stromnachfrage resultieren aus den hoheren
Brennstoffpreisen damit fiir den Rahmendatensatz B hohere Strompreise (vgl. Abb. 4-41).
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Abb. 4-41:  Vergleich der mittleren Strompreise am Spotmarkt im Vergleich der Szenarien mit Rahmendatensdtzen A
und B
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Der groB3te Unterschied tritt dabei im Jahr 2015 (die Stromnachfrage liegt 2015 auch fiir den
Rahmendatensatz B noch auf recht hohem Niveau) auf, wahrend sich die Strompreise der Sze-
narien zwischen den Rahmendatensitzen A und B bis 2030 anndhern, da die sinkende Strom-
nachfrage im fiir den Rahmendatensatz B preissenkend wirkt, da seltener teurer Spitzenlast-
kraftwerke betrieben werden missen.

Durch die geringere Stromnachifrage ist der Importbedarf in den Szenarien mit Rahmendaten-
satz B ab 2025 geringer als in den Szenarien mit Rahmendatensatz A. Die gréfite Differenz tritt
dabei im Szenario OLZV auf, wo im Szenario mit Rahmendatensatz B 5 GW Import im Maxi-
mum weniger benoétigt werden. Dies macht deutlich, dass EffizienzmaBBnahmen den Bedarf an
Spitzenlastkapazitédt in nicht unerheblichem Maf reduzieren konnen (Abb. 4-42).

Abb. 4-42:  Vergleich der maximalen Importhéhen sowie der gesamten Importstrommenge im Vergleich der Szenari-
en mit Rahmendatensdtzen A und B
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Umgekehrt gibt es in den Szenarien mit Rahmendatensatz B durch die geringere Residuallast
(vgl. Abb. 3-5) hdufiger Zeiten, in denen Strom exportiert werden muss. Die zusdtzlichen Ex-
portstunden durch die geringere Stromnachfrage fiir den Rahmendatensatz B resultieren in
einer Steigerung der Exportstrommengen um etwa 38 % im OLZV-Szenario und 30 % im MLZV-
Szenario im Jahr 2030. Die maximalen Exporthoéhen (einschlieSlich notwendiger Abregelung,
wenn 17 GW Kuppelstellenkapazitdt bereits ausgeschopit sind) liegen in den Szenarien mit
Rahmendatensatz B in den Jahren 2025 und 2030 deutlich tiber den Werten fir den Rahmen-
datensatz A (vgl. Abb. 4-43).

Abb. 4-43:  Vergleich der maximalen Exporthéhen sowie der gesamten Exportstrommenge im Vergleich der Szenari-
en mit Rahmendatensétzen A und B
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Quelle: Modellergebnisse MICOES

Trotz der im Rahmendatensatz B angenommenen hoheren CO,-Zertifikatspreise (vgl. Abb. 3-2),
gibt es in der Merit Order zwischen den Rahmendatensdtzen A und B keine groBen Verschie-
bungen. Insbesondere bleiben die Braunkohlekraftwerke in der Reihenfolge noch vor den
Steinkohlekraftwerken, da Steinkohle zuséatzlich im Rahmendatensatz B einem stdrkeren Brenn-
stoffpreisanstieg unterliegt als Braunkohle. Lediglich einige neue GuD-Kraftwerke konnen sich
aufgrund des guten Wirkungsgrades im Rahmendatensatz B vor die éltesten Steinkohlekraft-
werke schieben (vgl. Abb. 4-21). Diese neueren GuD-Kraftwerke erreichen im Rahmendaten-
satz B dennoch keine hohere Auslastung als fiir den Rahmendatensatz A, da aufgrund der ge-
nerell niedrigeren Stromnachfrage die Auslastung insgesamt geringer ist.

4.3.2 Ergebnisse des Kraftwerksinvestitionsmodells ELIAS

Tab. 4-7 vergleicht die Stromerzeugung und die CO,-Emissionen fiir das Szenario ohne Laufzeit-
verldngerung fiir die Rahmendatensétze A und B (Vergleich der installierten Leistung in Tab. A-
25 im Anhang).
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Tab. 4-T: Vergleich der Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen ohne Laufzeitverlangerung zwischen Rahmen-
datensatz A und B (OLZV_B-OLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Kernenergie 0,0 13 -0,1 -0,3 0,0
Braunkohle 0,0 32 125 12,2 39
davon neue Kondensations-KW 0,0 05 17,2 23,7 214
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 48 48
davon alte Kondensations-KW 0,0 19 -4,4 -15,2 -20,4
davon alte KWK 0,0 08 -04 -11 -19
Steinkohle 0,0 -345 -59,2 -62,5 -54,9
davon neue Kondensations-KW 0,0 -1,0 -5.8 -8,1 -8,6
davon alte Kondensations-KW 0,0 -31,6 -50,2 -49,9 -43,0
davon alte KWK 0,0 -19 -33 -4,4 -33
Erdgas 0,0 -15 -2,8 12,7 -13,2
davon neue Kondensations-KW 0,0 1,0 -09 -23 -2,7
davon alte Kondensations-KW 0,0 -13 03 -43 -45
davon alte KWK 0,0 -13 -24 -6,2 -6,2
Erneuerbare 0,0 -0,3 11 -05 -0,8
Sonstige 0,0 -0.2 08 -0.3 -05
Import 0,0 0,0 01 -04 -04
Summe 0,0 -32,0 -47,8 -64,5 -65,9
davon KWK (Bestand und neu, ohne 00 -2.4 .59 15 3
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 -0,7 -0,3 0,6 51
C0,-Emissionen (Mio. t) 0,0 -26,4 =371 -49,3 -51,1

Quelle:  Eigene Berechnungen

Grundsétzlich ist die Stromnachfrage fir den Rahmendatensatz B deutlich geringer (mehr als
60 TWh im Jahr 2030). Da sich der Unterschied zwischen den Brennstoffpreisen fiir Erdgas und
Steinkohle einerseits und Braunkohle andererseits fiir den Rahmendatensatz B stidrker ausei-
nanderentwickeln als fiir den Rahmendatensatz A (vgl. Abb. 3-1), entfdllt der Riickgang der
fossilen Stromerzeugung zur Kompensation des Nachfrageriickgangs vor allem auf Steinkohle-
und Erdgaskraftwerke, wahrend Braunkohlekraftwerke sogar geringfiigig dazugewinnen kén-
nen. Der im Rahmendatensatz B stirker steigende CO.-Preis wirkt dieser Entwicklung nur
dampfend entgegen, dndert jedoch nicht grundsétzlich die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke
und damit der vorrangigen Einlastung von Braunkohlekraftwerken. Ebenfalls ersichtlich ist der
Ersatz eines Teils der Stromerzeugung in alten Braunkohlekraftwerken durch neue Braunkoh-
lekraftwerke. Der Bedarf an Spitzenlastkraftwerken (Pumpspeicher unter ,Erneuerbare” sowie
Ol unter ,Sonstige“) und an Import unterscheidet sich nicht grundsitzlich zwischen den Rah-
mendatensitzen. Aufgrund der geringeren Stromnachfrage fiir den Rahmendatensatz B nimmt
der Export aufgrund einer geringeren Residuallast zu. Aufgrund der insgesamt sinkenden
Stromnachfrage und entsprechend geringerer Einlastung fossiler Kraftwerke fiir den Rahmen-
datensatz B sinken die CO.-Emissionen im Vergleich zum Rahmendatensatz A um rund 50 Mio.
tim Jahr 2030.

Tab. 4-8 vergleicht die Stromerzeugung und die CO.-Emissionen fiir das Szenario mit Laufzeit-
verlangerung fiir die Rahmendatensdtze A und B. Wie schon fiir das OLZV-Szenario ist fur den
Rahmendatensatz B grundsétzlich die Stromnachfrage deutlich geringer (mehr als 60 TWh im
Jahr 2030), womit die CO.-Emissionen um rund 40 Mio. t im Jahr 2030 unter denen fiir den
Rahmendatensatz A liegen. Aufgrund der generell geringen Auslastung von Erdgaskraftwerken
durch die Laufzeitverlangerung, nimmt die Erdgasverstromung trotz geringerer gesamter
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Stromnachfrage im Rahmendatensatz B nur geringfiigig ab. Aufgrund der deutlich schlechte-
ren Wirtschaftlichkeit von Steinkohlekraftwerken fir den Rahmendatensatz B sind diese vor
allem vom Riickgang der Stromerzeugung betroffen. Durch die insgesamt geringere Residual-
last fiir den Rahmendatensatz B und die Verfiigbarkeit von Kernenergiekapazitiat werden je-
doch auch Braunkohlekraftwerke in Teillast betrieben oder miissen abgeschaltet werden (vgl.
beispielsweise Abb. 4-30 und Abb. 4-31), so dass hier die Stromerzeugung fiir den Rahmenda-
tensatz B ebenfalls unter dem fiir Rahmendatensatz A liegt. Wie bereits beim OLZV-Szenario
unterscheiden sich Import und Einlastung von Spitzenkraftwerken nur geringfiigig, wohinge-
gen der Export aufgrund der geringeren Residuallast fiir den Rahmendatensatz B zunimmt.

Tab. 4-8: Vergleich der Nettostromerzeugung und CO,-Emissionen mit Laufzeitverldngerung zwischen Rahmenda-
tensatz A und B (MLZV_B-MLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Kernenergie 0,0 38 -14 -4,8 -1.7
Braunkohle 00 -0,5 -03 -1 -129
davon neue Kondensations-KW 0,0 07 -8,7 -179 -17.,5
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 0,0 -25
davon alte Kondensations-KW 0,0 -1,6 8,7 72 76
davon alte KWK 0,0 04 -0,2 -0,5 -0,6
Steinkohle 00 -35,7 -46,8 -459 -4
davon neue Kondensations-KW 0,0 -33 -6,8 -6,4 -8,0
davon alte Kondensations-KW 0,0 -28,0 -36,6 -35,6 -30,2
davon alte KWK 0,0 -4.4 -38 -4.2 -34
Erdgas 0,0 04 0.2 -23 -31
davon neue Kondensations-KW 0,0 -0,2 44 36 21
davon alte Kondensations-KW 0,0 -1,0 0,0 -0,1 -0,1
davon alte KWK 0,0 16 -4.2 -5,7 -5,0
Erneuerbare 0,0 -0,2 03 0,0 01
Sonstige 00 -0,2 03 01 0,0
Import 0,0 0,0 0,0 -0,1 -0,1
Summe 0,0 -32,3 -47,6 -64,2 -65,0
davon KWK (Bestand und neu, ohne 00 -23 79 101 88
erneuerbare KWK)
davon Export 0,0 -0,8 -0,1 05 4,6
C0,-Emissionen (Mio. t) 00 -29.4 -343 -445 -40,6

Quelle:  Eigene Berechnungen

4.4 \Vergleich der Ergebnisse mit dem Leitszenario 2010

Im Folgenden sollen die Ergebnisse der Szenarien mit und ohne Laufzeitverldngerung fir die
Rahmendatensitze A und B mit den Ergebnissen des Leitszenarios 2010 verglichen werden. Die
im Leitszenario verwendete Parametrisierung (Brennstoff- und CO,-Preise'®, Gesamtstromerzeu-
gung) wurde als Rahmendatensatz B ebenfalls im Rahmen dieser Studie verwendet (Kapitel 3)
neben dem Rahmendatensatz A auf Basis anderer Quellen. Des Weiteren basiert das Leitszena-
rio auf dem urspriinglichen (von der rot-griinen Bundesregierung beschlossenen) Ausstieg aus
der Kernenergie. Damit entspricht das Szenario OLZV_B dieser Studie am ehesten den Annah-
men des Leitszenarios 2010. Da die Einspeisung erneuerbarer Energien in den in dieser Studie
entwickelten Szenarien aus dem Leitszenario iibernommen wurde, fokussiert der Vergleich auf

% preispfad ,A: Deutlich®.
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die fossile Stromerzeugung. Tab. 4-9 zeigt einen Vergleich der fossilen Nettostromerzeugung.
Tab. A- 27 und Tab. A- 28 im Anhang enthalten einen Vergleich der installierten Leistung sowie
der durchschnittlichen Benutzungsstunden fir die einzelnen Kraftwerkstypen.

