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ZUSAMMENFASSUNG 

Alle aktuell verfügbaren Szenarien, Projektionen und Prognosen zur langfristigen 
Entwicklung der Stromversorgung Deutschlands kommen unabhängig von der 
genauen Herkunft, Methodik und Zielrichtung zum Ergebnis, dass sich in den 
nächsten Jahrzehnten ein tiefgreifender Wandel oder sogar ein radikaler Um-
bruch vollziehen wird. 

Triebkräfte hierfür sind zum einen die Liberalisierung und fortschreitende euro-
päische Integration der Strommärkte, zum anderen anspruchsvolle Zielsetzungen 
in der Klimapolitik und beim Ausbau der Nutzung erneuerbarer Energien in der 
Stromversorgung (RES-E). Obwohl der Anstieg des RES-E-Anteils nicht die ein-
zige Triebfeder für den Strukturwandel in der Stromversorgung darstellt, nimmt 
er in der Fachdiskussion dennoch eine herausgehobene Stellung ein. 

Den Ausgangspunkt dieses Berichts bildet die Frage, wie die Grundlast in einem 
Stromversorgungssystem gesichert werden kann, das sich bereits heute zu einem 
wesentlichen Anteil – zu etwa 20 % – auf erneuerbare Energien stützt, davon 
etwa die Hälfte fluktuierende v. a. Windkraft und Photovoltaik, und perspekti-
visch bis 2050 in Deutschland zu einer (nahezu) Vollversorgung mit erneuerba-
ren Energien umgebaut werden soll. Diese Frage kann nur in einer Systemper-
spektive angegangen werden und wird so zu einem – wenngleich wichtigen – 
Aspekt der übergeordneten Fragestellung, wie eine gesicherte Versorgung insge-
samt organisiert werden kann. 

Im Sommer 2008 hat der Ausschuss für Bildung, Forschung und Technikfolgen-
abschätzung des Deutschen Bundestages das Büro für Technikfolgen-Abschät-
zung beim Deutschen Bundestag (TAB) damit beauftragt, diese Fragestellung 
anhand von Literatur- sowie modellgestützten Analysen zu bearbeiten und 
Handlungsoptionen zu identifizieren, wie bei ambitionierten Ausbauzielen für 
erneuerbare Energieträger eine zuverlässige Stromversorgung gestaltet werden 
kann. 

GRUNDLAST UND GESICHERTE VERSORGUNG 

Üblicherweise wird die Stromnachfrage in die Lastsegmente Grund-, Mittel- und 
Spitzenlast unterteilt. Als Grundlast wird diejenige Strommenge bezeichnet, die 
dauerhaft nachgefragt und die im Tages- bzw. Jahresverlauf nie unterschritten 
wird. Im konventionellen Stromsystem werden die Lastbereiche von Kraftwer-
ken gedeckt, die dafür jeweils besonders geeignet sind: Grundlastkraftwerke 
(v. a. für Laufwasser, Braunkohle sowie Kernkraft) zeichnen sich durch hohe 
Investitions- und niedrige Betriebskosten aus und müssen für einen wirtschaftli-
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chen Betrieb mit einer hohen Auslastung (z. B. mehr als 7.000 Volllaststunden 
im Jahr) kalkulieren. Spitzenlastkraftwerke (z. B. Gasturbinen) können bereits 
bei geringer Auslastung (z. B. 2.000 Volllaststunden) rentabel sein (niedrige In-
vestitions- und hohe Betriebskosten). Dazwischen liegen Mittellastkraftwerke 
(z. B. für Steinkohle). 

Für eine gesicherte Stromversorgung muss zu jedem Zeitpunkt die eingespeiste 
Strommenge exakt gleich der Stromnachfrage sein. Zieht man von der Strom-
nachfrage die Einspeisung durch erneuerbare Energien ab, erhält man die soge-
nannte »Residuallast«, die durch regelbare Kraftwerke gedeckt werden muss. 
Charakteristisch für die Residuallast ist, dass sie sich wesentlich schneller ändern 
kann als die Nachfrage und dass sie bei hoher Durchdringung mit erneuerbaren 
Energien sehr klein werden kann – unter Umständen sogar negativ (d. h., es exis-
tiert ein Stromüberschuss). 

Das bedeutet, dass die Differenzierung in Lastbereiche mit wachsender Durch-
dringung des Systems mit fluktuierender Einspeisung aus erneuerbaren Energien 
zunehmend obsolet wird. Ebenso wird die Zuordnung bestimmter Kraftwerks-
typen (Grund-, Mittel- und Spitzenleistungskraftwerke) zu einzelnen Lastberei-
chen in Zukunft mehr und mehr verschwimmen. Die Einsatzmöglichkeiten für 
Kraftwerke, die für sehr hohe Volllaststunden ausgelegt sind, gehen zurück. Be-
nötigt werden flexible Kraftwerke mit kurzen An- und Abfahrzeiten sowie dy-
namischer Regelbarkeit. 

Für den sicheren Betrieb des Energieversorgungssystems muss ein beträchtlicher 
Teil der nominellen Leistung der RES-E-Anlagen (z. B. für Windkraft) durch re-
gelfähige Anlagen abgesichert werden, deren tatsächliche Einsatzdauer aber nur 
gering ist. Dies hat u. a. zur Konsequenz, dass neue Betriebsstrategien entwickelt 
werden müssen. Beispielsweise werden derzeit die sogenannten »Systemdienst-
leistungen« (insbesondere die Primär- und Sekundärregelung) weitgehend durch 
fossile bzw. nukleare Großkraftwerke bereitgestellt. Will man langfristig einen 
sehr hohen RES-E-Anteil (50 % und mehr) in das System integrieren, ist es von 
entscheidender Bedeutung, dass verstärkt auch RES-E-Anlagen die Sicherstellung 
von Systemdienstleistungen übernehmen. 

STROMNETZE 

Die Stromnetze spielen eine Schlüsselrolle bei der Integration eines dynamisch 
ansteigenden Anteils erneuerbarer Energien. Bereits heute treten in bestimmten 
Regionen Deutschlands regelmäßig Engpässe in den Hoch- und Höchstspan-
nungsnetzen auf. Ohne geeignete Ausbaumaßnahmen wird sich dies in Zukunft 
weiter verstärken. 
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Von einigen Akteuren wird die Gefahr gesehen, dass die Netze sich zum Fla-
schenhals für den RES-E-Ausbau entwickeln könnten. Dies umso mehr, da es 
den Anschein hat, dass der Netzausbau mit der Entwicklung beim Ausbau von 
RES-E-Kapazitäten bislang nicht Schritt halten kann. 

Die Leistungsfähigkeit der Übertragungsnetze kann gesteigert werden durch Op-
timierung des Netzbetriebs, Netzverstärkungsmaßnahmen sowie Netzausbau, 
wobei die Kosten der Maßnahmen in der genannten Reihenfolge zunehmen. 

Eine Optimierung des Netzbetriebs ist u. a. durch das sogenannte »Leiterseilmo-
nitoring« möglich. Dabei wird die Betriebstemperatur der Leitungen überwacht, 
damit ihre Übertragungskapazität besser ausgenutzt werden kann. Eine Verstär-
kung bestehender Netze kann z. B. durch Umrüstung von Trassen auf eine höhe-
re Übertragungsspannung oder die Ausrüstung mit Hochtemperaturleiterseilen 
erreicht werden. Da bei diesen Maßnahmen bestehende Trassen genutzt werden, 
könnte auf diese Weise der Kapazitätsausbau der Netze wirkungsvoll beschleu-
nigt werden. 

Als Zukunftstechnologie gelten elektronische Systeme zur Kontrolle von Leis-
tungsflüssen, sogenannte »FACTS« (»flexible alternating current transmission 
systems«), mit denen Übertragungsengpässe zumindest vorübergehend aufgeho-
ben werden können. Bislang konnten sich FACTS vor allem aus Kostengründen 
noch nicht breit durchsetzen, ihnen wird in Fachkreisen jedoch ein großes 
Wachstumspotenzial zugeschrieben. 

Zum Ausbaubedarf des Übertragungsnetzes wurden bereits einige Analysen 
durchgeführt, u. a. die beiden »Netzstudien« der Dena. Im Rahmen der »Netz-
studie I« wurde ein Ausbaubedarf von 850 km neuer Trassen ermittelt, darauf 
aufbauend in der »Netzstudie II« ein zusätzlicher Neubaubedarf von 3.600 km, 
einschließlich 1.550 km Seekabel zur Anbindung von Offshorewindparks. Die 
Herangehensweise und die Ergebnisse der Dena-Netzstudien sind nicht unum-
stritten, u. a. sehen Kritiker technologische Alternativen zu herkömmlichen Frei-
leitungen (z. B. Nutzung von Hochtemperaturleiterseilen, Erdkabel oder Hoch-
spannungsgleichstromübertragung) nicht ausreichend gewürdigt. Dennoch bil-
den sie einen Ankerpunkt in der Diskussion um die Höhe des Ausbaubedarfs der 
Höchstspannungsnetze in Deutschland. 

Für die Verteilnetze sind belastbare Abschätzungen des Ausbaubedarfs noch 
nicht vorhanden, werden aber zurzeit erstellt. Eine Verlagerung großer Teile der 
Stromproduktion auf die Verteilnetzebene durch kleine dezentrale Anlagen (bei-
spielsweise Photovoltaikanlagen) ist ein Trend der jüngsten Vergangenheit, der 
den Netzbetrieb vor erhebliche Herausforderungen stellt. 

Der adäquate Ausbau der Verteilnetze ist daher ein Schlüsselbereich für einen 
erfolgreichen Umbau des Stromsystems. Durch intelligentere Verteilnetze (Stich-



ZUSAMMENFASSUNG 

 8

wort »Smart Grids«1) kann auch die Nachfrageseite einen aktiveren Beitrag als 
bisher zur Energieeinsparung leisten und die Flexibilität und Stabilität des Ge-
samtsystems stärken. Insgesamt könnte dadurch der Ausbaubedarf sowohl auf 
Transport- als auch auf Verteilnetzebene reduziert werden. 

EUROPÄISCHE PERSPEKTIVE 

Aus Sicht der Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerbaren Energiequellen ist 
eine europäische Perspektive besonders vorteilhaft, denn bei Betrachtung eines 
großen geografischen Gebiets verstetigt sich deren Angebot und macht es damit 
einfacher, Angebot und Nachfrage zum Ausgleich zu bringen. Voraussetzung ist 
allerdings ein leistungsfähiges transeuropäisches Netz. 

In ihrem »Ten Year Network Development Plan« (TYNDP) beziffert ENTSO-E 
(European Network of Transmission System Operators for Electricity) den Be-
darf an neuen bzw. instand zu setzenden Leitungen mit europäischer Bedeutung 
auf 42.100 km bis 2020 (davon 9.600 km meist unterseeische Hochspannungs-
gleichstromkabel). Die drei Triebkräfte für diesen Bedarf – Versorgungssicher-
heit, Vervollständigung des europäischen Binnenmarktes sowie Integration von 
RES-E – spielen dabei nach Einschätzung von ENTSO-E in etwa eine gleich 
starke Rolle. 

Perspektivisch werden immer größere Strommengen über immer größere Entfer-
nungen transportiert werden müssen. Um beispielsweise Strom aus den sonnen-
reichen Gebieten Südeuropas bzw. Nordafrikas und den windreichen Gebieten 
Nordeuropas zu den Verbrauchszentren in Mitteleuropa zu befördern, müsste 
wohl eine neue Infrastruktur aufgebaut werden, das sogenannte »Supergrid«. 