Tab. 4-9: Vergleich der Nettostromerzeugung im Jahr 2030 der Szenarien OLZV_A, OLZV_B, MLZV_A und MLZV_B
mit dem Leitszenario 2010

OLZV_A OLZV_B MLZV_ A MLZV B Leitszenario 2010
TWh
Braunkohle 14,7 118,6 81,0 68,1
davon Kondensations-KW 1033 109,1 732 60,8
davon KWK-Anlagen 14 9.4 7.8 73
Steinkohle 82,2 273 60,6 19,2
davon Kondensations-KW 69,5 179 50,1 19
davon KWK-Anlagen 12,6 9.3 10,5 7.3
Erdgas 36,2 229 18,6 15,6
davon Kondensations-KW 13,6 6,4 01 2,1
davon KWK-Anlagen 22,6 16,6 18,5 135
0l 2,1 2,2 19 18
davon Kondensations-KW 2,7 2,2 19 18
davon KWK-Anlagen 0,0 0,0 0,0 0,0
Kohlen 196,8 145,8 1416 87,3 98,0
davon Kondensations-KW 172,8 1271 123,3 728 749
davon KWK-Anlagen 24,0 18,7 18,3 14,6 231
Erdgas/0l 389 251 205 174 774
davon Kondensations-KW 16,2 8,6 2,0 39 24,2
davon KWK-Anlagen 22,6 16,6 18,5 135 53,2
Fossil gesamt 2357 1709 162,1 104,7 1754
davon Kondensations-KW 189,1 135,6 125,3 76,7 99,1
davon KWK-Anlagen 46,6 35,3 36,9 28,1 76,3

Quelle:  (Nitsch, 2010a), eigene Berechnungen

Die gesamte fossile Stromerzeugung stimmt im Szenario OLZV_B gut mit der entsprechenden
Stromerzeugung im Leitszenario 2010 uberein. In den anderen Szenarien liegt die fossile
Stromerzeugung zum Teil Giber (OLZV_A) und zum Teil unter (MLZV_A, MLZV_B) der des Leits-
zenarios.

Das Leitszenario unterscheidet sich jedoch in zwei wesentlichen Aspekten von den hier abgelei-
teten Ergebnissen:

e Grundsatzlich ist die Kohleverstromung im Leitszenario im Jahr 2030 zum Teil deutlich
niedriger als in den hier abgeleiteten Szenarien, mit Ausnahme des Szenarios MLZV_B. Die
Stromerzeugung aus Erdgas- (und Ol-) Kraftwerken, vor allem KWK-Anlagen liegt im Leits-
zenario in allen Fédllen iiber den Ergebnissen dieser Studie. Da die Erdgaspreise fiir das Leit-
szenario (Rahmendatensatz B) iiber denen des Rahmendatensatzes A liegen und der Unter-
schied zwischen Erdgas- und Steinkohlepreis und dem Braunkohlepreis im Leitszenario gro-
Ber ist als fir den Rahmendatensatz A, ist grundsétzlich zu erwarten, dass die Einlastung
von Braunkohlekraftwerken im Leitszenario deutlich attraktiver gegeniiber Steinkohle- und
Erdgaskraftwerken ist. Die Modellierungsergebnisse im Rahmen dieser Studie zeigen diese
vorrangige Einlastung von Braunkohlekraftwerken aufgrund der (in beiden Rahmendaten-
siatzen) vergleichsweise geringen Brennstoffpreise. Auch die unterstellten steigenden CO.-
Preise verdndern nicht grundsitzlich die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke. Vor diesem
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Hintergrund kann die Gré3enordnung der Stromerzeugung in Erdgas-Kraftwerken im Leits-
zenario nicht mit den vorliegenden Berechnungsergebnissen verifiziert werden.

e Der Ausbau der KWK-Stromerzeugung beruht bislang zu einem wichtigen Anteil auf der
Forderung der Kraft-Warme-Kopplung im Rahmen des KWKG. Diese wurde im Rahmen der
vorliegenden Studie bei der Investitionsrechnung fiir die Laufzeit des Gesetzes bertiicksich-
tigt (Abschnitt 3.7). Aufgrund der vergleichsweise hohen Erdgas-Preise und der damit ver-
bundenen geringen Einlastung (vor allem in Zeiten, in denen KWK-Anlagen stromgefiihrt
betrieben werden koénnen), sind die Vollkosten von KWK-Anlagen trotz Forderung jedoch
stets deutlich hoher als die anderer Kraftwerksoptionen (v.a. Braunkohle-Kraftwerke). Einen
entsprechenden Ausbau der KWK-Stromerzeugung wie in der Leitstudie ermittelt, kann
deshalb in dieser Studie nicht plausibilisiert werden.

Ein genauerer Vergleich der Ergebnisse dieser Studie mit den Ergebnissen des Leitszenarios
kann jedoch aufgrund nicht vollstdndiger Information beziiglich der methodischen Basis und
der verwendeten Parametrisierung beispielsweise hinsichtlich des Stilllequngs-, Einsatz- und
Investitionskalkiils nicht durchgefiihrt werden.
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5 Vermarktung von Okostrom

5.1 Ubersicht

In diesem Kapitel werden zunéchst in einer Hintergrundanalyse einige wesentliche Besonder-
heiten des Okostrommarkts dargestellt, wie beispielsweise die daran gekniipften Verbraucher-
erwartungen und die damit zusammenhdngenden politischen Zielstellungen. Darauf aufbau-
end werden die unterschiedlichen Optionen vorgestellt, welche fiir die Vermarktung von
Okostrom, insbesondere Strom aus erneuerbaren Energien (EE-Strom), unter besonderer Be-
riicksichtigung dieser Okostromeigenschaft grundsitzlich bestehen und welche allgemeinen
wirtschaftlichen Effekte sich durch deren Anwendung ergeben. Die Ausfilhrungen ergidnzen
sich dabei mit einer Analyse der Direktvermarktungsoptionen fiir EE-Strom an konventionellen
Strommairkten ohne die explizite Vermarktung der Okostromeigenschaft, welche im selben
Projektkontext durchgefiihrt wurde (Ecofys et al., 2012).

Weiterhin werden in einem zweiten Teil die Vermarktungsoptionen mit den unterschiedlichen
Fordermechanismen dargestellt, welche sich aus Anbietersicht aus dem Erneuerbare-Energien-
Gesetz (EEG, 2012) ergeben, namentlich der klassischen EEG-Einspeisevergiitung, der neu einge-
fithrten gleitenden Marktpriamie, der Nutzung des Okostromprivilegs sowie der sonstigen Di-
rektvermarktung. Hier wird diskutiert, inwiefern diese Strommengen dem Endkunden gegen-
liber explizit als Okostrom ausgewiesen werden kénnen und sollen. AuBerdem wird eine all-
gemeine 6konomische und Okologische Bewertung der verschiedenen Vermarktungsoptionen
aus Sicht der Endverbraucher vorgenommen und kurz analysiert, durch welche Mafnahmen
der Gesetzgeber die Rolle des Okostrommarkts in Abgrenzung zur offentlichen Forderung
durch das EEG stiarken konnte.

5.2 Hintergrund

5.2.1 Anspriiche an Okostromprodukte aus Verbrauchersicht

Die Vermarktung von Strom aus erneuerbaren Energien als Okostrom zeichnet sich insbeson-
dere durch den Mehrwert aus, welchen die Endkunden in der speziell umweltfreundlichen Art
und Weise der Erzeugung sehen und hierfiir freiwillig zu zahlen bereit sind. Hierdurch ergibt
sich zusatzlich zum eigentlichen Marktpreis der elektrischen Energie eine zusdtzliche Einnah-
memoglichkeit fir den Erzeuger. Die Hohe der Zahlungsbereitschaft von Endkunden héngt
dabei anders als bei den grundsatzlichen Moéglichkeiten zur bloen Vermarktung der ,grauen®
Energie von weiteren Faktoren ab. Zunédchst bestehen entsprechend der Art und Weise der je-
weils zugrundeliegenden Erzeugung (Eligibility) und der Zuséatzlichkeit eines damit verbunde-
nen Umweltnutzens (Additionality) Unterschiede im Marktwert. Aulerdem ist ganz grundsétz-
lich die Glaubwiirdigkeit der Produkte von hoher Bedeutung, welche unter anderem durch ein
hohes Maf3 an Transparenz sichergestellt werden muss.

Differenzierung nach der vermarkteten Erzeugungsart (Eligibility)

Eligibility bezeichnet hierbei die Frage, welche Erzeugungsart generell als 6kologisch vorteil-
haft betrachtet wird. Im freiwilligen Okostrommarkt umfasst dies neben der Stromerzeugung
aus erneuerbaren Energien zum Teil auch Stromerzeugung aus Kraft-Wéarme-Kopplung. Bei der
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Erzeugung aus erneuerbaren Energien wird dabei z.T. weiter differenziert, bspw. allgemein
zwischen einzelnen Energietrdgern wie Wind, Wasser und Biomasse oder spezifischer durch
den Ausschluss gewisser Biomassesorten oder durch Priferenzen fur Wasserkraftanlagen be-
stimmter GréBenklassen. Aulerdem kann sich die geographische Lage der Erzeugungsanlagen
auf den Vermarktungswert auswirken, da bei Verbrauchern z.T. eine Préferenz fur inldndische
oder regionale Anlagen besteht.

Zusatzlicher Umweltnutzen (Additionality)

Additionality bezeichnet das MaB, in welchem das betreffende Okostromprodukt tatsichlich
den weiteren Ausbau der Okostromerzeugung fordert, statt lediglich ohnehin bestehende Er-
zeugungsmengen gesondert an einzelne Kundengruppen auszuweisen. Die Schliisselmotivation
fiir die meisten Okostrom-Kunden ist es, durch ihre Kaufentscheidung zum Ausbau der erneu-
erbaren Energien beizutragen. Das bedeutet, dass Okostromprodukte derart ausgestaltet wer-
den miissen, dass sie zusitzlich zu den EE-Anlagen, welche ohnehin schon bestehen bzw. in
Zukunft ohnehin gebaut werden wiirden, den Zubau weiterer Erzeugungskapazititen bewir-
ken. Dementsprechend hat die Additionality von Okostrom einen grundlegenden Einfluss auf
die Glaubwiirdigkeit des Produktes und damit auf die Zahlungsbereitschaft der Verbraucher.

Um zu erkennen, wie entscheidend dieser Aspekt im Okostrommarkt ist, muss man beriicksich-
tigen, dass es sich hier nicht um einen rein deutschen Markt handelt, sondern um einen ge-
meinsamen europdischen Markt. Somit ist der Einfluss einer Nachfragesteigerung in Deutsch-
land nach EE-Strom nicht auf Deutschland beschrankt, sondern wirkt vielmehr auf den europdi-
schen Markt. Aus Abb. 5-1 ist ersichtlich, dass in Europa ohnehin eine Stromerzeugung aus &l-
teren Wasserkraftwerken in einer GroBenordnung verfiigbar ist, welche mit ca. 500 TWh jahr-
lich dem Stromverbrauch in Deutschland vergleichbar ist.

Abb. 5-1: Entwicklung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien in Europa (EU-27, Schweiz und Norwegen),
1997-2008
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Die Nachfrage der Verbraucher in Deutschland insbesondere nach EE-Strom bewirkt schon jetzt
groBe Importe insbesondere aus Nordeuropa und den Alpenldndern. Allein im Rahmen des
European Energy Certificate System (EECS) wurden im Jahr 2010 ca. 26,75 TWh Herkunfts-
nachweise nach Deutschland importiert (CMO.grexel, 2011). Dariiber hinaus bestehen bilaterale
Lieferbeziehungen von EE-Strom nach Deutschland, die mit Herkunftsnachweisen aufB3erhalb
des EECS oder ganz ohne die Nutzung von Herkunftsnachweisen realisiert werden. Leider gibt
es keine zuverlédssigen Daten uber die auf diese Weise importierten Mengen an EE-Strom.

Abb. 5-2 stellt auf Basis der verfiigbaren Daten die in Deutschland heute verfiigbaren und kiinf-
tig erwarteten Strommengen aus erneuerbaren Energien dar. Abb. 5-1 und Abb. 5-2 verdeutli-
chen, dass auch eine stark erhéhte gezielte Nachfrage von Endkunden nach EE-Strom (ohne die
Anwendung besonderer Additionality-Anspriiche) durch bestehende oder ohnehin zugebaute
EE-Kapazitaten gedeckt werden konnte. Sie fithrt somit zunédchst zu einer gezielten Zuordnung
von bestehenden (zumeist abgeschriebenen und ohnehin produzierenden) Kapazititen, nicht
aber zu einem direkten Ausbau der erneuerbaren Energien. Selbst wenn die Nachfrage tiber
das Maf des ohnehin bestehenden Angebots steigt und somit ein Ausbauanreiz entsteht, so ist
die Zahlungsbereitschaft der Okostromkunden nur sehr ineffizient zum Ausbau der Erneuerba-
ren genutzt. Vielmehr fiihrt sie zu betrachtlichen Mitnahmeeffekten.