SPEICHER UND WEITERE FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 

Ein dynamisch voranschreitender Ausbau der Stromerzeugung mittels fluktuie-
render erneuerbarer Energien macht es zwingend erforderlich, dass das Strom-
system wesentlich flexibler als in der Vergangenheit auf unterschiedliche Einspei-
se- und Nachfragesituationen reagieren kann, damit die Versorgungssicherheit 
gewahrt bleibt. 

Speicher sind nur eine von mehreren zur Verfügung stehenden Optionen zur 
Flexibilisierung des Stromsystems. Die Aufgaben, die Speicher übernehmen kön-
nen, sind immer auch auf anderem Wege erfüllbar. Neben dem bereits genann-
ten Netzausbau sind die Flexibilisierung der Stromerzeugung sowie das Last-

                                            
1 Der Themenbereich »Smart Grids« wird derzeit im Rahmen des TAB-Projekts »Moder-

ne Stromnetze als Schlüsselelement einer nachhaltigen Energieversorgung« untersucht 
und daher hier nicht im Detail behandelt. 
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management wesentliche Optionen. Diese können sich ergänzen, aber auch zu 
einem gewissen Grad gegenseitig substituieren. 

Insgesamt gesehen gilt es, aus dem vorhandenen Portfolio an Flexibilisierungsop-
tionen für das Stromsystem diejenige Kombination von Maßnahmen zu finden, 
die die langfristige Versorgungssicherheit zu den geringsten ökonomischen Kos-
ten bei höchstmöglicher ökologischer und sozialer Verträglichkeit gewährleistet. 
Dies bedeutet, einen gesellschaftlichen Suchprozess mit wissenschaftlicher Unter-
stützung zu organisieren. 

Ein zentrales Ergebnis der Analysen ist, dass es zur Integration erneuerbarer 
Energien wesentlich effizienter ist, die zur Verfügung stehenden Flexibilisie-
rungsoptionen zur Glättung der (residualen) Gesamtnachfrage einzusetzen. Mit 
dieser Strategie kann sowohl der verbleibende Bedarf an konventionellen Kraft-
werken erheblich gesenkt als auch die Abregelung von erneuerbaren Energien 
minimiert werden. Der alternative Ansatz, nur die Glättung der Einspeisung aus 
erneuerbaren Energien anzustreben (beispielsweise durch die Errichtung von 
dezentralen Speichern an Windkraftanlagen), führt dagegen zu ineffizienten Lö-
sungen. 

SPEICHER 

Insgesamt gesehen wird die Rolle, die Speicher im Stromsystem Deutschlands in 
den nächsten 10 bis 15 Jahren spielen werden, aus heutiger Sicht eher begrenzt 
sein. In der (fach)öffentlichen und politischen Diskussion wird diese zurzeit eher 
über- als unterschätzt. Je nach Entwicklung der Rahmenbedingungen könnte ein 
Bedarf für Stundenspeicher in einer Größenordnung von 1 bis 2 GW entstehen, 
zum wöchentlichen oder saisonalen Ausgleich wird bei diesem Zeithorizont kein 
zusätzlicher Speicherbedarf gesehen. 

Für alle Speichertechnologien gilt, dass sie im Vergleich mit anderen Flexibilisie-
rungsoptionen zumeist die teurere Option darstellen. Daher sollten aus ökono-
mischer Sicht die kostengünstiger erschließbaren Potenziale zuerst ausgeschöpft 
werden. Insbesondere stellen Speicher wegen ihrer deutlich höheren Investitions-
kosten keine Alternative zum Netzausbau dar. Die aktuelle Entwicklung auf den 
Strommärkten, dass insbesondere an Tagen mit hoher Photovoltaikeinspeisung 
der Preisunterschied zwischen Spitzen- und Grundlaststrom stark sinkt, stellt 
derzeit sogar die Wirtschaftlichkeit von neuen Pumpspeicherkraftwerken infrage, 
der ökonomisch günstigsten aller Speichertechnologien. 

Um die zukünftige Entwicklung bei Speichern einzuschätzen, greift eine rein 
ökonomische Betrachtung des Stromsystems allerdings zu kurz. So ist es z. B. 
nicht auszuschließen, dass (teure) Speicher errichtet werden müssten, wenn bei-
spielsweise der weitere Netzausbau keine gesellschaftliche Akzeptanz findet. 
Ebenfalls könnten vermehrt dezentrale Speicher gebaut werden, obwohl sie aus 
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Sicht des Gesamtsystems energiewirtschaftlich zumeist ineffizient sind, wenn 
beispielsweise Netzparität (Stromgestehungskosten liegen auf bzw. unter dem 
Niveau des Endkundenstrompreises für Haushaltskunden) für Photovoltaikanla-
gen mit Speichern erreicht ist (dies wird ab etwa dem Jahr 2019 erwartet). 

Demgegenüber sind die langfristigen Herausforderungen ab 2025 mit der Zielper-
spektive einer (weitgehenden) Vollversorgung mit RES-E bis etwa 2050 enorm. 
Aber auch in dieser langfristigen Perspektive lassen sich die Herausforderungen 
nicht nur mit einem massiven Ausbau von Speicherkapazitäten bewältigen. 

FLEXIBILISIERUNG DER STROMERZEUGUNG 

Der Ausbau erneuerbarer Energien hat erhebliche Auswirkungen auf die kon-
ventionellen Kraftwerke. Zwar werden auch zukünftig konventionelle Kraftwer-
ke benötigt, die den verbleibenden Anteil der Stromnachfrage decken. Allerdings 
sinken sowohl der Leistungsbedarf als auch die Auslastung für diese Kraftwerke 
deutlich ab. Im untersuchten Szenario sinkt der Bedarf an Grundlastkraftwerken 
von heute ca. 29 GW (installierte Leistung von Braunkohle- und Kernkraftwer-
ken) bis 2030 auf nur noch 6 GW. Wegen der erheblich reduzierten erreichbaren 
Auslastung verschlechtert sich die Wirtschaftlichkeit von Kraftwerksneubauten 
mit hohen Investitionskosten im Vergleich zu Kraftwerken mit niedrigeren Inves-
titionskosten. 

Auch durch die stärkere Orientierung der Stromproduktion aus erneuerbaren 
Energien an der Nachfrage kann die Flexibilität der Erzeugung gesteigert wer-
den. Biomassekraftwerke, aber auch Wasserkraftwerke und Geothermieanlagen 
sind aus technischer Sicht hierzu gut geeignet. Insbesondere Biomasseanlagen 
könnten einen substanziellen Beitrag zur Flexibilität des Kraftwerksparks leisten, 
da laut »Nationalem Aktionsplan für erneuerbare Energie« bis 2020 bereits 
8,8 GW Biomassekraftwerke am Netz sein sollen. 

LASTMANAGEMENT/FLEXIBILISIERUNG DER NACHFRAGE 

Durch Flexibilisierung der Nachfrage kann die Differenz zwischen Strompro-
duktion aus erneuerbarer Energien und Stromverbrauch verringert werden. Vor 
allem bei industriellen und großen gewerblichen Verbrauchern (z. B. Chloralkali-
elektrolyse, Aluminiumproduktion, große Kühlhäuser) existieren gesamtwirt-
schaftlich attraktive Potenziale, bei denen die Kosten für die Einsparung von 
Strom zu Hochlastzeiten (bzw. von Regelenergie) geringer sind als die für zusätz-
liche Stromproduktion. 

Die Lastmanagementpotenziale im Haushaltssektor (und in großen Teilen des 
Sektors »Gewerbe, Handel, Dienstleistungen«), beispielsweise durch intelligent 
zu- bzw. abschaltbare Haushaltsgeräte oder Lademanagement von Elektrofahr-
zeugen, müssen dagegen vor einer definitiven Bewertung noch genauer unter-
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sucht werden. Zu klären ist hier insbesondere, inwieweit die Einsparpotenziale 
Investitionen in Smart-Grid-Infrastrukturen rechtfertigen können. 

HANDLUNGSFELDER UND HANDLUNGSOPTIONEN 

Auf der Grundlage der Analysen lassen sich acht Handlungsfelder identifizieren, 
auf denen die öffentliche Hand bzw. die energiepolitischen Akteure in Exekutive 
und Legislative durch Gestaltung von Rahmenbedingungen dazu beitragen kön-
nen, dass der anstehende Umbau der Stromversorgung gelingen kann. Der Erfolg 
dieses Umbaus ist nach den Kriterien einer nachhaltigen Entwicklung daran zu 
messen, dass er sowohl ökonomisch als auch ökologisch und sozial zu bestmög-
lichen Ergebnissen führt. 

Wie der TAB-Bericht zeigt, ist eine Flexibilisierung des gesamten Stromsystems 
eine notwendige Voraussetzung, um einen hohen Anteil erneuerbarer Energien 
zu möglichst geringen Kosten erfolgreich im System aufzunehmen und eine 
sichere Stromversorgung auch in Zeiten geringer Stromproduktion aus erneuer-
baren Energien zu gewährleisten. Die Analyse zeigt zwar, dass die bestehenden 
und konkret geplanten Flexibilisierungsoptionen zumindest bis 2030 nahezu 
ausreichen, wenn keine Netzengpässe auftreten. Dennoch kann die Politik dazu 
beitragen, durch zusätzliche Flexibilisierungsoptionen die Systemintegration der 
erneuerbaren Stromerzeugung vor allem in einer langfristigen Perspektive weiter 
zu verbessern. 

Grundsätzlich sollten bei der Optimierung der Strategie zur Erhöhung der Flexi-
bilität des Stromsystems Kosten und Nutzen sowie Effizienz der einzelnen Op-
tionen sorgfältig abgewogen werden. Auch der Zeitpunkt, zu dem ggf. ein politi-
sches Eingreifen angezeigt ist, sollte genau überdacht werden. 

NETZENGPÄSSE UND NETZAUSBAU 

Für die Politik besteht in diesem Feld umfangreicher Handlungsbedarf, da sich 
ansonsten der Netzausbau aufgrund der langen Vorlaufzeiten für Planung und 
Genehmigung als Hemmschuh für den Umbau der Stromversorgung erweisen 
könnte. 

Das vom Deutschen Bundestag beschlossene Netzausbaubeschleunigungsgesetz 
(NABEG) und die »Leitlinien für die transeuropäische Energieinfrastruktur« der 
Europäischen Kommission sind wichtige Schritte zur Umsetzung des erforderli-
chen Ausbaus der Übertragungsnetze. Weitere Maßnahmen könnten sich jedoch 
als erforderlich erweisen. Eine Möglichkeit wäre, die Investitionsbedingungen 
für den Netzausbau attraktiver zu gestalten, zum Beispiel durch eine Stärkung 
der regulatorischen Rahmenbedingungen, um das Investorenrisiko zu verringern. 
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Ein europaweit koordiniertes Vorgehen beim Netzausbau ist anzustreben, da auf 
diese Weise Ausgleichseffekte über einen großen geografischen Raum positiv ge-
nutzt und Potenziale für Erzeugung und Speicherung optimal eingebunden werden 
könnten. Projekte wie »DESERTEC« und das »European Offshore Grid« könn-
ten als Keimzelle für einen verstärkten transeuropäischen Netzausbau dienen. 

Zum Management von kurz- bis mittelfristigen Netzengpässen sind Maßnahmen 
zur Optimierung des Netzbetriebs u. U. besser geeignet als der Netzausbau, da 
sie wesentlich schneller umgesetzt werden können. Hierfür kommt beispielsweise 
das Temperaturmonitoring von Leiterseilen in Betracht. 