Abb. 5-2: Strom aus erneuerbaren Energien: Vergleich zwischen Angebot und expliziter Nachfrage durch den frei-
willigen Markt in Deutschland, 2009 - 2050
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Vor dem Hintergrund der Einfithrung umfassender Ausbauziele fiir EE in der EU bis 2020 im
Rahmen der Richtlinie 2009/28/EG zur Forderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren
Quellen (EU, 2009) stellt dieser Anspruch eine groBe Herausforderung dar.”® Es kann davon
ausgegangen werden, dass diese Ausbauziele insbesondere durch die gezielte Gestaltung o6f-

%0 Fiir Deutschland betrdgt diese Ausbauziel 18 % EE, bei einem Anteil von voraussichtlich 38,6 % EE im Strombe-

reich.
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fentlicher Fordermechanismen erreicht werden, aber auch, dass die vorgegebenen Ziele nicht
tibererfiillt werden. Betrachtet man also diese vorgegebenen Ausbauziele als Business-as-Usual-
Entwicklung, ist es nach aktueller Sachlage nicht moglich, weiterhin Okostrom-Produkte zu
gestalten, die eine rein marktinduzierte Ausbauwirkung auf die EE iiber diese EU-Ausbauziele
hinaus haben. Somit konnen also auch anspruchsvolle Okostromprodukte nur insofern eine
O0kologische Wirkung entfalten, dass sie einen Beitrag zum Erreichen der Ausbauziele fiir EE
leisten. Bei der Bewertung einer solchen Zusitzlichkeit muss dabei immer das Verhéltnis zu
sonstigen Aktivitdten wie insbesondere staatlichen Fordermechanismen beriicksichtigt werden,
um eine maoglichst gezielte Forderwirkung durch die freiwilligen Méarkte zu erreichen, statt nur
zu Entlastungen allgemeiner Fordermechanismen (wie in Deutschland der EEG-Umlage) oder
zu Mitnahmeeffekten durch einzelne Erzeuger zu fithren.

Glaubwiirdigkeit durch Transparenz

Bei der Vermarktung von Okostrom an Endverbraucher handelt es sich aus Kundensicht um die
Vermarktung eines Qualitdtsmerkmals, welches sich nur bei der Erzeugung &uBlert, nicht aber
bei der Nutzung durch den Kunden selbst. Die Zahlungsbereitschaft der Kunden beruht in aller
Regel auf der Motivation, hierdurch einen Beitrag zum Klimaschutz zu leisten. Dieser Effekt ist
aber fir den einzelnen Kunden kaum berpriifbar, weshalb der Glaubwirdigkeit des
Okostrommarktes eine zentrale Rolle zukommt. Entscheidend hierfiir sind unabhéngige Zertifi-
zierungen (z.B. im Rahmen der ok power-Zertifizierung®', siehe auch (Biirger, 2007)) sowie (als
grundlegendes gesetzliches Instrument) die Stromkennzeichnung.

Entsprechend § 42 EnWG sind Stromanbieter in Deutschland verpflichtet, ihren Kunden ge-
geniber auszuweisen, aus welchen Energietrdgern der gelieferte Strom erzeugt wird. Die In-
formation ,Erneuerbare Energie” in der Stromkennzeichnung entspricht dabei der rein bilanzi-
ellen Zuordnung dieser Eigenschaft, nicht aber dem 6kologischen Nutzen eines bestimmten
Produkts. Die Stromkennzeichnung allein erlaubt also noch keine Antwort auf die Ausbauwir-
kung des gelieferten Produkts hinsichtlich erneuerbarer Energien. Wie oben dargestellt, fihrt
selbst eine massive Nachfragesteigerung ohne gezielte Additionality-Anspriiche primar zu Mit-
nahmeeffekten, erst sehr spat zu echtem Ausbaudruck. Somit erfolgt lediglich eine sehr ineffi-
ziente Lenkungswirkung fiir die Zahlungsbereitschaft der Okostromkunden. Bedingt durch die
Erzeugungsstruktur im europdischen Strommarkt (grofle schon bestehende EE-Kapazitdten!)
und die politischen Rahmenbedingungen (Business-as-Usual-Ausbau durch offentliche Forde-
rung!) wirkt also die Stromkennzeichnung nur eingeschrankt als verbesserte Verbraucherin-
formation und als sinnvolle Entscheidungshilfe. Nichtsdestotrotz wirkt die Stromkennzeichnung
als ,sanftes” Instrument, welches aufgrund der allgemeinen Verpflichtung aller Energieversor-
ger zumindest eine grundlegende Differenzierung nach unterschiedlichen Energietrdgern er-
laubt und somit auch insbesondere zur Verbrauchersensibilisierung und Bewusstseinsbildung
von Bedeutung ist.

Sowohl fir anspruchsvolle EE-Stromprodukte mit Zuséatzlichkeitskriterien als auch fir die all-
gemeine Stromkennzeichnung ist dabei in jedem Fall eine zuverldssige und konsistente Bilan-
zierung und Darstellung der Stromkennzeichnungsinformation entscheidend. Ansonsten be-
steht die Gefahr eines Glaubwiirdigkeitsverlusts fiir Okostrom im Allgemeinen

21 siehe www.ok-power.de
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Besonders relevant in diesem Zusammenhang ist das Instrument der Herkunftsnachweise. Die-
ses Bilanzierungsinstrument wurde durch die Erneuerbaren-Richtlinie 2001/77/EC (EU, 2001)
eingefiihrt und wird mit der Umsetzung der neuen Erneuerbaren-Richtlinie 2009/28/EG (EU,
2009) entscheidend gestdrkt. Durch eine vollstindige Bilanzierung von  EE-
Erzeugungseigenschaften und deren Anwendung fiir die Stromkennzeichnung in elektroni-
schen Datenbanken ermdglichen Herkunftsnachweise eine zuverldssige und transparente Ge-
staltung von Okostromprodukten (dies gilt besonders im Rahmen von Héndlermodellen, siehe
Abschnitt 5.3).

5.2.2 Zielstellungen fiir eine Férderung der Direktvermarktung von EE-Strom aus politischer Sicht

Aus Sicht des Gesetzgebers kann der Okostrommarkt und allgemeiner die Direktvermarktung
von EE-Strom winschenswerte Effekte haben, welche zwar teilweise mit den Anforderungen
individueller Endkunden tbereinstimmen, aber auch davon abweichen kénnen. Daher sollen
die moglichen Zielstellungen fir eine Férderung der Direktvermarktung von EE-Strom aus poli-
tischer Sicht hier nochmals kurz getrennt betrachtet werden.

e Marktdifferenzierung: In Anbetracht der oligopolistischen Strukturen im deutschen Ener-
giemarkt bietet die Produktdifferenzierung entsprechend okologischer Qualitdten eine
Moglichkeit, neben dem reinen Preiskriterium eine gréfere Produkt- und auch Anbieter-
vielfalt im deutschen Strommarkt zu unterstiitzen und damit auch insgesamt den Wettbe-
werb zu fordern.

e Additionality: Die direkten Ausbaueffekte fiir EE-Stromerzeugung sind eine weitere mogli-
che relevante Zielstellung. Ein echter dkologischer Zusatznutzen ist allerdings nur bei an-
spruchsvollen Okostromprodukten mit gesonderten Additionality-Kriterien gegeben. Aller-
dings kann politisch auch das Ziel verfolgt werden, durch die ErschlieBung der Zahlungsbe-
reitschaft freiwilliger Okostromkunden in erster Linie nicht weitere EE-Stromerzeugung an-
zureden, sondern vielmehr eine Kostenverlagerung weg von der Allgemeinheit (in Deutsch-
land den EEG-verpflichteten Endverbrauchern) hin zu den 6kologisch motivierten Einzel-
kunden zu erreichen. Somit werden diese Offentlichen Fordermechanismen finanziell ent-
lastet und steigen tendenziell in ihrer politischen Akzeptanz.

e Zusatzeffekte in der Systemoptimierung: Mittel- bis langfristig ist zu bedenken, dass bei
steigenden Anteilen erneuerbarer Energien, insbesondere der intermittierenden Energie-
quellen, ein Druck zur Anpassung des Gesamtsystems besteht. Zum einen ist es wichtig, dass
Anlagenbetreiber darauf vorbereitet sind, den erzeugten Strom auch nach Ablauf der festen
EEG-Forderung vermarkten zu kénnen und sich daher mit den Marktmechanismen vertraut
machen. Zum anderen soll durch Direktvermarktung schon heute ein Beitrag hin zu einer
verbesserten Systemintegration geleistet werden, insbesondere durch verbessertes Einspei-
semanagement, aber auch durch ausgleichende Mechanismen wie Speicher, Back-Up-
Kapazitdten und Demand Side Management. Dabei sprechen jedoch einige Argumente da-
fir, dass eine offentliche Forderung der Direktvermarktung nur eingeschrankt geeignet ist,
um eine solche Systemintegration effektiv und effizient zu unterstiitzen:

o Eine Mikrooptimierung der Einspeisung durch einzelne Akteure (Marktintegration)
folgt im Allgemeinen sicherlich denselben Signalen wie die notwendige Makroopti-
mierung (Systemintegration); allerdings gehen hierbei die statistisch ausgleichenden
Wirkungen des Gesamtsystems verloren, so dass insgesamt der Optimierungsauf-
wand fiir alle Akteure hoher ist als bei einer weitgehend zentralisierten Optimie-
rungsstrategie.
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o Einspeisemanagement kann nur bei steuerbaren EE-Technologien wie bspw. aus Bi-
omasse sinnvoll ansetzen, nicht aber bei der Stromerzeugung aus den intermittie-
renden Energiequellen Wind und Sonne. Dies spricht dafiir, dass eine Forderung der
Direktvermarktung den optimierten Betrieb solcher steuerbarer EE-Technologien un-
terstiitzen sollte.

5.3 Vermarktungswege fiir Okostrom

5.3.1 Okostrommodelle aus Endkundensicht

Im Folgenden werden unterschiedliche Okostrommodelle vorgestellt, wie sie den Endkunden
gegeniiber vermarktet werden. Vermarktungswege werden dabei zunéchst als Moglichkeit be-
trachtet, die zusatzliche Zahlungsbereitschaft 6kologisch motivierter Endkunden abzuschopfen.
Somit dienen die verschiedenen Vermarktungsmodelle gegeniiber Endkunden als Ausgangs-
punkt, um von diesen dann in Kapitel 5.3.2 auf die Handlungsoptionen fiir den einzelnen An-
lagenbetreiber schlieen zu kénnen. Die dargestellten Modelle sind ,Reinformen®, jedoch kén-
nen die einzelnen Modelle auch als Mischmodell konzipiert werden und Elemente der einzel-
nen Ansitze miteinander verbinden. Moglich sind insbesondere auch Mischformen mit den
Direktvermarktungswegen ohne Okostromaspekte, wie sie in (Ecofys et al., 2012) dargestellt
sind. Da im Zusammenhang mit der Direktvermarktung von EE-Strom in erster Linie das soge-
nannte Handlermodell relevant ist, liegt hierauf das Hauptaugenmerk. Weitere Optionen wer-
den dennoch mit aufgefihrt, um die Forderwirkung fiir den Ausbau der EE-Erzeugung im Ge-
samtkontext darstellen zu kénnen.

Handlermodell

Bei Okostromprodukten, welche nach dem Hindlermodell ausgestaltet sind, werden Endkun-
den mit Strom aus 6kologisch vorteilhaften Anlagen beliefert. Anspriiche hinsichtlich der Eligi-
bility und der Additionality beziehen sich somit auf die Charakteristika dieser Lieferanlagen.
Auch hier ergibt sich hinsichtlich der Eligibility eine Differenzierung je nach zugrunde liegen-
den Energiequellen, wobei de facto fast der gesamte an freiwillige Okostromkunden vermarkte-
te EE-Strom aufgrund der geringen Gestehungskosten aus Wasserkraft stammt. Biomasse und
Windkraftstrom werden in aller Regel hochstens als kleinerer Anteil beigemischt, zumindest
wenn keine separate Offentliche Férderung fir diese Erzeugung stattfindet und der Endkunde
somit die vollen Kosten tragen muss. Hinsichtlich der Additionality kénnen Kriterien wie die
Abgrenzung gegeniiber der Wirksamkeit offentlicher Férderinstrumente sowie Neuanlagenkri-
terien angewandt werden.

Als weiteres differenzierendes Element im Okostrommarkt wird auBerdem zwischen zeitglei-
cher Lieferung und einer Jahresbilanz unterschieden, also der Frage, ob Okostromkunden zu
jedem Zeitpunkt aus ,zuldssiger” Erzeugung beliefert werden oder ob bspw. iiber den Zeitraum
eines Kalenderjahres eine Nettobilanz erstellt wird. Zeitgleiche Versorgung wird dabei in aller
Regel durch nach oben offene Liefervertrage aus Wasserkraft dargestellt, welche flexibel an die
kurzfristig prognostizierten Verbrauche der Kunden angepasst werden koénnen. Bei der An-
wendung einer Jahresbilanz muss selbstverstdndlich dennoch die physische Versorgung der
Kunden sichergestellt sein, diese kann jedoch durch Bezug aus der Boérse oder von sonstiger
Erzeugung gehedgt werden. Bei Versorgern, welche nicht ausschlieBlich Okostromprodukte
liefern, kann eine Mischbilanzierung mit den sonstigen Kundengruppen erfolgen. Insbesondere
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fur die Vermarktung von intermittierender EE-Erzeugung ist eine zeitgleiche Lieferung mit er-
heblichem Aufwand verbunden.

Als Nachweis der Stromqualitdt werden sowohl Herkunftsnachweise als auch bilaterale Liefer-
vertrdge (,physische Lieferung“) oder Kombinationen aus beidem genutzt. Da Herkunftsnach-
weise in aller Regel nur fiir ldngere Erzeugungsperioden ausgestellt werden (ein Tag bis ein
Jahr), ist fir den Nachweis einer zeitgleichen Lieferung in jedem Fall eine gezielte Bilanzierung
mit separatem Nachweis notwendig. In sonstiger Hinsicht kénnen Herkunftsnachweise aller-
dings flexibel eingesetzt werden. Wahrend im Normalfall dem Endkunden ein komplettes Pro-
dukt bestehend sowohl aus Strom als auch einem Nachweis der Okostromqualitit (bspw. in
Form eines Herkunftsnachweises) verkauft wird, ist es unter Verwendung von Herkunftsnach-
weisen auBBerdem grundsatzlich moglich, dieses Produkt auch entkoppelt von der eigentlichen
Stromversorgung des Kunden zu vermarkten. In diesem Fall erfolgt eine reine Lieferung der
Okologischen Giite in Form von Herkunftsnachweisen (die Stromkennzeichnungsinformation),
womit grundlegende Anforderungen an Okostromvermarktung erfiillt werden: dem Kunden
gegeniiber wird nachgewiesen, dass Stromerzeugung in einer bestimmten Menge und Qualitit
fir ihn stattgefunden hat, und Anlagenbetreiber erhalten die Moglichkeit zu zusétzlichen Ein-
nahmen und somit einen Anreiz fir weitere umweltfreundliche Aktivitdten. Mit einem solchen
entkoppelten Produkt konnen zusdtzliche Kundengruppen erreicht werden, insbesondere ge-
werbliche GroBverbraucher, die auf diese Art zentral Herkunftsnachweise fiir den Stromver-
brauch an mehreren Unternehmensstandorten beschaffen kénnen, unabhingig von den lokal
differenzierten Stromliefervertragen.

Fondsmodell

Beim Fondsmodell erhebt der Stromanbieter einen Preisaufschlag auf den Preis fiir die eigentli-
che Versorgung mit Strom, welche aus EE oder auch aus konventioneller Erzeugung stammen
kann. Mit den Mitteln aus dem Preisaufschlag werden Okologische MaBBnahmen wie beispiels-
weise der Bau und Betrieb von EE-Anlagen geférdert. Eligibility- und Additionalityanspriiche
beziehen sich beim Fondsmodell somit auf die geférderten Maf3nahmen, also beispielsweise die
Bezuschussung neuer Anlagen, welche auBBerhalb der Wirkung offentlicher Férderinstrumente
stehen bzw. durch diese nicht ausreichend geférdert werden. Haufig basiert im Rahmen des
Fondsmodells die Lieferung auBerdem auf EE-Erzeugung. Solche Produkte k6nnen dementspre-
chend als Mischform zwischen Fonds- und Handlermodell betrachtet werden.

Initiierungsmodell/Revolving Funds

Beim Initiierungsmodell oder sogenannten ,Revolving Funds® findet, &hnlich wie beim Fonds-
modell, eine Forderung der EE-Stromerzeugung unabhédngig von der tatsdchlichen Belieferung
der Kunden statt. Die Besonderheit des Initiierungsmodells besteht darin, dass durch den
Stromanbieter auch und vor allem offentlich geférderte EE-Anlagen durch Beteiligung an der
Finanzierung und u.U. auch an Bau und Betrieb initiiert werden. Es findet somit also eine dop-
pelte Forderung durch die Okostromkunden und das offentliche Fordersystem statt. Dies ist
dann aus Umwelt- und Verbrauchersicht gerechtfertigt, wenn die mit den entsprechenden An-
lagen erzielten Erlose wiederum zur Finanzierung weiterer EE-Anlagen verwendet werden. Da
es sich in Anbetracht der Abschreibungsdauern von EE-Anlagen um ein langfristiges Verspre-
chen des Anbieters handelt, ist in solchen Fillen die Glaubwiirdigkeit des Anbieters beim Ver-
braucher eine grundlegende Voraussetzung.
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5.3.2 Vermarktungswege fiir Okostrom aus Sicht der Anlagenbetreiber

Fiir den einzelnen Anlagenbetreiber ergeben sich ausgehend von den oben dargestellten Opti-
onen zur Vermarktung von Okostrom an Endkunden mehrere Vermarktungswege, wie sie im
Folgenden dargestellt werden. In allen Fillen gilt dabei die Annahme, dass die Okostromeigen-
schaft (z.B. in Form der EE-Stromkennzeichnungseigenschaft) dabei gezielt mit vermarktet wird.
Fir alle dargestellten Optionen gilt gleichermaBen, dass die zu erwartenden zusatzlichen Erlose
fiir die Okostromqualitit stark abhéngig sind von den angelegten MaBstidben der Eligibility und
Additionality, also beispielsweise der Differenzierung zwischen einzelnen Energietrdgern, der
Praferenz fiir regionale Erzeugung, der Anteile an Neuanlagen oder der Abgrenzung gegen-
tiber offentlichen Fordersystemen. Fiir Okostrom existiert - zumindest bisher - kein gesonderter
zentraler Marktplatz (wie z.B. eine Okostromborse). Dies ist aufgrund der starken Marktdiffe-
renzierung auch naheliegend. Aus diesem Grund beziehen sich die beschriebenen Okostrom-
vermarktungswege zu weiten Teilen auf direkte bilaterale Handelsbeziehungen.

Vermarktung der Stromerzeugung (physisch oder gekoppelt) im Handlermodell mit Zeitgleichheit

Hierbei erfolgt eine physische Lieferung der Stromerzeugung entweder in Verbindung mit
Herkunftsnachweisen (gekoppelt) oder mit einer sonstigen bilateralen Qualitdtszusage in Form
von Langzeitliefervertrdgen an einen Stromversorger.

Muss aufgrund der Produktkonfiguration eine (quasi-)zeitgleiche Lieferung stattfinden, so ist
dieser Vermarktungsweg hauptsdchlich fir steuerbare oder gut prognostizierbare EE-
Erzeugung maoglich, also bspw. fiir Wasserkraft, Biomasse oder Geothermie. Fiir intermittieren-
de Energiequellen wie Windkraft oder Solarstrom sind aus Anbietersicht erhohte Anstrengun-
gen notwendig, um eine ausreichende Ausregelung sicherzustellen. Zur Anpassung an nur
kurzfristig prognostizierbare Absatzschwankungen sind (zumindest innerhalb des Gesamtport-
folios eines Endkundenproduktes) nach oben offene Liefervertrdge oder eigene Erzeugungska-
pazitiaten z.B. aus Wasserkraft notwendig, um Unsicherheiten abzusichern und Lieferausfélle zu
vermeiden. Dadurch ergibt sich die Mdoglichkeit, nicht ausgeschépfte Resterzeugungsmengen
ohne spezifische EE-Qualitédt bspw. an der Borse zu vermarkten. Eine solche Borsenvermarktung
kénnte entweder durch den Anlagenbetreiber, den abnehmenden Okostromanbieter oder ei-
nen sonstigen Akteur geschehen.

Vermarktung der Stromerzeugung (physisch oder gekoppelt) im Handlermodell ohne Zeitgleichheit

Dieser Vermarktungsweg entspricht in seinen Grundziigen der oben dargestellten Moglichkeit,
durch den Verzicht auf die Anforderung der Zeitgleichheit ergeben sich aber weitere Optionen.
So ist auch die Vermarktung intermittierender Erzeugung besser maoglich, da lediglich eine
Unsicherheit hinsichtlich der jahrlichen Nettoproduktion besteht, nicht aber hinsichtlich des
tatsdchlichen Einspeiseprofils. Somit kann eine groBere Menge an EE-Erzeugung als Okostrom
vermarktet werden. Das Hedging der Einspeisemengen mit sonstigen Erzeugungsmengen (z.B.
von der Borse) kann dabei vom Stromanbieter durchgefiihrt werden — es kann aber auch durch
den Anlagenbetreiber direkt als Dienstleistung angeboten werden.

Vermarktung der Herkunftsnachweise fiir EE-Strom im Handlermodell und separate Direktvermarktung der physi-
schen Strommengen

Dieser Vermarktungsweg wiederum stellt eine weitere Flexibilisierung dar. Auch hier bestehen
im Rahmen der Okostromvermarktung keine Anspriiche an die Zeitgleichheit. Herkunftsnach-
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weise werden erst nach erfolgter Stromerzeugung ausgestellt und kénnen auch prinzipiell
noch nachtréglich nach stattgefundener Erzeugung gehandelt werden (in Deutschland muss
entsprechend der bestehenden Stromkennzeichnungsregelungen nach § 42 EnWG erst zum
1. November des Folgejahres der Stromkennzeichnungsmix berechnet sein und den Endkunden
gegeniiber ausgewiesen werden). Somit kann die dkologische Qualitét fiir die vollstdndige Er-
zeugung durch den Anlagenbetreiber vermarktet werden. Parallel dazu muss der physische
Strom durch den Anlagenbetreiber vermarktet werden. Hierbei bestehen keine Einschrankun-
gen hinsichtlich der grundsétzlichen Vermarktungsoptionen auf den allgemeinen Strommaérk-
ten. Fiir eine Ubersicht dieser Vermarktungsoptionen siehe (Ecofys et al., 2012).

Forderung durch Fondsmodell bei Direktvermarktung der Erzeugungsmengen

Bisher werden im Rahmen von Fondsmodellen in Deutschland im Allgemeinen Anlagen zusétz-
lich bezuschusst, welche die klassische EEG-Mindestvergiitung erhalten. Generell kann dieser
Ansatz aber auch auf EE-Anlagen mit Direktvermarktung tibertragen werden, so dass die Anla-
genbetreiber zusdtzlich zu den Erlosen aus der allgemeinen Direktvermarktung zusétzliche
Erlose erzielen konnen. Hierbei gélte es insbesondere, den ,konventionellen® Marktwert der
Anlagen zu bewerten und somit die zusétzliche ,Zuschusswiirdigkeit“ aus Sicht eines Okostrom-
Fonds abschédtzen zu kénnen. Aulerdem ist in dem Fall sicherzustellen, dass eine Anlage nicht
mehrfach einzelnen Okostromkunden gegeniiber vermarktet wird (z.B. parallel in einem Hind-
lerprodukt und einem separaten Fondsprodukt), da ansonsten aus Sicht der Endkunden eine fir
sie kaum erkennbare Mehrfachfoérderung stattfinden wirde.

Vermarktung in einem Initiierungsmodell

Im Rahmen des Initilerungsmodells ergeben sich fiir die Direktvermarktung keine weiteren
Moglichkeiten zur Vermarktung der Okostromqualitit, welche nicht schon durch die oben ge-
nannten Optionen zur Vermarktung im Héandlermodell und der Férderung im Fondsmodell
abgedeckt werden.

5.4 Wirtschaftliche Effekte unterschiedlicher Vermarktungswege

5.4.1 Einzelwirtschaftliche Effekte

Durch die Vermarktung der Okostromeigenschaft ergeben sich zusitzlich zum Marktwert der
physischen Energie auf den konventionellen Strommaérkten zusédtzliche Margen, welche durch
den Anlagenbetreiber abgeschopft werden kénnen. Aufgrund der Differenzierung der Angebo-
te im Okostrommarkt, der Unterschiede in der individuellen Zahlungsbereitschaft von Kunden
und der Abhingigkeit des Okostrommarkts von den zuvor diskutierten Fragen der Glaubwiir-
digkeit lassen sich diese Zusatzerlose jedoch schwerlich beziffern.

In Deutschland wird bei der derzeitigen Fordersituation durch das EEG, also der grundlegen-
den Moglichkeit einer festen Vergiitung fiir EE-Erzeugung in Verbindung mit einer Abnahme-
garantie, die jeweils giiltige Einspeisevergiitung zzgl. eines Risikoaufschlags fiir die wegfallende
Abnahmegarantie immer als Mindestpreis zu betrachten sein, welchen ein Anlagenbetreiber
auf dem freien Markt verlangen wird. Eine Ausnahme kdnnten hier u.U. Anlagenbetreiber mit
einem groBBem Portfolio an Anlagen bilden, welche Erfahrung in der Direktvermarktung sam-
meln wollen, um sich auf die Zeit nach Ablauf der EEG-Forderung vorzubereiten. Bei Wasser-
kraft bestehen schon jetzt umfangreiche Erfahrungen bei den Marktakteuren, welche in gewis-
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sem Rahmen sicher auf Geothermie und Biomasse iibertragen werden kénnen. Somit ist dieser
Ansatz, eine evtl. finanziell nicht vorteilhafte Direktvermarktung zu Lernzwecken einer EEG-
Mindestvergiitung vorzuziehen, vor allem fir die intermittierenden Energietrdger Windkraft
und Sonnenenergie von Bedeutung.