Auf der Ebene der Marktorganisation könnten sich möglicherweise sogenannte 
»nodale Preise« zur Entlastung von Netzengpässen eignen. Bei diesem Ansatz 
wird der Strompreis in Abhängigkeit von Netzengpässen für jeden Netzknoten 
individuell bestimmt. Aus den USA liegen positive Erfahrungen zu nodalen Prei-
sen vor. Allerdings stellt die Einführung und Verwaltung eines solchen Systems 
einen Bruch zum bisherigen Preissystem dar. Vor- und Nachteile sollten daher 
im Vorfeld gründlich untersucht und abgewogen werden. 

Eine zentrale Herausforderung ist es, die Akzeptanz in der Gesellschaft und be-
sonders bei Betroffenen zu stärken. Derzeit werden Netzausbauvorhaben häufig 
durch Anliegerproteste verzögert oder gar verhindert. Hier gilt es, durch offene 
Kommunikation und einen transparenten Planungsprozess Vertrauen aufzubau-
en und dahingehend Überzeugungsarbeit zu leisten, dass der Netzausbau bei der 
Transformation hin zu einem nachhaltigen Stromsystem unverzichtbar ist. 

Wegen ihrer besonderen Bedeutung für den Umbau der Stromversorgung sollten 
innovative Technologien für Netzinfrastruktur und -betrieb (z. B. Anschlusskon-
zepte und Übertragungstechnologien mit Hochspannungsgleichstrom [HGÜ], 
flexible Wechselspannungssysteme [FACTS], supraleitende Komponenten etc.) 
weiterhin prioritäre Bereiche der Forschungsförderung bleiben. 

KONVENTIONELLE KRAFTWERKE 

Wie beschrieben, werden die zur Ergänzung der Stromproduktion aus erneuer-
baren Energien benötigten konventionellen Kraftwerke mit einer deutlich gerin-
geren Auslastung als heute kalkulieren und flexibel auf die Produktion erneuer-
barer Energien reagieren müssen. 

Daraus ergeben sich zwei Schlussfolgerungen: Einerseits ist der Neubau von 
Kraftwerken, die (technisch bzw. ökonomisch) auf den Grundlastbetrieb ausge-
richtet sind, kritisch zu sehen. Aufgrund der langen Investitionszyklen und tech-
nischen Lebensdauer von 40 Jahren und mehr wäre – je nach Ausgestaltung der 
Rahmenbedingungen – entweder die Festlegung auf einen klima- und energiepo-
litisch ineffizienten Technologiepfad zu befürchten (sogenannter Lock-in-Effekt), 
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oder aber dass diese Investitionen sich als langfristig unrentabel herausstellen 
würden (»stranded investments«). 

Andererseits werden flexible konventionelle Kraftwerke zur Aufrechterhaltung 
der Versorgungssicherheit gebraucht. Zurzeit wird diskutiert, ob der Neubau 
(oder sogar die Erhaltung) solcher Kraftwerke zusätzlich – durch sogenannte 
»Kapazitätsmechanismen« – gefördert werden muss, damit die Marktakteure 
ihn in ausreichendem Umfang durchführen. 

Als eine von vielen möglichen Varianten von Kapazitätsmechanismen wird aktu-
ell die Bereitstellung einer »strategischen Reserve« intensiv diskutiert. Hierbei 
soll eine zentrale Institution eine bestimmte Anzahl Kraftwerke vorhalten, die 
nur dann zum Einsatz kommen sollen, wenn die im Markt angebotenen Kraft-
werke nicht zur Deckung der Nachfrage ausreichen. Falls dies erwogen wird, 
sollte bei der konkreten Ausgestaltung sorgsam darauf geachtet werden, dass der 
Einfluss auf den Strommarkt so gering wie möglich gehalten wird. 

Ein dringender Handlungsbedarf ist in den nächsten Jahren nicht zu erkennen, 
da nach gegenwärtigem Kenntnisstand die Kapazitäten an (bestehenden bzw. 
zurzeit in Bau befindlichen) konventionellen Kraftwerken in Deutschland min-
destens bis etwa 2020 ausreichen, um die Last zuverlässig zu decken. Längerfris-
tig (ab etwa 2020) könnten Kapazitätsmechanismen dennoch zur Unterstützung 
flexibler Gaskraftwerke, von Speichern und des Nachfragemanagements not-
wendig werden. Allerdings stellen diese einen recht weitreichenden Eingriff in die 
Strommärkte dar, dessen Auswirkungen vor einer Umsetzung genau analysiert 
werden sollten. 

FLEXIBILISIERUNG DER ERNEUERBAREN STROMERZEUGUNG 

Regelbare RES-E-Anlagen sollten möglichst nicht durch die Förderungssystema-
tik zur Dauerproduktion angereizt werden, wie das zurzeit im System der festen 
Einspeisevergütung der Fall ist. 

Die Einführung der optionalen Marktprämie im EEG bietet Ansatzpunkte für 
eine Flexibilisierung der Stromproduktion aus RES-E-Anlagen. Diese nehmen 
dabei direkt am Strommarkt teil und können höhere Einnahmen erwirtschaften, 
wenn sie in Zeiten von hoher Nachfrage Strom produzieren. Außerdem eröffnet 
die optionale Marktprämie den RES-E-Erzeugern die Teilnahme an weiteren 
Märkten, z. B. an Regel- und Terminmärkten. Auch die Einführung der Flexibili-
tätsprämie für Biomassekraftwerke trägt zu einer stärkeren Flexibilisierung der 
Stromerzeugung bei. 

Es bleibt allerdings abzuwarten, inwieweit dieses neue Förderinstrument tatsäch-
lich zu einer Veränderung des Einspeiseverhaltens von erneuerbaren Energien und 
damit einer höheren Flexibilität des Stromsystems führt und die anfänglichen Zu-
satzausgaben sowie der administrative Aufwand dadurch gerechtfertigt sind. 
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SPEICHER 

Die hier durchgeführten modellgestützten Analysen zeigen eindrücklich, dass die 
Strategie, Speicher zur Glättung der Stromproduktion aus erneuerbaren Energien 
zu nutzen, aus Effizienzsicht nicht optimal ist. Stattdessen ist die Nutzung der 
Speicher zur Glättung der Residuallast, d. h. eine Optimierung des gesamten 
Stromsystems, eindeutig vorzuziehen. Bei der Ausgestaltung politischer Maß-
nahmen sollte dieses Argument nicht übersehen werden. Beispielsweise ist die 
Förderung von virtuellen Kraftwerken, ein Kombikraftwerksbonus oder auch 
die Förderung des Photovoltaikeigenverbrauchs aus Systemsicht ineffizient. Nur 
unter bestimmten Voraussetzungen könnten diese Maßnahmen dennoch gerecht-
fertigt sein, z. B. wenn lokale Netzengpässe vorliegen, die nicht anderweitig be-
seitigt werden können. 

Derzeit sind Pumpspeicher die meistgenutzte Art der Energiespeicherung auf 
Systemebene. Der Neubau von Pumpspeichern ist allerdings mit erheblichen 
Landschaftseingriffen verbunden, die ähnlich wie andere große Infrastrukturpro-
jekte häufig Probleme im Planungsprozess und Besorgnis bei betroffenen Bür-
gern hervorrufen. Hier könnte die Politik möglicherweise unterstützend tätig 
werden. Die Herausforderung besteht vor allem darin, den von vielen wahrge-
nommenen Zielkonflikt zwischen Vereinfachung und Beschleunigung von Ge-
nehmigungsverfahren einerseits und Stärkung der Bürgerbeteiligung sowie Schaf-
fung von Transparenz andererseits aufzulösen. 

Pumpspeicher stellten bis vor Kurzem im liberalisierten Strommarkt ein rentab-
les Geschäftsmodell dar. Wenn allerdings der jüngste Trend anhält, dass der 
Preisunterschied zwischen Schwach- und Spitzenlaststrom schrumpft, steht die-
ses Geschäftsmodell mehr und mehr unter Druck. Falls keine anderen effiziente-
ren Flexibilisierungsmaßnahmen zur Verfügung stehen, müsste in diesem Fall 
eventuell über Unterstützungsmaßnahmen nachgedacht werden, die über die 
derzeitige Befreiung von den Netzentgelten und der EEG-Umlage hinausgehen. 

Viele der weiteren infrage kommenden Speichertechnologien sind noch im Ent-
wicklungsstadium. Speicher sollten daher auch weiterhin ein prioritärer Bereich 
für die Forschungsförderung bleiben, wie dies bereits beispielsweise in der »Ge-
meinsamen Förderinitiative Energiespeicher« des BMWi, BMU und BMBF ange-
legt ist. 

Darüber hinaus könnten Speichermöglichkeiten, die Verbindungen zu anderen 
Sektoren herstellen – v. a. dem Wärmesektor sowie längerfristig auch dem Gas- 
bzw. dem Kraftstoffsektor –, interessante Optionen eröffnen und Synergien bieten. 

Eine Verknüpfung zum Wärmesektor ist beispielsweise die Ausstattung von 
KWK-Anlagen mit Wärmespeichern, die es erlaubt, deren Stromproduktion der 
Stromnachfrage anzupassen. Die Wärmenachfrage kann dann bei Bedarf aus den 



ZUSAMMENFASSUNG 

 15

Speichern gedeckt werden. Auf diese Weise kann auch die Sockellast reduziert 
werden, zu der wärmegeführte KWK-Anlagen beitragen. Eine zweite Möglich-
keit ist die Nutzung von überschüssigem Strom zur Wärmeerzeugung, beispiels-
weise mittels Heizstäben oder Wärmepumpen. 

Eine Kopplung zum Gassektor ist die Möglichkeit mittels Strom (durch Elektro-
lyse) Methan (»Windgas«) bzw. Wasserstoff herzustellen. Zurzeit sind diese Ver-
fahren zwar noch weit von der Wirtschaftlichkeit entfernt, könnten aber abhän-
gig von der zukünftigen Entwicklung der Kostenstruktur, dem Bedarf an Lang-
zeitspeichern und Verwendungsmöglichkeiten beispielsweise im Verkehrsbereich 
langfristig sinnvolle Optionen darstellen. 

Derzeit ist eine verlässliche Quantifizierung des ökonomisch und technisch sinn-
vollen langfristigen Speicherbedarfs nicht möglich. Daher ist anzuraten, die dies-
bezügliche Wissensbasis zu verbreitern und vor einem Eingriff – beispielsweise 
durch großangelegte Förderprogramme zum Speicherbau – im Detail zu untersu-
chen, ob und welche Art von politischer Unterstützung über die Forschungsför-
derung hinaus angezeigt ist. 

LASTMANAGEMENT/FLEXIBILISIERUNG DER NACHFRAGE 

Kurz- bis mittelfristig ist es unstrittig sinnvoll, die Flexibilität der großen Strom-
verbraucher zu erhöhen. Geeignete Instrumente dazu sind die stärkere Öffnung 
der Regelmärkte, aber auch die verstärkte Einführung von Stromtarifen, bei de-
nen der Strompreis mit dem Börsenpreis schwankt. 

In Deutschland wird bisher vor allem die stärkere Einbeziehung industrieller 
Stromverbraucher in den Markt für Regelenergie diskutiert, einige Unternehmen 
nehmen bereits am Regelenergiemarkt teil. In Teilen Deutschlands wird außer-
dem Nachfragemanagement zur Netzentlastung angewendet (z. B. durch vertrag-
liche Vereinbarungen zwischen Unternehmen und Netzbetreibern). 