Hat ein Anlagenbetreiber die Auswahl zwischen unterschiedlichen Vermarktungswegen (inkl.
der garantierten Abnahme mit EEG-Mindestvergiitung), so wird er in aller Regel die Option
widhlen, welche ihm (inkl. evtl. unterschiedlicher Aufschldge fiir die Risiken der freien Ver-
marktung) die hochsten Gewinne verspricht. Geht man davon aus, dass die EEG-
Mindestvergiitung in aller Regel die Vollkosten der Erzeugung von EE-Strom abdeckt, so sind
diese Mehreinnahmen des Anlagenbetreibers weitgehend als Mitnahmeeffekte zu betrachten.
Direkte Okologische Effekte durch einen zuséatzlich stimulierten Ausbau und Betrieb von EE-
Anlagen ergeben sich erst dann, wenn durch die optimierte Nutzung unterschiedlicher Ver-
marktungswege einzelne Projekte wirtschaftlich werden und realisiert werden, bei welchen
dies vorher nicht gegeben war.

5.4.2 Gesamtwirtschaftliche Effekte

Wie oben schon erldutert, werden Anlagenbetreiber bei einer Wahlmadglichkeit zwischen un-
terschiedlichen Vermarktungsmaoglichkeiten in aller Regel ihre Gewinne optimieren. Kénnen
die Betreiber deutscher EE-Anlagen im freiwilligen Markt von einzelnen Verbrauchern héhere
Erlose erzielen als durch die konventionelle EEG-Vergiitung, so findet primér eine Kostenverla-
gerung statt. Die allgemeine EEG-Umlage wird in aller Regel durch das ,Herausoptieren“ EEG-
fahiger Erzeugung entlastet.”” Demgegeniiber zahlen die gezielt nachfragenden Okostromkun-
den an die Anlagenbetreiber mindestens den durch die EEG-Vergiitung definierten EEG-Buy-
Out-Preis zuziiglich eines Aufschlags fiir die Transaktionskosten und Risiken der freien Ver-
marktung. Die gesamtwirtschaftlichen Kosten steigen durch die Wahlmoglichkeit der Anlagen-
betreiber zwischen unterschiedlichen Vermarktungswegen also an.

Demgegeniiber steht die Erwartung, dass durch die Direktvermarktung die Anlagenbetreiber
und Stromanbieter Anreize haben, ihre Anlagen durch optimiertes Einspeisemanagement bes-
ser in das Stromsystem zu integrieren, und so bspw. durch die Vermeidung von Regelenergie
oder kostenintensiver Spitzenlasterzeugung ein zumindest langfristig preisddmpfender Effekt
besteht (siehe hierzu auch Abschnitt 5.2.2).

5.5 Vermarktungsoptionen gemap EEG

Das EEG 2012 ertffnet mehrere Optionen, wie Strom aus erneuerbaren Energien durch den
Anlagenbetreiber vermarktet werden kann und dabei ggf. unterschiedliche Arten der Forde-
rung erhalt. Im Einzelnen handelt es sich hierbei um eine ,einfache” Direktvermarktung, die
klassische EEG-Einspeisevergiitung, die neu eingefiihrte optionale Marktpramie sowie die Inan-
spruchnahme des Okostromprivilegs gemiB §37 EEG. Aus Kundensicht stellen diese Vermark-
tungsoptionen in jedem Fall Handlermodelle dar, unabhédngig von den detaillierten Ausgestal-
tungsmoglichkeiten, wie sie in Kapitel 5.3.2 genannt sind. Im Folgenden sollen die im EEG

% Dies gilt zumindest fiir die absolute Hohe der EEG-Umlage. Die Anwendung des sogenannten Okostromprivilegs

gemdl §39 EEG hat den Effekt, dass die Anzahl der verpflichteten Endkunden relativ starker sinkt als die absolu-
ten EEG-Kosten. Somit werden durch dieses Instrument die einzelnen verbleibenden voll verpflichteten Strom-
kunden stérker belastet. Siehe hierzu auch Abschnitt 5.5.4.
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2012 definierten Vermarktungsoptionen in kurzer Form dargestellt und 6konomisch eingeord-
net werden. AuB3erdem soll bewertet werden, inwiefern die in Abschnitten 5.2.1 und 5.2.2 ge-
nannten Anforderungen an Okostrom erfiillt werden bzw. erfiillt werden kénnen.

5.5.1 ,Einfache” Direktvermarktung

Unter einfacher Direktvermarktung wird hier eine Vermarktung von EE-Strom durch den Anla-
genbetreiber und seine Handelspartner bezeichnet, ohne dass eine 6ffentliche Férderung hier-
fiir stattfindet.*® Abb. 5-3 stellt dar, dass sich die méglichen Gesamterlése aus dem allgemeinen
Marktpreis fiir die physische Energie sowie evtl. moégliche Zusatzerlése durch die Vermarktung
speziell als Okostrom zusammensetzen. Eine 6ffentliche Férderung findet nicht statt.

Abb. 5-3: Zusammensetzung der Gesamterldse fiir Okostrom im Fall der ,,einfachen” Direktvermarktung

Zusatzlicher (mgl.)
Erlés als Okostrom

Gesamterlose

Quelle: Oko-Institut

Die Direktvermarktung hat mehrere grundsétzlich positive Effekte hinsichtlich einer verbesser-
ten Marktintegration. Hierzu gehort die verbesserte Erstellung von Prognosen, Lerneffekte
beim Zugang zu Handelspldtzen und bei der Beschaffung von Ausgleichsenergie. Prinzipiell ist
die Direktvermarktung in dieser Form also zu begriiBen. Im Sinne einer zuverldssigen Strom-
kennzeichnung sollte die Vermarktung als EE-Strom inklusive der damit zusammenhédngenden
Stromkennzeichnungsinformation an die Nutzung von Herkunftsnachweisen gebunden sein,
wie es durch das EEG 2012 auch grundsétzlich festgelegt wurde. Fir die Anlagenbetreiber be-
steht durch die Direktvermarktung ein erhdhter Aufwand fiir die Vermarktung und Vertrags-
abwicklung im Vergleich zu einer evtl. Inanspruchnahme der EEG-Férderoptionen. Wenn der
allgemeine Marktpreis fur Strom die Kosten des Anlagenbetreibers (Stromgestehungskosten
sowie Vermarktungsaufwand) abdeckt, so ist ein wirtschaftlicher Betrieb der Anlage ausrei-
chend gesichert. Aus Endverbraucherperspektive stellt sich in jedem Fall die Frage, weshalb er
gezielt dieses Produkt kaufen und statt eines Offentlichen Férdermechanismus fiir evtl. Mehr-
kosten aufkommen sollte. Um seine Zahlungsbereitschaft dkologisch effizient einzusetzen, soll-
te er in diesem Fall darauf achten, dass das bezogene Okostromprodukt einen weitergehenden
okologischen Zusatznutzen aufweist, bspw. im Rahmen eines Fonds- oder Initiierungsmodells.

* In EEG § 33b, Absatz 3 wird diese Vermarktungsform als ,sonstige Direktvermarktung“ bezeichnet.
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5.5.2 EEG-Einspeisevergiitung

Die klassische EEG-Einspeisevergiitung mit technologiespezifischen Mindestvergiitungen ist
konzipiert, um im Regelfall die Vollkosten fiir die Stromerzeugung aus unterschiedlichen er-
neuerbaren Energiequellen abzudecken und somit einen wirtschaftlichen Betrieb der Anlagen
zu sichern. Das Verhaéltnis der Forderung zu sonstigen Erlésmoglichkeiten ist in Abb. 54 darge-
stellt. Im Allgemeinen wird ein Anlagenbetreiber diese Vergiitungsoption bevorzugen, solange
der allgemein zu erwartende Marktpreis inklusive mdoglicher zusdtzlicher Erlgse fir die
Okostromeigenschaft nicht hoher ist als die Mindestvergiitung inklusive eines Aufschlags fiir
die zusdtzlichen Kosten und Risiken der freien Vermarktung. Die damit zusammenhédngende
Finanzierung durch die Allgemeinheit entspricht dem allgemeinen Verursacherprinzip und ist
somit grundséatzlich sinnvoll, solange die EE-Erzeugung auf zusitzliche Erlése Uiber den allge-
meinen Marktpreis hinaus angewiesen ist.

Durch die vorrangige Einspeisung zum festen Vergiutungssatz wird durch diese Vermarktungs-
form insbesondere der unmittelbare Ausbau und Betrieb von EE-Anlagen gefdrdert. Das Ziel
einer Optimierung der Bedarfsgerechtigkeit der Stromerzeugung und Netzeinspeisung von EE-
Strom bleibt dahinter zurtck.

Abb. 5-4: Zusammensetzung der Gesamterldse fiir Okostrom im Fall der klassischen EEG-Einspeisevergiitung

Zusatzlicher (mgl.)
Erlos als Okostrom

Foérderhdhe

Quelle: Oko-Institut

Die Ausweisung dieser Strommengen in der Stromkennzeichnung erfolgt gemaf EEG 2012 ge-
geniuber den EEG-verpflichteten Endverbrauchern. Entscheidend ist, dass die Ausweisung als
~EE-Strom, gefordert nach dem Erneuerbare-Energien-Gesetz® stattfindet. Somit kann der End-
kunde unterscheiden zwischen den obligatorisch zugewiesenen EE-Strommengen aus dem EEG
und den Mengen, welche durch den Stromanbieter aktiv erzeugt bzw. beschafft wurden. Hier-
durch wird die Differenzierung des Strommarkts durch die Stromkennzeichnung unterstitzt.

5.5.3 Gleitende Marktpramie

Marktpramien sind grundsétzlich dazu geeignet, Deckungsliicken zwischen dem allgemeinen
Marktpreis fiir Strom und den Vollkosten fiir die EE-Stromerzeugung zu fiillen und somit einer-
seits durch den Markt Anreize zur Markt- und Systemintegration zu bieten, andererseits die
~gesellschaftliche® Aufgabe der Forderung von EE-Erzeugung zu erfiillen. Je nach Parametrisie-
rung (also Hohe) der Marktprédmie deckt diese Forderung die vollstindigen Mehrkosten zwi-
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schen dem Marktpreis (z.B. an der Borse) und den Vollkosten ab, oder auch nur die Mehrkos-
ten, welche verbleiben, wenn eine explizite Vermarktung als Strom aus EE stattfindet und hier-
durch Mehreinnahmen durch den Anlagenbetreiber erzielt werden kénnen. Das Verhéltnis der
Forderung zu sonstigen Erlosmaoglichkeiten ist in Abb. 5-5 dargestellt.

Abb. 5-5: Zusammensetzung der moglichen Gesamterldse fiir Okostrom im Fall der gleitenden Marktprimie

> unterschiedliche Parametrisierung

Zusatzlicher (mgl.)
Erlés als Okostrom
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Quelle: Oko-Institut

In Deutschland wurde die Marktpramie mit der EEG-Novelle fiir 2012 eingefiihrt. Durch die
Ausgestaltung als gleitende Marktpréamie orientiert sich die Forderung an der Vergiitung der
klassischen EEG-Einspeisung fur die unterschiedlichen Erzeugungstechnologien. Somit sind hier
im Regelfall die vollstindigen Mehrkosten der Stromerzeugung iiber den allgemeinen Markt-
preis abgedeckt. Sinnvollerweise ist durch EEG und EnWG dementsprechend auch geregelt,
dass die durch die Marktpramie geforderten Strommengen gemeinsam mit den ,klassisch® ge-
forderten Strommengen in einem Umlageverfahren den EEG-verpflichteten Endkunden gegen-
uiber in der Stromkennzeichnung ausgewiesen werden.

Dabei soll darauf hingewiesen werden, dass im europdischen Ausland h&ufig Strom, welcher
bspw. durch Marktpramien oder im Rahmen von Quotenmodellen geférdert wurde, noch frei
vermarktet und auch nach Deutschland als EE-Strom verkauft werden kann. Somit erfolgt hier
eine mogliche ,Doppelforderung” durch 6ffentliche Mechanismen und durch den Verbraucher,
ohne dass dies fiir den Verbraucher ersichtlich ist. Die ausldndische Stromerzeugung wird ge-
geniiber deutschen Strommengen unter der Marktpramie bevorteilt. Perspektivisch sollte also
durch den Gesetzgeber gepriift werden, inwiefern auch fur ausldndische Erzeugung eine Dar-
stellung separat zu ,sonstigen EE“ (z.B. als ,im Ausland geftrderte EE“) praktikabel ist. Der
Nachweis dieser Information ist basierend auf der verpflichtenden Verwendung von Her-
kunftsnachweisen gemaf der Erneuerbaren-Richtlinie (EU 2009) und dem dort obligatorischen
Fordervermerk leicht moglich.