Zur Erschließung eines höheren Lastmanagementpotenzials der Industrie wird 
momentan die vom BMWi erarbeitete »Lastabwurfverordnung« diskutiert. Die 
Verordnung soll Netzbetreiber und Industriebetriebe zum Abschluss von Verträ-
gen zum Lastabwurf zur Stabilisierung des Netzbetriebs motivieren. Dies wird 
jedoch kontrovers aufgenommen. Unter anderem bemängeln Kritiker die nicht-
marktkonforme Festlegung sowie die Höhe der Vergütungssätze, die weit über 
den Preisen der Regelenergie liegen. 

MARKT FÜR REGELLEISTUNG 

Konventionelle Kraftwerke, die Systemdienstleistungen bzw. Regelenergie bereit-
stellen und somit zur Aufrechterhaltung der Systemstabilität gebraucht werden 
(sogenannte Must-Run-Kraftwerke), bilden eine Sockellast, die die Aufnahmefä-
higkeit des Stromsystems für erneuerbare Energien einschränken kann. Um die 
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Sockellast zu verringern, ist daher eine Öffnung der Regelmärkte für erneuerbare 
Energien und für die Nachfrageseite geboten. Erste wichtige Schritte hierfür sind 
bereits erfolgt, ein weiterer Abbau von Zugangsbarrieren zum Regelmarkt ist 
jedoch notwendig, um die Anzahl der Marktteilnehmer zu erhöhen und zu 
diversifizieren. 

Zusätzlich wäre eine verstärkte Kooperation auf europäischer Ebene wünschens-
wert, da größere Regelzonen einen geringeren Anteil an Regelleistung benötigen. 
Dies setzt allerdings ein leistungsfähiges transeuropäisches Netz voraus. Eine 
weitere Möglichkeit ist die Stärkung des untertägigen Stromhandels (»intra-
day«). Hierfür existieren positive Beispiele im Ausland (u. a. in Spanien). 

STROMMARKTDESIGN 

Im derzeitigen Strommarkt erfolgt die Preisbildung auf Basis der Grenzkosten der 
Kraftwerke, also der Kosten, die für die Produktion einer zusätzlichen Kilowatt-
stunde Strom anfallen. Mit zunehmendem RES-E-Anteil an der Stromerzeugung 
könnten sich in vielen Stunden des Jahres Strompreise ergeben, die zu gering sind, 
um Kapitalkosten zu decken und Investitionen in Kraftwerke zu gestatten. Es 
besteht daher die Möglichkeit, dass das Strommarktdesign grundlegend überar-
beitet werden muss, um den neuen Rahmenbedingungen gerecht zu werden. Ka-
pazitätsmärkte werden aktuell als ein zentrales Element eines veränderten 
Marktdesigns diskutiert, eine andere Option ist die stärkere Konzentration auf 
langfristige Lieferverträge. 

Da Veränderungen in der Regulierung immer auch zu Kosten und zu Verunsi-
cherung von Investoren führen, sollte die Eingriffstiefe einer solchen Umgestal-
tung möglichst gering gehalten und gewissenhaft vorbereitet werden. Wie schon 
beim Thema Kapazitätsmärkte angesprochen, besteht auch hier kein sofortiger 
Handlungsbedarf, eine gezielte Beobachtung des Marktgeschehens ist aber anzu-
raten. 

EUROPÄISCHE KOOPERATION 

Kooperation auf europäischer Ebene ist in vielen Bereichen sinnvoll, um die In-
tegration der erneuerbaren Energien zu fördern. Transeuropäischer Netzausbau 
und Marktintegration können die Flexibilität des Systems entscheidend erhöhen. 

Die Kooperation auf europäischer Ebene kann außerdem den Regelbedarf redu-
zieren und potenziell Kosten senken, z. B. wenn bei der Standortentscheidung für 
Investitionen in erneuerbare Anlagen die Verfügbarkeit der Ressourcen und die 
Integrationskosten ganzheitlich berücksichtigt werden. 

Es ist zu begrüßen, dass Deutschland sowohl auf der EU-Ebene als auch im 
Rahmen der multilateralen Projektkooperationen (DESERTEC, Nordsee-Off-
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shore-Initiative) sowie direkter bilateraler Gespräche (z. B. deutsch-norwegische 
Energiepartnerschaft) eine aktive Rolle einnimmt. 
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EINLEITUNG I. 

Die Bundesrepublik verfolgt im internationalen Vergleich anspruchsvolle Ziel-
setzungen im Bereich der Klima- und Energiepolitik. Eine CO2-Minderung von 
40 % bis 2020 und langfristig 85 % wird angestrebt (bis 2050, jeweils bezogen 
auf 1990). Ein zentraler Bestandteil der deutschen Energiepolitik ist der Ausbau 
der Stromerzeugung aus regenerativen Energien. Ihr Anteil soll bis zum Jahr 
2020 auf 35 % steigen und auch danach kontinuierlich weiter wachsen. Lang-
fristig (bis 2050) sollen mindestens 80 % des Stroms aus erneuerbaren Energie-
quellen erzeugt werden. Ein Großteil dieses Ausbaus erfolgt auf Basis von Tech-
nologien, deren Einspeisung zeitlich fluktuiert, v. a. Windenergie, aber zuneh-
mend auch solare Stromerzeugung. Dadurch verändern sich die Anforderungen 
an die Stromversorgung sowie deren Struktur nachdrücklich. 

Zur Aufrechterhaltung der in Deutschland traditionell hohen Versorgungs-
sicherheit ist es erforderlich, dass nicht nur im Jahresmittel, sondern zu jedem 
Zeitpunkt genau so viel Strom in das Netz eingespeist wie nachgefragt wird. Die-
jenige Stromnachfrage, die im betrachteten Zeitraum nicht unterschritten wird, 
bezeichnet man als Grundlast. Diese Strommenge muss jederzeit zur Verfügung 
stehen, unabhängig davon, ob gerade der Wind weht oder die Sonne scheint. 
Eine grundlegende Frage ist in diesem Zusammenhang, wie die Grundlast in ei-
nem Stromversorgungssystem gesichert werden kann, das sich bereits heute zu 
einem wesentlichen Anteil – zu etwa 20 % – auf erneuerbare Energien stützt, 
davon etwa die Hälfte Windkraft und Photovoltaik, und perspektivisch bis 2050 
in Deutschland zu einer (nahezu) Vollversorgung mit erneuerbaren Energien 
umgebaut werden soll. 

Diese Frage bildete den Ausgangspunkt für den Ausschuss für Bildung, Forschung 
und Technikfolgenabschätzung des Deutschen Bundestages, im Sommer 2008 das 
Büro für Technikfolgen-Abschätzung beim Deutschen Bundestag (TAB) mit der 
Bearbeitung des Themas »Regenerative Energieträger zur Sicherung der Grundlast 
in der Stromversorgung – Beitrag, Perspektiven, Investitionen« zu beauftragen. 

Der Themenkomplex »Grundlast« kann seiner Natur nach nicht isoliert betrach-
tet werden, sondern muss in eine Gesamtbetrachtung der Struktur der Stromer-
zeugung (Kraftwerkspark, ökonomische und ökologische Determinanten des 
Kraftwerkseinsatzes, Investitionsentscheidungen etc.) sowie der Nachfrage nach 
Strom (z. B. Lastmanagement, Maßnahmen zur Energieeinsparung und rationel-
len Energieverwendung) eingebettet werden. Damit erweitert sich die Ausgangs-
frage zur übergeordneten Fragestellung, wie eine gesicherte Versorgung insge-
samt organisiert werden kann. 
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Im Rahmen des TAB-Projekts wurde zum einen die verfügbare Literatur ausge-
wertet, um den gegenwärtigen Wissensstand zu diesem Themenkomplex zu er-
fassen. Zum anderen wurden modellgestützte Analysen zur Entwicklung der 
Stromnachfrage und der Bedarfsdeckung im bestehenden und zukünftigen 
Stromversorgungssystem durchgeführt. Darüber hinaus wurde das folgende 
Gutachten vergeben: 

> Regenerative Energieträger zur Sicherung der Grundlast in der Stromversor-
gung – Beitrag, Perspektiven, Investitionen (Nils Brodersen, Dr. Karsten Bur-
ges; Ecofys Germany GmbH, Berlin) 

Im laufenden Text ist vermerkt, wenn auf dieses Gutachten rekurriert wurde. 
Die Verantwortung für die Auswahl und Strukturierung der darin enthaltenen 
Informationen sowie ihre Zusammenführung mit weiteren Quellen liegt bei den 
Autoren des vorliegenden Berichts. Den Gutachtern sei an dieser Stelle nochmals 
ausdrücklich für die Ergebnisse ihrer Arbeit, die exzellente und stets angenehme 
Zusammenarbeit und die ausgeprägte Bereitschaft zu inhaltlichen Diskussionen 
gedankt. 

Ein herzlicher Dank geht an dieser Stelle auch an Dr. Claudio Caviezel und 
Dr. Arnold Sauter für das Korrekturlesen von Entwürfen sowie an Brigitta-Ulrike 
Goelsdorf und Johanna Kniehase für die Unterstützung bei der Erstellung des End-
layouts. 

Da sich die energiepolitischen Rahmenbedingungen während der Projektlaufzeit 
zweimal tiefgreifend verändert haben – am 28. Oktober 2010 durch den Bundes-
tagsbeschluss zur Laufzeitverlängerung von Kernkraftwerken sowie, in der Folge 
der Ereignisse in Fukushima, am 30. Juni 2011 durch die Beendigung der Kern-
energienutzung bis Ende 2022 – mussten die Grundannahmen für die Analysen 
jeweils angepasst und neu justiert sowie bereits fertiggestellte Berichtsteile grund-
legend überarbeitet und aktualisiert werden. Auch Rezeption und Einordnung 
des in der Zeit der Projektbearbeitung beinahe inflationär erscheinenden Schrift-
tums stellten eine enorme Herausforderung dar. 

Auf der Grundlage der durchgeführten Analysen werden im vorliegenden Bericht 
Anforderungen für das zukünftige Stromversorgungssystem abgeleitet, damit ein 
hoher Anteil fluktuierender erneuerbarer Energien integriert werden kann. Ein 
Schlüsselbegriff hierbei lautet: Flexibilisierung des gesamten Stromsystems. Dies 
betrifft die Struktur und Betriebsweise des Kraftwerksparks genauso wie den 
Netzausbau, den Bedarf an Speichertechnologien, aber auch den Beitrag, den die 
Nachfrageseite hierzu leisten kann. Darauf aufbauend werden Handlungsfelder 
identifiziert und Handlungsoptionen formuliert, wie bei ambitionierten Ausbau-
zielen für erneuerbare Energien die Deckung der Grundlast und eine verlässliche 
Versorgung insgesamt gesichert werden kann. 
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Dementsprechend ist der Bericht folgendermaßen aufgebaut: Kapitel II beschreibt 
die gegenwärtige Struktur der Stromversorgung und leitet anhand eines Vergleichs 
von publizierten Szenarien, Projektionen und Prognosen Aussagen zur zukünftigen 
Versorgungsstruktur ab. In Kapitel III werden Stromnetze als Schlüsselbereich für 
die Transformation des Stromsystems thematisiert. Kapitel IV befasst sich mit 
Speichern und anderen Flexibilisierungsoptionen, die zur verbesserten Integration 
fluktuierender erneuerbarer Energien benötigt werden. Die Ergebnisse der Szena-
rienanalyse werden in Kapitel V präsentiert. Die Einspeise- und Nachfragesituati-
on im deutschen Stromsystem wurde mit dem Zeithorizont 2030 modelliert und 
daraus Konsequenzen für den zukünftigen Kraftwerkspark, die Betriebsweise von 
Kraftwerken sowie Bedingungen für die Integration eines hohen Anteils erneuer-
barer Energien abgeleitet. Kapitel VI beleuchtet internationale Erfahrungen mit 
Strategien zur verbesserten Systemintegration anhand der Beispiele Dänemark 
sowie iberische Halbinsel (Spanien/Portugal). Abschließend werden in Kapitel VII 
Handlungsfelder und Handlungsoptionen für energiepolitische Akteure in Exeku-
tive und Legislative identifiziert, mit denen der anstehende Umbau der Stromver-
sorgung unterstützt werden kann. 
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ELEKTRIZITÄTSVERSORGUNG IN DEUTSCHLAND II. 

Die derzeitige Erzeugungsstruktur (Bezugsjahr 20082) von Strom in Deutschland 
ist in Abbildung II.1 dargestellt. Von der gesamten Bruttoerzeugung von 
637,3 TWh liefern die konventionellen Energieträger (Kernkraft, Steinkohle, 
Braunkohle, Erdgas) zusammen einen Anteil von etwa 80 %, die erneuerbaren 
Energien gemeinsam (Wind, Biomasse, Wasser, Photovoltaik) knapp 15 %. Be-
zogen auf die installierte Kraftwerksleistung beträgt der Anteil der erneuerbaren 
Energien 25 %. Der Grund für diesen Unterschied bei der Betrachtung der 
elektrischen Arbeit und der installierten Leistung ist die unterschiedliche Auslas-
tung der verschiedenen Kraftwerkstypen (Tab. II.1). 

Eine für Grundlast typische Auslastung im Bereich von 7.000 Volllaststunden im 
Jahr weisen Kernkraft und Braunkohle auf. Bei den erneuerbaren Energien kön-
nen Laufwasser und Biomasse der Grundlast zugeordnet werden. Der Einsatzbe-
reich von Steinkohle ist in der Mittellast (um 4.000 Stunden) anzusiedeln. Eine 
für Spitzenlast typische Auslastung besitzen vor allem Pumpspeicher und Heizöl 
sowie Erdgas. Bei Wind und Photovoltaik sind die erreichbaren Jahresvolllast-
stunden vor allem durch das natürliche Energiedargebot begrenzt. 

TAB. II.1 JÄHRLICHE AUSLASTUNG DER KRAFTWERKSTYPEN 

Kraftwerkstyp Jahresvolllaststunden 

Kernkraft 7.289 

Braunkohle 6.814 

Steinkohle 4.547 

Erdgas 3.183 

Pumpspeicher 828 

Biomasse 5.846 

Lauf- und Speicherwasser 3.908 

Wind onshore 1.690 

Photovoltaik 739 

Quelle: Prognos/EWI/GWS 2010, S. A1-22 

                                            
2 Diese Daten wurden verwendet, da sowohl Bruttostromerzeugung als auch installierte 

Leistung sowie jährliche Auslastung der Kraftwerke nach einer einheitlichen Systematik 
ausgewiesen sind. Die derzeit aktuellen Zahlen für das Jahr 2011 findet man in BMWi 
2012. Die Bruttostromerzeugung beträgt hier 612 TWh, die gesamte RES-E-Erzeugung 
macht mit 122 TWh einen Anteil von 19,9 % aus. 
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Die Struktur der Stromerzeugung ist in den letzten Jahren einem dynamischen 
Veränderungsprozess unterworfen. Mittel- bis langfristig wird diese Entwicklung 
zu einem Umbruch bei Kraftwerksportfolio und -einsatz von erheblichem Aus-
maß führen. Dieser Prozess wird von einer Reihe von Faktoren angetrieben. 

ABB. II.1 STRUKTUR DER STROMERZEUGUNG UND INSTALLIERTEN 
 KRAFTWERKSLEISTUNG IM JAHR 2008 

 

Quelle: Prognos/EWI/GWS 2010, S. A1–12, A1–20 
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Die Liberalisierung und europäische Integration der Energiemärkte führt auf der 
Erzeugungsseite zu einer verstärkten Konkurrenz verschiedener Anbieter, nicht 
nur national, sondern mit dem verstärkten (Aus-)Bau von grenzüberschreitenden 
Kuppelstellen auch international. Die Kraftwerkseinsatzplanung folgt zuneh-
mend Marktmechanismen (sogenannte »merit order«) – u. a. getrieben durch die 
Preisbildung an der Leipziger Energiebörse (EEX) – und ist nicht mehr wie frü-
her das Ergebnis einer zentralistischen Planung eines (Gebiets-)Monopolisten. 

Die Maßnahmen zum Klimaschutz, zuvorderst der europaweite Handel mit 
CO2-Emissionsrechten, verschieben perspektivisch die Kostenrelationen zuguns-
ten von weniger CO2-intensiven Erzeugungstechniken. Davon profitieren auch 
die erneuerbaren Energien, deren Ausbau darüber hinaus durch weitere Instru-
mente – v. a. durch das Gesetz zum Vorrang Erneuerbarer Energien (Erneuerba-
re-Energien-Gesetz – EEG) – gefördert wird. Dies führte in den letzten Jahren zu 
einer beträchtlichen Erhöhung des Anteils erneuerbarer Energien in der Stromer-
zeugung (RES-E, »renewable energy sources – electricity«). 

Obwohl der Anstieg des RES-E-Anteils nicht die einzige Triebfeder für den Struk-
turwandel in der Stromversorgung darstellt, nimmt er in der Fachdiskussion den-
noch eine herausgehobene Stellung ein. Dass der RES-E-Anteil auch zukünftig 
weiter erheblich ansteigen wird, ist in der gegenwärtigen Diskussion unumstrit-
ten. Wie dynamisch sich der Ausbau entwickeln wird bzw. soll, ist in letzter Zeit 
in einer Reihe von Prognosen und Szenarien untersucht worden. Im Folgenden 
wird ein Überblick über die Ergebnisse dieser Untersuchungen und ihrer Spann-
breite gegeben. 

AUSBAUZIELE UND SZENARIEN FÜR RES-E 1. 

Nach Beschlussfassung im Rahmen des Energiekonzepts der Bundesregierung 
(2010a, S. 4 f.) liegt die Zielsetzung für den Anteil erneuerbarer Energien am 
Bruttostromverbrauch bei 35 % im Jahr 2020 und soll über Zwischenschritte 
(50 % bis 2030, 65 % bis 2040) im Jahr 2050 auf 80 % ansteigen. 

Mit diesem Ziel der Bundesregierung werden die Vorgaben der EU-Richtlinie 
2009/28 EG (Erneuerbare-Energien-Richtlinie) umgesetzt, nach der Deutschland 
bis 2020 einen Anteil von 18 % des Bruttoendenergiebedarfs aus erneuerbaren 
Energiequellen decken muss. Das Bundesumweltministerium (BMU 2010a, S. 3) 
geht davon aus, dass im Strombereich der erneuerbare Anteil deutlich mehr als 
30 % betragen muss, damit das 18 %-Ziel der EU-Richtlinie erfüllt werden 
kann. Im »Nationalen Aktionsplan für erneuerbare Energien« formuliert das 
BMU (2010b, S. 2) als »derzeit erwartete Entwicklung«, dass im Jahr 2020 ein 
erneuerbarer Anteil von 19,6 % am Bruttoendenergiebedarf in Deutschland er-
reicht sein wird, bei einem Beitrag von 38,6 % am Bruttostromverbrauch. 
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TAB. II.2 AKTUELLE PUBLIKATIONEN ZU ENERGIEPROGNOSEN UND -SZENARIEN 

Quelle Kurztitel Zielsetzung 

BMU 2010b Nationaler Aktionsplan für 
erneuerbare Energie

bildet die »derzeit erwartete 
Entwicklung« ab

IER/RWI/ZEW 2010 Die Entwicklung der Ener-
giemärkte bis 2030 – Ener-
gieprognose 2009 

Status-quo-Prognose: wahr-
scheinliche Entwicklung, bei 
derzeit wirksamen energie- und 
klimapolitischen Rahmenset-
zungen und Maßnahmen  

Prognos/EWI/GWS 
2010 

Energieszenarien für ein 
Energiekonzept der Bundes-
regierung. 

Referenzszenario: Bisher ange-
legte Politiken werden in die 
Zukunft fortgeschrieben. 
Zielszenarien: Vorgaben für 
CO2-Reduktion und Anteil von 
RES müssen erreicht werden. 

Prognos/EWI/GWS 
2011 

Energieszenarien 2011 Aktualisierung der Energiesze-
narien 2010 unter Berücksichti-
gung eines beschleunigten Aus-
stiegs aus der Kernenergie ge-
mäß Beschlusslage vom Juni 
2011

Nitsch et al. 2012a Leitszenario 2011 wahrscheinlicher Ausbaupfad 
bei Vorgabe eines Primärener-
giebeitrags von RES von 50 % in 
2050

BEE 2009 Branchenprognose  Prognose auf Basis einer Befra-
gung der Branchenfachverbän-
de über ihre Wachstumserwar-
tungen

SRU 2010 100 % erneuerbare Strom-
versorgung bis 2050 

Zielszenario zur Machbarkeit 
einer vollständig regenerativen, 
nachhaltigen Stromversorgung 
2050 unter technisch-
ökonomischen Gesichtspunkten 

Eigene Darstellung 

Die zukünftige Entwicklung der Stromversorgung ist in einer Vielzahl an Prog-
nosen und Szenarien untersucht worden (Tab. II.2), die bezüglich des RES-E-An-
teils an der Bruttostromerzeugung zu recht unterschiedlichen Ergebnissen kom-
men (Abb. II.2). In der für das Bundeswirtschaftsministeriums (BMWi) erstellten 
»Energieprognose 2009« wird die Wirkung der derzeit beschlossenen Maßnah-
men so eingeschätzt, dass der RES-E-Anteil an der Bruttostromerzeugung auf 
28,8 % (2020) bzw. 38,4 % (2030) ansteigen könnte (IER/RWI/ ZEW 2010, 
Referenzprognose). 
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ABB. II.2 VERGLEICH VON AUSBAUSZENARIEN FÜR RES-E 
 (ANTEIL AN DER STROMERZEUGUNG IN %) 

 

Eigene Darstellung 

In den »Energieszenarien für ein Energiekonzept der Bundesregierung« (Prog-
nos/EWI/GWS 2010) wurde eine Reihe von Szenarien entwickelt. Für das Refe-
renzszenario, in dem die bislang angelegten Politiken in die Zukunft fortge-
schrieben werden, ergibt sich ein RES-E-Anteil an der Bruttostromerzeugung von 
33,7 % (2020) bzw. 44,9 % (2030). Im Vergleich dazu werden in den Zielszena-
rien, in dem vorgegebene energiepolitische Ziele erreicht werden (u. a. Treib-
hausgasreduktion um 85 % bis 2050, Steigerung der Energieeffizienz auf 2,3 bis 
2,5 % p.a.), höhere Werte ermittelt, z. B. im Szenario IIA (zwölf Jahre Laufzeit-
verlängerung der Kernkraftwerke) 34,6 % (2020) bzw. 50 % (2030). 

In der Basisvariante des »Leitszenarios«, das für das BMU erstellt und fortge-
schrieben wird, wird in der aktuellen Version (»Szenario 2011 A«, Nitsch et al. 
2012a) ein RES-E-Anteil von 41,6 % (2020) bzw. 64,1 % (2030) für möglich 
gehalten. 