5.5.4 Okostromprivileg

Durch das Okostromprivileg gemiB § 39 des EEG werden Stromversorger und ihre Kunden von
der EEG-Umlage bis zu einer H6he von 2ct/kWh befreit, sofern sie iiber 50 % ihres Stroms aus
~herausoptierten® EEG-fahigen Anlagen direkt beziehen, und der Anteil an intermittierender
Erzeugung hierbei mindestens 20% betrdagt. Den Vermarktungsvorteil in Hohe der genannten
2 Cent je Kilowattstunde verkauften Stroms kann der Anbieter beschaffungsseitig gezielt an die
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Anlagenbetreiber der EEG-fdhigen Anlagen weitergeben, von welchen er 50 % seines Stroms
bezieht. Dies entspricht also bis zu 4 Cent je Kilowattstunde bezogenen EEG-fédhigen Stroms. Die
Forderung erfolgt also durch eine Kostenentlastung des Stromversorgers, der diesen Vorteil an
die Erzeuger in Form eines hoheren Marktpreises weitergeben kann. Das Verhéltnis dieses For-
dermechanismus zu sonstigen Erlosmaoglichkeiten ist in Abb. 5-6 dargestellt.

Abb. 5-6: Zusammensetzung der mdglichen Gesamterldse fiir Okostrom im Fall des Okostromprivilegs

Zusitzlicher (mgl.)

Erlds als Okostrom

— Okostromprivileg:

Hoherer Marktwert durch Befreiung
von der EEG-Umlage:
2*EEG-Umlage (max. 2*2ct/kWh)

Quelle: Oko-Institut

Fiir den Anlagenbetreiber ist diese Vermarktungsoption vorteilhaft, wenn seine Stromgeste-
hungskosten weniger als 4ct/kWh tiiber dem ansonsten allgemein erzielbaren Marktpreis lie-
gen. Da es entsprechend EEG und EnWG madéglich ist, die tiber das Okostromprivileg vermarkte-
ten EE-Strommengen in der Stromkennzeichnung als EE-Strom auszuweisen, kann hierdurch
noch ein weiterer Erlos generiert werden. Durch die Wahlmoéglichkeit des Anlagenbetreibers
zwischen den unterschiedlichen Vermarktungsformen entstehen somit (vorbehaltlich einer op-
timierten Einspeisung und Verdrangung von teurem Spitzenlaststrom) grundsétzlich volkswirt-
schaftliche Mehrkosten in Hohe dieser zusétzlichen Erlose. Aufgrund der in Abschnitt 5.2.2 ge-
nannten Argumente erscheint es fraglich, ob durch die Nutzung des Okostromprivilegs das
Einspeisemanagement entscheidend verbessert wird und somit langfristig eine markt- und sys-
temgerechtere Einspeisung effizient gefordert wird.

Aus Sicht des Endkunden sind Produkte nach dem Okostromprivileg in besonderem MaB nicht
durch die Kunden gefordert, welche diese Produkte beziehen, sondern durch die ,erlassene®
EEG-Umlage, welche nun verstirkt von anderen nicht ¢kostromprivilegierten Stromkunden
getragen werden muss. Zumindest aus Verbraucherschutzgriinden erscheint es somit fragwiir-
dig, eine solche Kostenverlagerung ohne besonderen Hinweis zuzulassen. Perspektivisch sollte
also durch den Gesetzgeber gepriift werden, ob entsprechende Produkte in der Stromkenn-
zeichnung beispielsweise durch einen Hinweis ,EE-Strom gefdérdert durch Befreiung von der
EEG-Umlage® ausgewiesen werden konnen.
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A. Anhang

A1 Merit-Order-Effekt

Im liberalisierten Strommarkt erfolgt die Bildung des Strompreises auf Basis von Angebot und
Nachfrage. Die Angebote zur Stromerzeugung von Kraftwerksbetreibern und die Stromnach-
frage werden dabei an der Strombdrse gesammelt. Jeder Anbieter bietet seinen Strom zu den
Grenzkosten des jeweiligen Kraftwerks an, wobei sich diese aus den Kosten fiir den Brennstoff,
fur zu beschaffende CO.-Zertifkate sowie sonstigen Betriebskosten zusammensetzen.

In Abb. A-1 ist fiir eine exemplarische Stunde eines Tages (an der Borse wird stundenweise ge-
handelt) das Angebot und die Nachfrage nach Strom dargestellt. Da an der Borse die einzelnen
Gebote der Kraftwerksbetreiber aufsteigend nach Grenzkosten sortiert werden (dies nennt man
~Merit Order”), befinden sich auf der linken Seite in diesem Diagramm zunéchst die erneuerba-
ren Energien, die (sehr) geringe Grenzkosten aufweisen. Rechts davon sortieren sich Kernkraft-
werke mit niedrigen Grenzkosten ein, anschlieBend folgen Braunkohlekraftwerke. Steinkohle-
und Erdgaskraftwerke haben hohere Grenzkosten und folgen rechts neben den Braunkohle-
kraftwerken. Ganz rechts in der Merit Order liegen Spitzenlastkraftwerke wie Pumpspeicher-
kraftwerke oder Olkraftwerke.

Abb. A-1: Strompreisbildung an der Strombdrse (exemplarische Stunde des Jahres 2008)
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Quelle: Eigene Darstellung Modell MICOES

Um den prognostizierten Strombedarf zu decken, erteilt die Borse fiir jede gehandelte Stunde
nun allen Angeboten, beginnend mit dem Angebot mit den geringsten Grenzkosten, einen
Zuschlag bis der Schnittpunkt von Angebotskurve (Merit Order) und der Stromnachfrage (in
Abb. A-1 als dunkelblaue Linie dargestellt) erreicht ist. Wichtig ist dabei, dass der Strompreis
(.Market Clearing Price“) durch das letzte Kraftwerk, welches zur Deckung der Stromnachfrage
einen Zuschlag erhélt, festgesetzt wird. Das bedeutet, dass auch weiter links in der Merit Order
liegende Kraftwerke nicht nach ihren eigenen Grenzkosten sondern nach den Grenzkosten des
Grenzkraftwerks bezahlt werden.
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Abb. A-2: Preisbildung an der Stromborse bei hherer Einspeisung von erneuerbaren Energien
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Quelle: Eigene Darstellung Modell MICOES

In Abb. A-2 ist eine Stunde mit hoherem Angebot an erneuerbaren Energien im Vergleich zu
Abb. A-1 dargestellt. Bei gleicher Stromnachfragekurve werden zur Deckung der Stromnachfra-
ge weniger thermische Kraftwerke benotigt. Das Grenzkraftwerk liegt in der Merit Order weiter
links, d. h. das preissetzende Grenzkraftwerk hat in diesem Fall geringere Grenzkosten als in
Abb. A-1. Durch den Merit Order-Effekt fallt der Market Clearing Price somit in diesem Fall ge-
ringer aus.

A.2  Methodik

Tab. A-1: Technische Parameter des Kraftwerkseinsatzmodells MICOES

Kraftwerkskategorie | Verfiigharkeit Mindestleistungin % Lastgradientenin Mindest- Mindeststill-
der Maximalleistung % pro Minute betriebszeit standszeit

Kernenergie 85% 452% 0,85% 12h 8h
Braunkohle 84,7% 40% 3% 8h 8h
Steinkohle 82,1% 38% 4% 8h 8h
Erdgas GuD 88,7% 33% 6% 8h 4h
Erdgas DKW 88,7% 38% 6% Oh Oh
Erdgas GT 88,7% 20% 20% Oh Oh
Heizol leicht DKW 90,7% 0% 3% Oh Oh
Heizol leicht GT 90,7% 0% 3% Oh Oh
Heizdl schwer DKW 90,7% 0% 4% 6h 6h
Pumpspeicher 99% 0% 25% 0h Oh

Quelle: (Bagemihl, 2003), (Hundt, 2009), (Schiiwer, 2010) und (Swider, Ellersdorfer, Hundt, & Vo, 2007) sowie eigene Annahmen
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A.3 Rahmendaten

Tab. A-2:  Brennstoff- und CO,-Zertifikatspreise frei Kraftwerk in Preisen von 2008 fiir Rahmendatensatz A und B

2008 2015 2020 2025 2030
Rahmendatensatz A
Uran (€2006/GJ) 0,97 0,97 0,97 0,97 0,97
Braunkohle (€509s/GJ) 1,07 118 1.22 1.26 1,30
Steinkohle (€300s/GJ) 4,37 3,77 413 431 452
Erdgas (€5008/GJ) 9,31 9,72 10,98 11,58 12,30
Heizol, schwer (€008/GJ) 9,39 9,07 10,36 10,99 1,78
Heizdl, leicht (€008/GJ) 17,00 14,39 16,35 17,32 18,52
C0,-Zertifikate (€00s/t CO;) 22,67 22,54 31,20 33,80 36,40
Rahmendatensatz B
Uran (€200s/6J) 0,97 0,97 0,97 0,97 0,97
Braunkohle (€300s/6J) 1,07 1.27 1,32 1,37 1,44
Steinkohle (€200s/GJ) 437 459 5,51 6,14 6,76
Erdgas (€;00s/6J) 9,31 9,39 1,38 12,95 14,57
Heizdl, schwer (€,00s/GJ) 17,00 18,15 20,74 23,21 26,05
Heizol, leicht (€,005/GJ) 9,39 939 10,65 1,87 13,34
C0,-Zertifikate (€2908/t CO;) 22,67 33,75 41,13 47,46 52,73

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von (Matthes, 2010) fiir Rahmendatensatz A und (Nitsch, 2010b) fiir Rahmendatensatz B

Tab. A- 3:  Installierte elektrische Leistung an erneuerbaren Energien (netto)

Kategorie 2008 2015 2020 2025 2030
GW

Wasserkraft 47 49 5.2 53 55
Windenergie 23,7 36,4 454 54,6 63,6
- Onshore 237 334 355 37,0 38,8
- Offshore 30 99 17,6 24,8
Fotovoltaik 59 26,8 41,6 483 55,0
Biomasse 3,6 5.6 6,7 71 75
- Biogas, Kldrgas u.a. 1,6 2,6 31 34 3,6
- Feste Biomasse 10 19 25 2,7 29
- Biogener Abfall 09 11 11 11 11
Geothermie 0,0 01 0,2 04 0,6
EU-Stromverbund 0,0 0,0 0,6 38 71
- Solarthermische KW 12 30
- Wind, andere EE 0,6 2,7 4]
EE-Strom gesamt 319 73,8 99,7 19,6 139,3
EE-Strom nur Inland 319 73,8 99,1 15,7 132,3

Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von (Nitsch, 2010a)
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Tab. A-4:  Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien (netto)
Kategorie 2008 2015 2020 2025 2030
TWh/a
Wasserkraft 20,6 21,6 23,2 237 243
Windenergie 40,3 735 110,5 146,6 182,6
- Onshore 40,3 64,3 76,0 82,1 88,2
- Offshore 9,2 345 64,5 94,4
Fotovoltaik 44 21,4 34,6 418 49,0
Biomasse 249 383 46,6 489 52,0
- Biogas, Kldrgas u.a. 10,5 171 21,0 22,5 24
- Feste Biomasse 10,2 16,9 214 221 23,7
- Biogener Abfall 41 43 43 43 43
Geothermie 0,0 04 12 2,7 4,2
EU-Stromverbund 0,0 0,0 25 20,0 315
- Solarthermische KW 71 171
- Wind, andere EE 25 129 20,4
EE-Strom gesamt 90,2 155,2 218,6 2837 349,6
EE-Strom nur Inland 90,2 155,2 216,1 263,7 3121
Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von (Nitsch, 2010a)
Tab. A-5:  Nettostromerzeugung bis 2030 fiir Rahmendatensatz A und B
2008 2015 2020 2025 2030
TWh
Rahmendatensatz A 598.9 588.0 585.9 590.5 592.6
Rahmendatensatz B 598.9 556.6 538.4 524.8 520.6
Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von (Matthes et al., 2009) fiir Rahmendatensatz A und (Nitsch, 2010a) fiir Rahmendatensatz B
A.4  Szenarienergebnisse
Tab. A-6:  Strompreise der Stiitzjahre 2008 bis 2030 in den einzelnen Szenarien
Szenario 2008 2015 2020 2025 2030
in €2003/MWh
OLZV A 65,76 49,76 65,32 71,83 64,24
MLZV_A 65,76 44,04 56,23 56,34 4717
0LZV B 65,76 64,77 78,58 78,25 67,09
MLZV_B 65,76 58,82 64,52 63,71 50,18

Quelle: Fiir 2008 (EEX, 2008), fiir 2015 bis 2030 Modellergebnisse MICOES
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Tab. A-7:  Installierte elektrische Leistung (netto) ohne Laufzeitverléangerung (Szenario OLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
GW

Kernenergie 20,5 13,4 8.2 13 0,0
Braunkohle 20,7 23,1 23,1 23,1 231
davon neue Kondensations-KW 00 2,8 31 31 31
davon alte Kondensations-KW 18,0 18,0 178 178 1738
davon alte KWK 2,7 23 2.2 2.2 2.2
Steinkohle 21,2 31,0 24,8 24,6 241
davon neue Kondensations-KW 0,0 6,3 6,3 6,3 6,3
davon alte Kondensations-KW 21,7 19,8 14,1 14,1 14,1
davon alte KWK 55 50 44 42 38
Erdgas 23,0 189 16,6 14,4 131
davon neue Kondensations-KW 00 2,0 2,0 2,0 2,0
davon alte Kondensations-KW 89 42 2,8 2,8 2,7
davon alte KWK 14 12,7 1.8 9,7 84
Erneuerbare 438 795 105,4 125,3 145,1
Sonstige 10,1 10,7 10,8 10,7 10,7
Summe 1453 176,7 188,9 199,4 216,1

Quelle: Modellergebnisse ELIAS

Tab. A-8: Installierte elektrische Leistung (netto) mit Laufzeitverldngerung (Szenario MLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
GW

Kernenergie 20,5 20,5 19,6 135 12,2
Braunkohle 20,7 231 18,9 21,2 23,0
davon neue Kondensations-KW 0,0 2.8 56 8,0 93
davon neue Kondensations-KW (CCS) 00 0,0 0,0 0,0 04
davon alte Kondensations-KW 18,0 18,0 1 1 11,1
davon alte KWK 2,7 2.3 2,2 2,2 2,2
Steinkohle 27,2 274 24,7 23,2 22,8
davon neue Kondensations-KW 0,0 6,3 6,3 6,3 6,3
davon alte Kondensations-KW 21,7 16,1 14,1 12,7 12,7
davon alte KWK 55 50 44 42 38
Erdgas 23,0 18,9 16,6 14,4 13,2
davon neue Kondensations-KW 00 2,0 2,0 2,0 2,0
davon alte Kondensations-KW 89 42 2,8 2,8 2,7
davon alte KWK 14,1 12,7 18 9,7 85
Erneuerbare 438 795 105,5 125,3 145,1
Sonstige 10,1 10,7 10,8 10,7 10,7
Summe 145,3 180,1 196,2 208,4 226,9

Quelle: Modellergebnisse ELIAS
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Tab. A-9:  Vergleich der installierten elektrischen Leistung (netto) zwischen dem Szenario mit und ohne Laufzeit-
verldangerung (MLZV_A-OLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
GW

Kernenergie 0,0 7.0 15 121 12,2
Braunkohle 0,0 0,0 -4,2 -19 -01
davon neue Kondensations-KW 0,0 0,0 25 49 6,3
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 0,0 04
davon alte Kondensations-KW 0,0 0,0 -6,8 -6,8 -6,8
Steinkohle 0,0 =37 0,0 -14 -13
davon alte Kondensations-KW 0,0 =37 0,0 -14 -14
Erdgas 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Summe 0,0 34 7.2 89 10,8

Quelle:  Eigene Berechnungen

Tab. A-10:  Wirtschaftlichkeit fossiler Kondensationskraftwerke (B=Bestand, N=Neubau) und Strompreis mit und
ohne Laufzeitverléangerung (OLZV_A, MLZV_A)

2015 2020 2025 2030

OLZVA MLZVA OLZVA MLZVA OLZVA MLZVA OLZVA MLZVA

Strompreis (€/MWh) 49,8 44,0 65,3 56,2 78 56,3 64,2 47,2
GW

Braunkohle (B, wirtschaftlich) 17,9 14,4 17,8 1,1 178 11,1 17,7 7,0
Braunkohle (B, unwirtschaftlich) 01 35 0,0 0,0 0,0 0,0 01 40
Braunkohle (N, wirtschaftlich) 2,8 2,8 31 56 31 8,0 31 9,7
Braunkohle (N, unwirtschaftlich) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle (B, wirtschaftlich) 11 0,0 141 12,7 141 12,7 14,1 15
Steinkohle (B, unwirtschaftlich) 18,7 16,1 0,0 14 0,0 0,0 00 12
Steinkohle (N, wirtschaftlich) 6.3 0,0 6,3 6,3 6,3 6.3 6.3 6.3
Steinkohle (N, unwirtschaftlich) 00 6,3 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas (B, wirtschaftlich) 0,0 0,0 1,6 0,0 24 0,0 24 0,0
Erdgas (B, unwirtschaftlich) 3,6 3,6 08 24 0,0 23 0,0 23
Erdgas (N, wirtschaftlich) 0,0 0,0 2,0 0,0 2,0 0,0 2,0 0,0
Erdgas (N, unwirtschaftlich) 2,0 2,0 0,0 2,0 0,0 2,0 0,0 2,0

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS

Tab. A-11:  Fossile Kondensationskraftwerke in Kaltreserve mit und ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_A, MLZV_A)

2015 2020 2025 2030
OLZVA MLZVA | OLZVA  MLZVA | OLZVA  MLZVA | OLZVA  MLZVA
GW
Bestand 00 1,2 08 37 0,0 23 0,0 23
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle 0,0 0,0 0,0 14 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 00 12 0.8 24 0,0 23 0,0 23
Neubau 0,0 0,0 0,0 2,0 0,0 2,0 0,0 2,0
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 00
Steinkohle 00 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 0,0 0,0 0,0 2,0 0,0 2,0 0,0 2,0

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
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Tab. A-12:  Leistung ertiichtigter fossiler Kondensationskraftwerke und Zeitraum der Betriebsdauerverléngerung
mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_A, MLZV_A)
bis 5 Jahre 6-10 Jahre 11-15 Jahre 15 - 20 Jahre mehr als 20 Jahre
OLZVA MLZVA | OLZV.A MLZVA | OLZVA MLZVAA | OLZV.A MLZVA | OLZVA MLZVA
GW
Gesamt 18,1 16,0 56 6,2 3,6 15 19 0,2 17 0,1
Braunkohle 2,2 56 2,6 4,6 34 13 19 0,2 17 01
Steinkohle 14,8 10,4 30 16 01 01 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 11 0,0 0,0 0,0 01 01 0,0 0,0 0,0 0,0
Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
Tab. A-13:  Stilllegung fossiler Kondensationskraftwerke mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_A, MLZV_A)
2015 2020 2025 2030
0LZV_A MLZV_A OLZV_A MLZV_A OLZV_A MLZV_A OLZV_A MLZV_A
GW
Braunkohle 0,0 0,0 01 6,9 01 6,9 01 6,9
Steinkohle 2,0 56 16 1.7 7.6 9,0 76 9,0
Erdgas 3,7 37 49 49 49 49 49 49
Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
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Tab. A-14:  Betriebszustand konventioneller Kondensationskraftwerke im Bestand (requldrer Betrieb, Retrofit, Kalt-
reserve, stillgelegt) mit und ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_A, MLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
OLZVA MLZVA | OLZVA MLZVA | OLZVA MLZVA | OLZVA MLZVA
GW
In Betrieb 675 54,7 56,9 4,7 434 35,6 373 343 36,0
Kernenergie 20,5 13,4 20,5 8.2 19,6 13 13,4 0,0 12,2
Braunkohle 18,0 18,0 18,0 178 111 178 11,1 17,8 11,0
Steinkohle 21,7 19,8 16,1 141 12,7 141 12,7 141 12,7
Erdgas 73 3,6 24 1,6 0,0 24 0,0 24 0,0
Erdgas 40 12 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas- GUD 33 23 23 1,6 0,0 2,3 0,0 2,3 0,0
davon requldrer Betrieb 65,0 47,0 52,8 33,7 423 23,3 331 121 22,0
Kernenergie 20,5 134 20,5 8.2 19,6 13 13,4 0,0 12,2
Braunkohle 16,4 139 139 99 9.9 8,4 84 6,2 6,2
Steinkohle 20,9 16,1 16,1 14,1 12,7 1.2 1.2 36 36
Erdgas 72 3,6 24 1,6 0,0 24 0,0 24 0,0
Erdgas 39 12 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas- GUD 33 23 23 1,6 0,0 23 0,0 23 0,0
davon Retrofit 25 78 41 8,0 12 123 42 22,1 14,0
Braunkohle 15 41 4] 79 12 9.4 2,6 11,6 48
Steinkohle 08 37 0,0 0,0 0,0 29 15 10,5 9,2
Erdgas 01 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 01 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas- GUD 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Kaltreserve 0,0 0,0 12 08 37 0,0 23 0,0 23
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 14 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 0,0 0,0 12 08 2,4 0,0 23 0,0 23
Erdgas 0,0 0,0 12 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas- GUD 0,0 0,0 0,0 08 23 0,0 23 0,0 23
Stillgelegt 0,0 12,7 93 25,0 20,3 31,8 279 33,2 29,2
Kernenergie 0,0 7,0 0,0 12,3 09 19,2 7,0 20,5 83
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 01 6,9 01 6,9 01 6,9
Steinkohle 0,0 2,0 5.6 76 17 76 9,0 76 9,0
Erdgas 0,0 37 37 49 49 49 49 49 49
Erdgas 0,0 2,8 2,8 4,0 4,0 40 4,0 40 40
Erdgas- GUD 0,0 09 09 09 09 09 09 1,0 1,0

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS

89



Auswirkung einer verstdrkten Forderung erneuerbarer Energien auf die Investitionsdynamik im konventionellen Kraftwerkspark

Tab. A-15:  In Betrieb befindliche konventionelle Kondensationskraftwerke (B: Bestand, N: Neubau) mit und ohne
Laufzeitverlangerung (OLZV_A, MLZV_A)

2008 2015 2020 2025 2030
OLZV.A MLZVA | OLZVA MLZVA | OLZV.A MLZVA | OLZVA MLZVA
GW

Kernenergie 20,5 13,4 20,5 8,2 19,6 13 134 0,0 12,2
Braunkohle (Bestand) 18,0 18,0 18,0 178 1,1 178 11,1 17,8 11,0
Steinkohle (Bestand) 21,7 19,8 16,1 141 12,7 141 12,7 14,1 12,7
Erdgas (Bestand) 73 36 24 16 0,0 24 0,0 24 0,0
Braunkohle (Neubau) 0,0 2,8 2,8 31 56 31 8,0 31 9,7
Steinkohle (Neubau) 0,0 6,3 6,3 6,3 6,3 6,3 6.3 6.3 6.3
Erdgas (Neubau) 0,0 2,0 2,0 2,0 0,0 2,0 0,0 2,0 0,0

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS

Tab. A-16: Installierte elektrische Leistung (netto) ohne Laufzeitverlédngerung (Szenario OLZV_B)

2008 2015 2020 2025 2030
GW
Kernenergie 20,5 13,4 8,2 13 0,0
Braunkohle 20,7 231 259 28,3 28,8
davon neue Kondensations-KW 0,0 2,8 58 74 79
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 00 07 07
davon alte Kondensations-KW 18,0 18,0 18,0 18,0 18,0
davon alte KWK 2,7 2,3 2.2 2.2 2,2
Steinkohle 27,2 31,0 24,7 21,7 13,6
davon neue Kondensations-KW 0,0 6,3 6,3 6,3 6,3
davon alte Kondensations-KW 21,7 19,8 14,1 12 36
davon alte KWK 55 50 44 42 38
Erdgas 23,0 19,1 16,8 14,6 13,3
davon neue Kondensations-KW 0,0 2,0 21 21 21
davon neue KWK 0,0 0,0 01 01 01
davon alte Kondensations-KW 89 44 2,8 2,8 2,7
davon alte KWK 14,1 12,7 18 9,7 84
Erneuerbare 438 79,5 105,4 125,3 145,1
Sonstige 10,1 10,7 10,9 10,8 10,7
Summe 1453 176,9 1919 2019 211,5

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
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Tab. A-17:  Installierte elektrische Leistung (netto) mit Laufzeitverldngerung (Szenario MLZV_B)

2008 2015 2020 2025 2030
GW
Kernenergie 20,5 20,5 19,6 135 12,2
Braunkohle 20,7 231 21,0 21,8 22,6
davon neue Kondensations-KW 0,0 2,8 44 51 6,0
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle 27,2 29,5 24,8 21,7 13,7
davon neue Kondensations-KW 00 6,3 6,3 6,3 6,3
davon neue Kondensations-KW (CCS) 00 0,0 0,0 0,0 0,0
davon neue KWK 0,0 0,0 01 01 01
Erdgas 23,0 19,1 16,6 14,4 13,2
davon neue Kondensations-KW 00 2,0 2,0 2,0 2,0
davon neue Kondensations-KW (CCS) 00 0,0 00 0,0 0,0
davon neue KWK 00 0,0 0,0 0,0 0,0
Erneuerbare 438 79,5 105,5 125,3 145,1
Sonstige 10,1 10,7 10,9 10,8 10,7
Summe 1453 182,4 198,4 2075 2174

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS

Tab. A-18:  Vergleich der installierten elektrischen Leistung (netto) zwischen dem Szenario mit und ohne Laufzeit-
verldangerung (MLZV_B-OLZV_B)

2008 2015 2020 2025 2030
GW

Kernenergie 0,0 7.0 15 12,1 12,2
Braunkohle 0,0 0,0 -49 6,5 -6,2
davon neue Kondensations-KW 0,0 0,0 -14 -2.2 -19
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 -0,7 -0,7
davon alte Kondensations-KW 0,0 0,0 -35 -35 -35
Steinkohle 0,0 -15 01 01 01
davon neue KWK 0,0 0,0 01 01 01
davon alte Kondensations-KW 0,0 -15 0,0 00 0,0
Erdgas 0,0 0,0 -0,2 -0,2 -0,2
davon neue Kondensations-KW 0,0 0,0 -0.1 -01 -01
davon neue KWK 0,0 0,0 -0,1 -0,1 -01
Summe 0,0 55 6,4 55 59