Am oberen Ende der Bandbreite bewegen sich die Branchenprognose 2020 des 
Bundesverbands Erneuerbare Energie (BEE 2009, S. 4) mit 47 % RES-E-Anteil 
bis zum Jahr 2020 sowie eine Szenarienfamilie für eine »100 % erneuerbare 
Stromversorgung bis 2050« des Sachverständigenrats für Umweltfragen (SRU 
2010, S. 49), in dem von 53 % bis 2020 sowie 74 % bis 2030 die Rede ist (in den 
Szenarien mit 509 TWh/a Bruttostromerzeugung in 2050) . 
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Dass die skizzierten Ausbaupfade für die Stromerzeugung einen grundlegenden 
Umbau in der installierten Kraftwerksleistung bedingen, wird hier exemplarisch 
an einem eher konservativen und einem ambitionierten Ausbauszenario darge-
stellt: Im Szenario »IIA« für das Energiekonzept der Bundesregierung steigt der 
Anteil von RES-E-Erzeugungskapazitäten kontinuierlich von gegenwärtig ca. 
25 % auf rund 50 % 2020 und auf lange Sicht auf über 70 % (2050) (Abb. II.3). 
Im »Leitszenario« des BMU werden diese Werte noch deutlich übertroffen, wie 
hier am Beispiel des Szenarios 2011 A dargestellt (Nitsch et al. 2012b, S. 19). 
Bereits im Jahr 2030 sind fast drei Viertel der installierten Kraftwerksleistung 
RES-E-Anlagen, 2050 sind es sogar mehr als 80 % (Abb. II.4). 

ABB. II.3 INSTALLIERTE KRAFTWERKSLEISTUNG IM PROGNOS/EWI/GWS-SZENARIO IIA 

 

* CCS = CO2-Abscheidung und -Lagerung 

Quelle: eigene Darstellung nach Daten aus Prognos/EWI/GWS 2010, S. A1–20  
Szenario IIA 

Damit bleibt ganz unabhängig von der genauen Herkunft, Methodik bzw. Ziel-
richtung der aktuellen Untersuchungen zum mittel- bis langfristigen RES-E-Aus-
bau festzuhalten, dass – so unterschiedlich die Ergebnisse im Detail auch sind – 
alle einen tiefgreifenden Wandel, teilweise sogar einen radikalen Umbruch in der 
Stromerzeugung implizieren.   
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ABB. II.4 INSTALLIERTE KRAFTWERKSLEISTUNG IN DER LEITSTUDIE  
 (SZENARIO 2011 A) 

 

Quelle: eigene Darstellung nach Daten aus Nitsch et al. 2012b, S. 19 

GRUNDLAST UND GESICHERTE VERSORGUNG 2. 

Vor dem Hintergrund der zuvor geschilderten Entwicklungsperspektiven der 
Stromversorgung stellt sich die grundlegende Frage, ob die skizzierte »neue« Er-
zeugungsstruktur dazu geeignet ist, nicht nur im Jahresmittel, sondern zu jedem 
Zeitpunkt die Versorgung zuverlässig zu sichern. 

In diesem Zusammenhang ist die Frage, auf welche Weise die Grundlast, d. h. 
diejenige Strommenge, die dauerhaft nachgefragt und die im Tages- bzw. Jahres-
verlauf nie unterschritten wird, nur ein – wenngleich wichtiger – Aspekt der 
übergeordneten Fragestellung, wie eine gesicherte Versorgung organisiert werden 
kann. 

Üblicherweise wird der Strombedarf in die Lastsegmente Grund-, Mittel- und 
Spitzenlast unterteilt. Dies ist in Abbildung II.5 exemplarisch für einen Tag ver-
anschaulicht. Eine hierzu alternative Darstellungsweise ist die sogenannte Jah-
resdauerlinie, bei der die Stunden nach der Höhe des Strombedarfs geordnet 
werden (Abb. II.6). Die Höhe der Grundlast – d. h. die Last, die alle 
8.760 Stunden im Jahr nachgefragt wird – ist am rechten Endpunkt der Dauer-
linie ablesbar. Oft wird diese strikte Definition der Grundlast etwas aufgeweicht, 
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indem man für deren Nutzungsdauer nicht sämtliche 8.760 Jahresstunden for-
dert, sondern einen geringeren Wert, z. B. wie in Abbildung II.6 mindestens 
7.000 Jahresstunden. Für die Mittellast sind hier 2.000 bis 7.000 Nutzungs-
stunden im Jahr angenommen, und für die Spitzenlast weniger als 2.000. 

ABB. II.5 ÜBLICHE EINTEILUNG DES STROMBEDARFS IN LASTSEGMENTE 

 

Eigene Darstellung 

ABB. II.6 VERDEUTLICHUNG DER LASTSEGMENTE ANHAND EINER JAHRESDAUERLINIE 

 

Quelle: Fraunhofer IWES 2010, S. 42 
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LEISTUNGSKREDIT ERNEUERBARER ENERGIEN 

Der Beitrag, den erneuerbare Energien zur gesicherten Versorgung leisten, wird 
im Folgenden anhand des Begriffs »Leistungskredit« diskutiert.3 Vereinfacht ge-
sprochen ist der Leistungskredit das Ausmaß, in dem eine RES-E-Anlage bei 
gleichbleibender Versorgungssicherheit konventionelle Anlagenkapazität substi-
tuieren kann. Im Folgenden soll dies exemplarisch anhand der Windenergie dis-
kutiert werden, da diese von den fluktuierenden regenerativen Energiequellen auf 
absehbare Zeit den größten Anteil an der deutschen Stromversorgung ausmachen 
wird. 

Ein Vergleich von Untersuchungen zum Leistungskredit aus verschiedenen euro-
päischen Ländern (Abb. II.7) zeigt eine große Spannbreite, die vom niedrigen 
einstelligen Prozentbereich bis hinauf zu 35 % reicht. Dies verdeutlicht, dass der 
Leistungskredit von einer Vielzahl von Faktoren abhängt. Wichtige Einflussgrö-
ßen sind der betrachtete geografische Raum und die Struktur des Erzeugungssys-
tems. In der Tendenz ist der Leistungskredit hoch bei niedriger Durchdringung 
des Erzeugungssystems mit Windenergie (%-Zahlen oben und unten an den Bal-
ken in Abb. II.7), wenn die Windenergieanlagen über einen großen Raum verteilt 
sind und wenn das Winddargebot eine gute Übereinstimmung mit dem zeitlichen 
Verlauf der Last aufweist. Im umgekehrten Fall ist er niedriger (Giebel 2005, 
S. 10). Diese Faktoren erklären die Differenzen in Abbildung II.7 jedoch nur zum 
Teil. 

Zu einem erheblichen Anteil sind diese Differenzen darauf zurückzuführen, dass 
es derzeit (noch) keine international abgestimmte Methodik zur einheitlichen Be-
wertung des Leistungskredits gibt. Ein wesentlicher Faktor ist z. B. das Niveau 
der Versorgungssicherheit, das angenommen wird (helle Ziffer in den Balken in 
Abb. II.7). Der für Deutschland im internationalen Vergleich relativ niedrig aus-
gewiesene Leistungskredit ist u. a. dadurch zu erklären, dass eine vergleichsweise 
hohe Versorgungssicherheit (99 %) vorausgesetzt worden ist (Dena 2005, 
S. 238 ff.). 

Wie sich der Leistungskredit für Windenergieanlagen in Deutschland in den 
nächsten zehn Jahren entwickeln könnte, ist in einer aktuellen Untersuchung 
analysiert worden (Tab. II.3). Im Jahresmittel steigt er von 6,0 % im Jahr 2010 
auf 8,5 % im Jahr 2020 an. Dabei wirken der steigende Anteil von Offshore-
windenergie und der Trend zu größeren Nabenhöhen von Onshoreanlagen posi-
tiv, der insgesamt ansteigende Anteil der Windenergieerzeugung negativ auf die 
Höhe des Leistungskredits (Consentec/r2b 2010a, S. 65). 

                                            
3 Daneben werden oft auch die Begriffe »gesicherte Leistung« oder »Zugewinn an gesi-

cherter Leistung« verwendet. 
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ABB. II.7 VERGLEICH VERSCHIEDENER STUDIEN: 
 LEISTUNGSKREDIT VON WINDENERGIE IN % 

 

Ziffern weiß: angenommenes Niveau der Versorgungssicherheit 
Ziffern grau: installierte Windleistung bezogen auf die minimale Netzlast  

(Durchdringung) 

Quelle: Ecofys 2009, S. 13, ergänzt 

TAB. II.3 LEISTUNGSKREDIT FÜR WINDENERGIE IN DEUTSCHLAND 
 BIS ZUM JAHR 2020 IN % 

 2010 2015 2020 

Winter 7,6 9,4 11,5 

Frühling 5,9 6,4 8,0 

Sommer 4,8 5,6 6,3 

Herbst 5,5 6,8 8,3 

Jahresmittelwert 6,0 7,0 8,5 

Die Werte beziehen sich auf das Referenzszenario mit einem unterstellten RES-E-Anteil 
von 30 % im Jahr 2020. 

Quelle: Consentec/r2b 2010a, S. 65 
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Andererseits steigt der Leistungskredit mit der Größe des betrachteten geografi-
schen Raums an. In einem Szenario für 2020 mit 200 GW installierter Wind-
kraftleistung in Europa (entsprechend 12 % Anteil am Bruttostromverbrauch) 
wird ein Leistungskredit von 8 % angegeben, wenn kein Austausch von Wind-
strom zwischen einzelnen Ländern erfolgt. Dieser Wert steigt auf 14 %, wenn 
der Windstrom in ganz Europa frei fließen kann (Hulle et al. 2009, S. 66). 

In einem Erzeugungssystem mit sehr hoher Durchdringung mit RES-E-Anlagen 
mit fluktuierender Einspeisung (v. a. Wind) muss also ein beträchtlicher Teil de-
ren nomineller Kapazität durch regelfähige Anlagen (konventionelle oder z. B. 
Biomasse) abgesichert werden, deren tatsächliche Einsatzdauer aber nur gering 
ist. Im Extremfall drückt sich dies so aus, wie z. B. in den Energieszenarien von 
Prognos/EWI/GWS (2010, S. A1–20 ff.) für das Jahr 2050: Es ist eine installierte 
Kapazität von über 20 GW Erdgaskraftwerken angegeben, die aber fast nie ein-
gesetzt werden (es werden Null Jahresvolllaststunden ausgewiesen). 

SYSTEMDIENSTLEISTUNGEN 

Unvorhergesehene Ungleichgewichte zwischen Angebot und Stromnachfrage 
müssen umgehend ausgeglichen werden, damit die Stromversorgung bzw. deren 
Qualität (Frequenz, Spannung) aufrechterhalten werden kann. Zu unterscheiden 
ist dabei zwischen Primärregelung, Sekundärregelung, Minutenreserve sowie der 
Ausfallsreserve. Die verschiedenen Regelleistungsprodukte unterscheiden sich 
insbesondere in der geforderten Bereitstellungsgeschwindigkeit und der Bereit-
stellungsdauer (Abb. II.8). 

Die Primärregelung dient dazu, durch Leistungsdifferenzen hervorgerufene Fre-
quenzschwankungen im Sekundenbereich zu begrenzen. Jedes Kraftwerk mit 
mehr als 100 MW installierter Leistung muss technisch so ausgerüstet sein, dass 
es zur Abgabe von Primärregeleistung fähig ist (VDN 2007, S. 27). 

Die Sekundärregelung löst die Primärregelung ab und muss im Zeitraum von 30 
bis 300 Sekunden auf Anforderung voll einsatzfähig sein (FNN 2009). Sie hat 
die Aufgabe, die Frequenz wieder auf ihren Sollwert zurückzuführen. 

Die Minutenreserve wird zur »Vermeidung größerer, länger andauernder Abwei-
chungen zwischen Erzeugung und Verbrauch und/oder zur Wiederherstellung 
eines ausreichenden Sekundärregelbandes« eingesetzt (VDN 2007, S. 52). Sie 
wird manuell bzw. fahrplanmäßig angefordert. 

Die Beschaffung und Vergütung der Regelleistungsprodukte (Primärregelung, 
Sekundärregelung und Minutenreserve) erfolgt durch die Übertragungsnetzbe-
treiber (ÜNB) in einem Ausschreibungsverfahren. 

Für die Bereitstellung der Ausfallreserve ist der Bilanzkreisverantwortliche zu-
ständig. In der Regel ist dies ein Stromhändler, dessen Kunden einen Bilanzkreis 
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bilden. Als Schnittstelle zwischen Netznutzern und ÜNB muss dieser Abwei-
chungen zwischen Einspeisungen und Entnahmen seines Bilanzkreises innerhalb 
einer Stunde ausgleichen, beispielsweise durch Zukauf von Stromlieferungen von 
Dritten. 

ABB. II.8 STRUKTUR DER RESERVEN FÜR DEN SYSTEMBETRIEB 

 

Eigene Darstellung 

Aufgrund der geforderten schnellen Bereitstellung der Primär- und Sekundärre-
gelung wird diese (und andere Systemdienstleistungen, wie z. B. Spannungs- und 
Blindleistungsregelung) durch am Netz befindliche, zum Teil angedrosselte 
Kraftwerke erbracht. Diese Kraftwerke können dann in Zeiten hoher RES-E-
Einspeisung nicht einfach vom Netz genommen werden, da sie für die Sicherheit 
des Netzbetriebs essenziell sind (sogenannte Must-run-Kraftwerke). Dies kann 
unter Umständen die Aufnahmekapazität des Netzes für RES-E begrenzen. Mit-
telfristig ist es denkbar, dass die Systemdienstleistungen verstärkt von erneuerba-
ren Energien erbracht werden. Für den sicheren Betrieb des Netzes bei sehr ho-
her RES-E-Durchdringung ist dies sogar unabdingbar. Auf diese Weise könnten 
Flexibilität und Aufnahmefähigkeit des Stromversorgungssystems beträchtlich 
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RESIDUALLAST 

Eine wichtige Determinante zur Ermittlung des Bedarfs und der erwarteten Auslas-
tung der verschiedenen Kraftwerkstypen ist der zeitliche Verlauf der sogenannten 
Residuallast. Darunter versteht man die Nachfragelast abzüglich der Einspeisung 
durch RES-E-Anlagen. Diese Last muss durch den regelbaren konventionellen 
Kraftwerkspark gedeckt werden.4 Wie in Abbildung II.9 anhand einer typischen 
Woche beispielhaft illustriert ist, hat eine hohe Durchdringung mit fluktuierender 
RES-E-Einspeisung zwei gravierende Effekte auf den Lastverlauf. 

ABB. II.9 OBEN: NETZLAST IM TYPISCHEN WOCHENVERLAUF; 
 UNTEN: RESIDUALLAST NACH ABZUG DER RES-E-ERZEUGUNG 

 

Quelle: Ecofys 2009, S. 59 f. 
                                            
4  Präziser: Von der Nachfragelast wird die nichtgesteuerte Einspeisung abgezogen. Die 

Einspeisung gemäß dem Gesetz zum Vorrang Erneuerbarer Energien (EEG) sowie von 
wärmegeführten KWK-Anlagen (Kraft-Wärme-Kopplung) ist in diesem Zusammenhang 
als »nicht gesteuert« anzusehen. Regelbare RES-E-Anlagen, die nicht zur Ermittlung der 
Residuallast herangezogen werden, können genau wie konventionelle Anlagen zur De-
ckung der Residuallast beitragen. 
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> Zum Ersten sind die Steigungen (Gradienten) der Residuallast steiler und rei-
chen über einen wesentlich größeren Lastbereich als die der Nachfragelast, 
d. h., der konventionelle Kraftwerkspark muss wesentlich schneller und um-
fangreicher auf steigende bzw. fallende Last reagieren können. 

> Zum Zweiten kann die bereitzustellende Residuallast sehr klein werden und 
sogar zeitweise auf (oder sogar unter) Null absinken. In bestimmten Regionen 
Deutschlands tritt dies inzwischen regelmäßig auf. 

Im gezeigten Beispiel müssten am Dienstag kurz nach Mitternacht theoretisch 
sämtliche konventionellen Kraftwerke abgeschaltet werden. Gäbe es in derselben 
Woche keine RES-E-Einspeisung, müsste hingegen zu jeder Zeit ca. 48 GW kon-
ventionelle (Grundlast-)Leistung am Netz sein. Wenn die RES-E-Erzeugung grö-
ßer als die Netzlast ist, treten auch negative Werte der Residuallast auf (d. h. eine 
Überproduktion an Strom).  

Dies zeigt sehr plastisch, dass eine Differenzierung der Leistungsnachfrage nach 
Grund-, Mittel- und Spitzenlast mit wachsender Durchdringung des Systems mit 
fluktuierender RES-E-Einspeisung zunehmend obsolet wird. Ebenso wird die 
Zuordnung einzelner Lastbereiche zu bestimmten Kraftwerkstypen (Grund-, 
Mittel- und Spitzenlastkraftwerke) in Zukunft ebenfalls weniger deutlich ausfal-
len (Hundt et al. 2009, S. 22). Die Einsatzmöglichkeiten für Kraftwerke, die für 
sehr hohe Volllaststunden ausgelegt sind, gehen zurück. 

Für den sicheren Betrieb des Energieversorgungssystems hat dies zur Konse-
quenz, dass neue Betriebsstrategien entwickelt werden müssen. Beispielsweise 
werden derzeit Systemdienstleistungen, insbesondere die Primär- und Sekundär-
regelung, weitgehend durch thermische Großkraftwerke bereitgestellt. Will man 
einen hohen RES-E-Anteil in das System integrieren, müssen diese künftig ver-
stärkt zur Sicherstellung von Systemdienstleistungen herangezogen werden. 

RÜCKGANG DES BEDARFS AN GRUNDLASTKRAFTWERKEN IN EINEM  
SZENARIO MIT STARKEM RES-E-AUSBAU 

In einer dynamischen Simulation hat das IWES auf der Grundlage eines Szena-
rios mit einem hohen Anteil erneuerbarer Energien im Stromsystem (47 % des 
Bruttostromverbrauchs im Jahr 2020 [BEE 2009]) errechnet, welche Anforde-
rungen an den verbleibenden konventionellen Kraftwerkspark zur Sicherstellung 
einer bedarfsgerechten Versorgung gestellt werden müssten (Fraunhofer IWES 
2009). 

Im Ergebnis sinkt der Bedarf an Grundlastkraftwerken von derzeit 56 GW auf 
21 GW. In der Mittellast gibt es einen geringen absoluten Zuwachs (von 23 GW 
auf 25 GW), wohingegen der Spitzenlastbedarf sich beinahe verdoppelt (Anstieg 
von 15 GW auf 28 GW) (Abb. II.10). 
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Durch den Einsatz von Flexibilisierungsoptionen (z. B. Speicher und Stromim- 
bzw. -export) lässt sich diese Entwicklung zwar etwas abmildern, die Grundten-
denz bleibt hingegen bestehen: der Grundlastbedarf sinkt stark ab, Mittel- und 
besonders Spitzenlast steigen erheblich an. 

ABB. II.10 BEDARF AN GRUND-, MITTEL-, UND SPITZENLAST MIT UND 
 OHNE RES-E-EINSPEISUNG IN % (2020) 

 

links: Netzlast ohne RES-E; rechts: Residuallast (Netzlast minus RES-E) 

Spitzenlast: 0 bis 2.000, Mittellast: 2.000 bis 7.000, Grundlast: 7.000 bis 8.760 Nutzungs-
stunden/Jahr (ohne Import/Export, ohne Pumpspeicherkraftwerke) 

Quelle: Fraunhofer IWES 2009, S. 34 

Zu ganz ähnlichen Ergebnissen kommen Consentec/r2b (2010a, S. 51) 
(Abb. II.11): In der Ausbauvariante 45 % RES-E-Anteil am Bruttostromver-
brauch im Jahr 2020 wird ein Bedarf von 22 GW Grund-, 13 GW Mittel- sowie 
34 GW Spitzenlastkraftwerksleistung angegeben. 
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ABB. II.11 KONVENTIONELLE KRAFTWERKSLEISTUNGEN IN DEN 
 UNTERSCHIEDLICHEN LASTBEREICHEN (JAHR 2020) 

 

Spitzenlast: 0 bis 3.000, Mittellast: 3.000 bis 6.000, Grundlast: 6.000 bis 8.760 Nutzungs-
stunden/Jahr 

Variante x % heißt: RES-E-Anteil am Bruttostromverbrauch ist x % (Jahr 2020) 

Quelle: Consentec/r2b 2010a, S. 51  
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STROMNETZE III. 

ERWEITERUNG DER NETZKAPAZITÄT 1. 

Die Stromnetze spielen eine Schlüsselrolle bei der Integration eines dynamisch 
ansteigenden Anteils erneuerbarer Energien. Bereits heute treten in bestimmten 
Regionen Deutschlands regelmäßig Engpässe in den Hoch- und Höchstspan-
nungsnetzen auf. Die vorhandenen Übertragungskapazitäten sind unzureichend, 
um die auftretenden Lastflüsse von der Erzeugung zu den Verbrauchszentren zu 
bewältigen. Da der weitere Zubau von RES-E-Kapazitäten häufig weit von Last-
schwerpunkten entfernt erfolgen wird, werden sich derartige Einschränkungen 
ohne geeignete Ausbaumaßnahmen in Zukunft verstärken. Besonders deutlich 
wird dies bei der geplanten Nutzung der Offshorewindenergie. 

Aber auch für die Bestrebungen hin zu einer verbesserten europäischen Integra-
tion der Stromsysteme – sowohl technisch als auch ökonomisch – sind gut aus-
gebaute Netze, insbesondere ausreichend dimensionierte Kuppelstellen an den 
Ländergrenzen, eine wesentliche Grundvoraussetzung. 

Die Leistungsfähigkeit der Übertragungsnetze kann gesteigert werden durch Opti-
mierung des Netzbetriebs (Kap. III.1.1), Netzverstärkungsmaßnahmen (Kap. III.1.2) 
sowie Netzausbau (Kap. III.1.3), wobei die Investitionsintensität der Maßnahmen in 
der genannten Reihenfolge zunimmt. Die folgenden Kapitel stützen sich maßgeblich 
auf das Gutachten von Ecofys (2009). 

OPTIMIERUNG DES NETZBETRIEBS 1.1 

Eine vieldiskutierte Möglichkeit, den Netzbetrieb zu optimieren, ist das soge-
nannte Leiterseilmonitoring. Freileitungen erwärmen sich im Betrieb umso mehr, 
je stärker der Strom ist, den sie führen. Wenn die Leiterseiltemperatur ansteigt, 
führt die thermische Ausdehnung dazu, dass sie weiter durchhängen. Dieser 
Durchhang begrenzt die Strombelastbarkeit von Freileitungen. Der Betrieb der 
Leiterseile richtet sich nach der einschlägigen Norm (DIN EN 50182), in der 
sehr ungünstige Wetterbedingungen angenommen werden (hohe Lufttemperatur 
[35 °C], geringe Windgeschwindigkeit [0,6 m/s], starke Sonneneinstrahlung 
[900 W/m2]). 