Quelle:  Eigene Berechnungen
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Tab. A-19:  Wirtschaftlichkeit fossiler Kondensationskraftwerke (B=Bestand, N=Neubau) und Strompreis mit und
ohne Laufzeitverldangerung (OLZV_B, MLZV_B)
2015 2020 2025 2030

OLZV.B MLZVB OLZV.B MLZVB OLZVB MLZVB OLZVB MLZVB

Strompreis (€/MWh) 49,8 44,0 65,3 56,2 78 56,3 64,2 47,2
GW

Braunkohle (B, wirtschaftlich) 179 16,2 18,0 14,5 18,0 14,5 17,7 94
Braunkohle (B, unwirtschaftlich) 01 18 00 0,0 0,0 0,0 02 51
Braunkohle (N, wirtschaftlich) 2,8 2,8 58 44 8,1 51 8,6 6,0
Braunkohle (N, unwirtschaftlich) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle (B, wirtschaftlich) 05 0,0 0.6 0,0 0,6 0,0 0,6 0,0
Steinkohle (B, unwirtschaftlich) 19,3 18,3 13,4 141 10,6 1.2 29 3,6
Steinkohle (N, wirtschaftlich) 6,3 6,3 6,3 6,3 6,3 6.3 6.3 0,0
Steinkohle (N, unwirtschaftlich) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 6.3
Erdgas (B, wirtschaftlich) 23 0,0 23 0,0 23 0,0 23 0,0
Erdgas (B, unwirtschaftlich) 14 38 01 24 01 24 0,0 24
Erdgas (N, wirtschaftlich) 2,0 2,0 21 2,0 2,1 2,0 2,1 2,0
Erdgas (N, unwirtschaftlich) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
Tab. A- 20:  Fossile Kondensationskraftwerke in Kaltreserve mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)
2015 2020 2025 2030
OLZvV B MLZV_B OLzvB MLZV_B OLzv B MLZV_B OLzv B MLZV_B
GW
Bestand 0,0 0,0 135 16,4 10,6 13,6 30 59
Braunkohle 00 00 00 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle 0,0 0,0 134 141 10,6 1,2 29 3,6
Erdgas 0,0 0,0 01 24 0,1 24 0,0 24
Neubau 0,0 00 00 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 00 00 00 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
Tab. A- 21:  Leistung ertiichtigter fossiler Kondensationskraftwerke und Zeitraum der Betriebsdauerverléngerung
mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)
bis 5 Jahre 6 -10 Jahre 11-15 Jahre 15- 20 Jahre mehr als 20 Jahre
OLZVB MLZVB | OLZVB MLZVB | OLZV.B MLZVB | OLZVB MLZVB | OLZV.B MLZVB
GW
Gesamt 10,6 9.8 2,8 45 3,6 4,6 17 04 18 0,1
Braunkohle 2,2 25 2,6 43 34 44 17 04 18 01
Steinkohle 71 6,0 0,2 0,2 01 01 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 13 13 0,0 0,0 01 01 0,0 0,0 0,0 0,0
Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
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Tab. A- 22:  Stilllegung fossiler Kondensationskraftwerke mit und ohne Laufzeitverldngerung (OLZV_B, MLZV_B) im
Vergleich zur Stilllegung nach technischer Lebensdauer (,,statisch)

2015 2020 2025 2030
OLZV_B MLZV_B OLZV_B MLZV_B OLZV B MLZV_B 0LZV_B MLZV_B
GW
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 35 0,0 35 0,0 35
Steinkohle 2,0 35 17 17 10,6 10,6 18,2 18,2
Erdgas 35 35 49 49 49 49 49 49

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS

Tab. A- 23:  Betriebszustand konventioneller Kondensationskraftwerke im Bestand (requldrer Betrieb, Retrofit, Kalt-
reserve, stillgelegt) mit und ohne Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)

2008 2015 2020 2025 2030
OLZvB MLZVB | OLZVB MLZVB | OLZV.B MLZVB | OLZVB MLZV.B
GW
In Betrieb 67,5 54,9 60,5 29,1 341 22,2 219 209 26,6
Kernenergie 20,5 134 20,5 8,2 19,6 13 13,4 0,0 12,2
Braunkohle 18,0 18,0 18,0 18,0 14,5 18,0 14,5 18,0 14,5
Steinkohle 21,7 19,8 18,3 0.6 0,0 0,6 0,0 0,6 0,0
Erdgas 73 38 38 23 0,0 23 0,0 23 0,0
Erdgas 4,0 14 14 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas - GUD 33 24 23 23 0,0 23 0,0 2,3 0,0
davon requldrer Betrieb 65,0 41,0 54,0 21,0 29,5 12,7 219 9,2 18,4
Kernenergie 20,5 13,4 20,5 8.2 19,6 13 13,4 0,0 12,2
Braunkohle 16,4 13,9 13,9 9,9 9,9 84 84 6,2 6,2
Steinkohle 209 16,1 16,1 0.6 0,0 0,6 0,0 0,6 0,0
Erdgas 72 36 36 23 0,0 23 0,0 23 0,0
Erdgas 39 12 12 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas - GUD 33 24 23 23 0,0 23 0,0 2,3 0,0
davon Retrofit 25 79 6,5 8. 45 9,5 6,0 1n7 8.2
Braunkohle 15 41 4] 8.1 45 9,5 6,0 17 8,2
Steinkohle 0.8 37 2,2 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 0.1 0.2 0.2 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas 0,1 0.2 0.2 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas - GUD 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Kaltreserve 0,0 0,0 0,0 13,5 16,4 10,6 13,6 30 59
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Steinkohle 0,0 0,0 0,0 13,4 14,1 10,6 1.2 29 36
Erdgas 0,0 0,0 0,0 0,1 24 0,1 24 0,0 24
Erdgas 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
Erdgas- GUD 0,0 0,0 0,0 0,0 23 0,0 23 0,0 2.3
Stillgelegt 0,0 12,5 7,0 249 17,0 346 26,0 43,6 349
Kernenergie 0,0 7,0 0,0 12,3 09 19,2 7,0 20,5 83
Braunkohle 0,0 0,0 0,0 0,0 35 0,0 35 0,0 35
Steinkohle 0,0 2,0 35 17 17 10,6 10,6 18,2 18,2
Erdgas 0,0 35 35 49 49 49 49 49 49
Erdgas 0,0 2,6 2,6 40 40 40 40 40 40
Erdgas- GUD 0,0 09 09 09 09 09 09 10 10

Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
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Tab. A- 24:  In Betrieb befindliche konventionelle Kondensationskraftwerke (B: Bestand, N: Neubau) mit und ohne
Laufzeitverlangerung (OLZV_B, MLZV_B)
2008 2015 2020 2025 2030
OLZVvB MLZVB | OLZVB MLZVB | OLZVB MLZVB | OLZVB MLZVB
GW
Kernenergie 20,5 13,4 20,5 8.2 19,6 13 13,4 0,0 12,2
Braunkohle (Bestand) 18,0 18,0 18,0 18,0 14,5 18,0 14,5 18,0 14,5
Steinkohle (Bestand) 217 19,8 18,3 0,6 0,0 0.6 0,0 0.6 0,0
Erdgas (Bestand) 73 3.8 3.8 23 0,0 23 0,0 23 0,0
Braunkohle (Neubau) 0,0 2,8 2,8 58 44 81 51 8,6 6,0
Steinkohle (Neubau) 0,0 6,3 6,3 6,3 6,3 6,3 6,3 6,3 6,3
Erdgas (Neubau) 0,0 2,0 2,0 21 2,0 21 2,0 2,1 2,0
Quelle:  Modellergebnisse ELIAS
Tab. A- 25:  Vergleich der installierten elektrischen Leistung (netto) ohne Laufzeitverldngerung zwischen dem Rah-
mendatensatz A und B (OLZV_B-OLZV_A)
2008 2015 2020 2025 2030
GW
Braunkohle 0,0 0,0 2,8 5.2 57
davon neue Kondensations-KW 0,0 0,0 2,7 43 48
davon neue Kondensations-KW (CCS) 0,0 0,0 0,0 07 0,7
davon alte Kondensations-KW 0,0 0,0 01 01 0,2
Steinkohle 0,0 0,0 0,0 -29 -10,5
davon alte Kondensations-KW 0,0 0,0 0,0 -29 -105
Erdgas 0,0 0.2 0,2 0,2 0.2
davon neue Kondensations-KW 0,0 0,0 01 01 01
davon neue KWK 0,0 0,0 01 01 01
davon alte Kondensations-KW 0,0 0,2 0,0 0,0 0,0
Summe 0,0 0.2 30 25 -4,6

Quelle:  Eigene Berechnungen
Tab. A- 26:  Vergleich der installierten elektrischen Leistung (netto) mit Laufzeitverldngerung zwischen dem Rah-
mendatensatz A und B (MLZV_B-MLZV_A)
2008 2015 2020 2025 2030
GW

Braunkohle 0,0 0,0 21 05 -04

davon neue Kondensations-KW 0,0 0,0 -1,2 -2,8 -34

davon neue Kondensations-KW (CCS) 00 0,0 00 0,0 -04

davon alte Kondensations-KW 0,0 0,0 34 34 34

Steinkohle 0,0 2,2 01 -15 -9.1

davon neue KWK 0,0 0,0 01 01 01

davon alte Kondensations-KW 0,0 2,2 0,0 -15 -9.2

Erdgas 0,0 0,2 0,0 0,0 0,0

davon alte Kondensations-KW 0,0 0,2 0,0 0,0 0,0

Summe 0,0 23 2.2 -09 -9,5

Quelle:  Eigene Berechnungen
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Tab. A- 27:  Vergleich der installierten elektrischen Leistung (netto) im Jahr 2030 der Szenarien OLZV_A, OLZV_B,

MLZV_A und MLZV_B mit dem Leitszenario 2010

OLZV_A OLzZV B MLZV_A MLZV B Leitszenario 2010
GW
Braunkohle 231 28,8 23,0 22,6
davon Kondensations-KW 209 26,6 20,8 204
davon KWK-Anlagen 2,2 2,2 2,2 2,2
Steinkohle 241 13,6 22,8 13,7
davon Kondensations-KW 20,3 98 19,0 98
davon KWK-Anlagen 38 38 38 38
Erdgas 131 13,3 13,2 13,2
davon Kondensations-KW 47 48 4,7 4,7
davon KWK-Anlagen 8,4 85 85 84
0l 5.2 52 5.2 5.2
davon Kondensations-KW 52 52 52 52
davon KWK-Anlagen 0,0 0,0 0,0 0,0
Kohlen 47,2 423 45,7 36,2 23,8
davon Kondensations-KW 412 36,4 39,8 30,2 13,8
davon KWK-Anlagen 59 59 59 6,0 10,0
Erdgas/0l 18,4 18,6 18,4 18,4 214
davon Kondensations-KW 9.9 10,1 99 99 8,0
davon KWK-Anlagen 8,4 85 85 8,4 133
Fossil gesamt 65,5 609 64,1 54,6 451
davon Kondensations-KW 51,2 46,5 49,7 40,2 21,8
davon KWK-Anlagen 14,4 14,5 14,4 14,5 233

Quelle:  (Nitsch, 2010a), eigene Berechnungen
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Tab. A- 28:  Vergleich der jdhrlichen Benutzungsstunden im Jahr 2030 der Szenarien OLZV_A, OLZV_B, MLZV_A und

MLZV_B mit dem Leitszenario 2010

OLZV A OLzZV B MLZ/V_A MLZV B Leitszenario 2010
h/a
Braunkohle 4971 4123 3.528 3.014
davon Kondensations-KW 4944 4105 3.521 2979
davon KWK-Anlagen 5.231 4340 3.601 3.344
Steinkohle 3.410 2.009 2.661 1.408
davon Kondensations-KW 3.418 1.828 2.634 1.217
davon KWK-Anlagen 3.369 2.480 2.793 1.897
Erdgas 2.753 1.718 1.416 1.184
davon Kondensations-KW 2.882 1325 28 444
davon KWK-Anlagen 2.682 1.940 2.189 1.596
0l 513 415 358 352
davon Kondensations-KW 513 415 358 352
davon KWK-Anlagen
Kohlen 4174 3.445 3.096 2.409 4125
davon Kondensations-KW 4191 3.491 3.097 2.407 5.436
davon KWK-Anlagen 4.052 3.162 3.089 2.419 2315
Erdgas/0l 2.116 1.351 1.116 947 3.620
davon Kondensations-KW 1.635 851 202 395 3.012
davon KWK-Anlagen 2.682 1.940 2.189 1596 3.986
Fossil gesamt 3.597 2.806 2.528 1917 3.886
davon Kondensations-KW 3.695 2.920 2.519 1.909 4544
davon KWK-Anlagen 3.247 2.441 2.560 1939 3.270

Quelle:  Eigene Berechnungen
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