Hohe Windleistungen treten in der Regel bei günstigeren Wetterverhältnissen 
auf, d. h., die tatsächliche Strombelastbarkeit ist größer als nach DIN zu erwar-
ten wäre. Durch das Leiterseilmonitoring kann die Strombelastbarkeit in Echt-
zeit bestimmt werden (z. B. durch Messung der Leiterseiltemperatur, der Wetter-
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bedingungen oder der mechanischen Spannung in den Leiterseilen). Eine Steige-
rung im Bereich von 40 % bis zu 200 % ist bei guten Windbedingungen möglich 
(Lange/Focken 2008, S. 6 f.; Schmale 2012). Allerdings müsste das entsprechen-
de Regelwerk angepasst werden, bevor ein operativer Einsatz des Leiterseilmoni-
torings in Deutschland zulässig wäre. 

MASSNAHMEN ZUR NETZVERSTÄRKUNG 1.2 

Netzverstärkungsmaßnahmen sind Investitionen in neue Infrastruktur innerhalb 
des bestehenden Netzes. Darunter fallen insbesondere die Umrüstung bestehen-
der Leitungstrassen, z. B. deren Neubeseilung mit sogenannten Hochtemperatur-
leiterseilen, sowie die Ertüchtigung für eine höhere Betriebsspannung. Darüber 
hinaus kommt der Einsatz moderner Leistungselektronik zur Steuerung von 
Lastflüssen als Netzverstärkungsmaßnahme infrage. 

Da durch die Nutzung bestehender Trassen die aufwendigen und langwierigen 
Genehmigungsverfahren für neue Trassen u. U. vermieden werden könnten, ist 
mit Netzverstärkungsmaßnahmen eine wirkungsvolle Beschleunigung des Kapa-
zitätsausbaus der Netze möglich. 

HOCHTEMPERATURLEITERSEILE 1.2.1 

Konventionelle Leiterseile können bis zu einer Temperatur von etwa 80 °C betrie-
ben werden, bevor der spezifizierte maximale Durchhang erreicht wird. Durch 
Neubeseilung mit Hochtemperaturleiterseilen sind deutlich höhere Betriebstempe-
raturen möglich. Erreicht wird dies durch den Einsatz von Materialien mit gerin-
gerer Wärmeausdehnung und hoher Temperaturfestigkeit. Beispielsweise können 
Leiterseile aus hochtemperaturfestem Aluminium (TAL) bei bis zu 150 °C betrie-
ben werden. Dadurch kann die Kapazität von Freileitungen um bis zu 50 % ge-
steigert werden. Allerdings hängen TAL-Seile im erwärmten Zustand so weit 
durch, dass ggf. höhere Masten erforderlich werden, was den Aufwand und die 
Kosten ansteigen lässt und u. U. erst nach Durchlaufen zusätzlicher Genehmi-
gungsverfahren umgesetzt werden kann. Neuere Materialien – Aluminiumleiter 
mit einem Kern aus Kohlefaser (ACCC) oder Keramikfaser-Aluminium-
Verbundwerkstoff (ACCR) – weisen diesen Nachteil nicht auf, sind aber teurer 
und in Deutschland liegen hiermit noch kaum Betriebserfahrungen vor. 

Die Verwendung von Hochtemperaturleiterseilen erscheint vor allem dann vor-
teilhaft, wenn Leitungen für die Übertragung von kurzzeitig auftretenden Spit-
zenleistungen durch hohe installierte Windenergieleistungen dimensioniert wer-
den müssen (Ensslin et al. 2008, S. 10). Bei dauerhaft starker Auslastung steigen 
deren Übertragungsverluste an, was die Wirtschaftlichkeit dieser Lösung beein-
trächtigt. 



1.  ERWEITERUNG DER NETZKAPAZITÄT 

 41

ERHÖHUNG DER ÜBERTRAGUNGSSPANNUNG 1.2.2 

Wird eine Trasse auf eine höhere Übertragungsspannung aufgerüstet, steigt die 
übertragbare Leistung in etwa proportional mit der Spannungserhöhung. Eine 
Aufrüstung unter Verwendung der vorhandenen Masten ist zwar nur in Aus-
nahmefällen realisierbar. Solange jedoch Höhe und Breite der Trasse durch Mo-
difikationen der Masten nicht wesentlich zunehmen, kann das – abhängig vom 
konkreten rechtlichen Rahmen – den Genehmigungsprozess vereinfachen. Mast-
entwürfe, die diese Möglichkeiten ausschöpfen, werden gegenwärtig durch ver-
schiedene europäische Übertragungsnetzbetreiber erprobt oder eingeführt (z. B. 
Dänemark, Irland, Niederlande). Als positiver Nebeneffekt können dadurch 
auch elektromagnetische Felder entlang der Trasse vermindert werden. 

LEISTUNGSELEKTRONIK ZUR STEUERUNG 
VON LASTFLÜSSEN (FACTS) 1.2.3 

FACTS (»flexible alternating current transmission systems«) sind elektronische 
Systeme, die die Kontrolle über Leistungsflüsse in Wechselstromnetzen steigern. 
Der Einsatz von FACTS kann ein effizienter Ansatz sein, um Übertragungseng-
pässe zumindest vorübergehend aufzuheben. FACTS-basierte Lösungen können 
vor allem dann gerechtfertigt sein, wenn kurze Reaktionszeiten erforderlich sind 
und häufige Leistungsänderungen auftreten. FACTS verbessern sowohl die stati-
sche Leistung (erhöhte Last, Management von Engpässen, Reduktion von Ver-
lusten) als auch die dynamische Leistung (Erweiterung der Stabilitätsgrenzen, 
Dämpfung von Schwingungen) (Ensslin et al. 2008, S. 21 f.). 

Die Technologie kann als ausgereift bezeichnet werden, doch obwohl es genü-
gend Beispiele für die Leistungsfähigkeit von FACTS-Kontrollelementen in 
Netzwerken gibt (weltweit existieren mehrere hundert Anlagen), konnten sie sich 
bisher – vor allem aus Kostengründen – im Wettbewerb mit konventionellen 
Lösungen (z. B. Reihenkondensatoren, Phasenschiebertransformatoren) noch 
nicht breit durchsetzen. 

Dieselbe Technologie kann aber beispielsweise für die Anbindung von Multi-
MW-Windturbinen oder großen Windparks an das Hoch- bzw. Höchstspan-
nungsnetz eingesetzt werden. Sowohl die technischen Richtlinien für den Netz-
anschluss (BDEW 2008, VDN 2004 u. 2007) zur Sicherung der Systemstabilität 
als auch die Förderung im Rahmen des Systemdienstleistungsbonus im EEG be-
fördern den vermehrten Einsatz von FACTS. 

Das Institute of Electrical and Electronics Engineers (IEEE) hat kürzlich FACTS 
zu einer der »Top-11-Technologien des Jahrzehnts« gewählt (u. a. gemeinsam 
mit Smartphones, Cloud Computing und LED-Beleuchtungssystemen) und zi-
tiert eine Prognose, die ein Wachstum des FACTS-Weltmarkts von gegenwärtig 
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330 Mio. US-Dollar auf 775 Mio. US-Dollar im Jahr 2017 vorhersagt (Fairley 
2011). 

NETZAUSBAU 1.3 

In der Abgrenzung zur Netzverstärkung wird als Netzausbau die Installation 
neuer Leitungsinfrastruktur bezeichnet, entweder in Form von zusätzlichen Lei-
tungssystemen auf bereits bestehenden Trassen oder aber als Bau von neuen 
Trassen. Konventionell werden neue Leitungen als Freileitungssysteme ausge-
führt, alternativ werden zunehmend Erdkabel diskutiert. Für den Transport von 
großen Strommengen über weite Entfernungen (z. B. zur Anbindung von großen 
Offshorewindparks) kann statt der heute standardmäßig verwendeten Dreh-
stromübertragung die Nutzung der HGÜ-Technik (Hochspannungsgleichstrom-
übertragung) infrage kommen. 

ERDKABEL 1.3.1 

Der Neubau von Freileitungen unterliegt aufwendigen Genehmigungsverfahren 
und stößt in der Regel auf geringe Akzeptanz und starken Widerstand der Be-
völkerung vor Ort. Genehmigungsverfahren können daher zehn Jahre und mehr 
andauern (ICF Consulting 2003). Da die Vorbehalte gegen Erdkabel bei Anlie-
gern meist deutlich geringer sind, könnte auf diese Weise der Netzausbau we-
sentlich beschleunigt werden. 

Für einige spezifische Anwendungsfälle sind Erdkabel besonders gut geeignet 
(EU-Kommission 2003), u. a. 

> in ökologisch sensiblen Gebieten, 
> in dichtbesiedelten urbanen Räumen, 
> zur Sicherstellung der Stromversorgung bei extremen Wetterbedingungen.5 

Das im August 2011 in Kraft getretene Gesetz über Maßnahmen zur Beschleuni-
gung des Netzausbaus Elektrizitätsnetze (Netzausbaubeschleunigungsgesetz 
[NABEG] vom 28. Juli 2011 [BGbl. Teil I Nr. 43, S. 1699]) bestimmt, dass der 
Neubau von Hochspannungsleitungen mit einer Spannung von 110 kV oder 
weniger in der Regel als Erdkabel ausgeführt wird, sofern die Gesamtkosten 
nicht mehr als den Faktor 2,75 über denen einer vergleichbaren Freileitung lie-
gen sowie Belange des Naturschutzes dem nicht entgegenstehen. 

Im Höchstspannungsbereich (380 kV und mehr) müssen Erdkabel etwas diffe-
renzierter betrachtet werden. Das Gesetz zur Beschleunigung des Ausbaus der 

                                            
5 Beschädigte Leitungsmasten, z. B. durch Sturm, Schnee und Eis, haben in der Vergan-

genheit häufig zu Stromausfällen geführt (TAB 2010) 



1.  ERWEITERUNG DER NETZKAPAZITÄT 

 43

Höchstspannungsnetze (Gesetz zum Ausbau von Energieleitungen - EnLAG) 
vom 21. August 2009 (BGBl. Teil I Nr. 55 S. 2870), das 24 vordringlich zu reali-
sierende Netzerweiterungsmaßnahmen definiert, sieht vor, dass für vier dieser 
Maßnahmen als Pilotvorhaben eine (teilweise) Erdverkabelung angestrebt wer-
den soll. In Niedersachsen gilt inzwischen unter bestimmten Voraussetzungen 
ein beschleunigtes Planfeststellungsverfahren für Erdkabel (Niedersächsischer 
Landtag 2007). 

Die Standardtechnologie für Erdkabel im Höchstspannungsnetz sind VPE-Kabel 
(vernetztes Polyethylenkabel). Weltweit wird dieser Kabeltyp regelmäßig für Ka-
bel bis zu 132 kV verwendet. Kabel für Spannungen bis 550 kV sind verfügbar 
(Brakelmann 2004). In der Höchstspannungsebene sind bisher nur wenige hun-
dert Kilometer Erdkabel weltweit installiert worden (FGE/FGH/ISET 2007, 
S. 119). Ihre Markteinführung wird sich in den kommenden Jahren voraussicht-
lich beschleunigen (Ecofys 2009, S. 30). 

Im Vergleich mit Freileitungen muss bei Erdkabeln im 380-kV-Bereich mit er-
heblichen Mehrkosten gerechnet werden, deren genaue Höhe allerdings umstrit-
ten ist. Je nach getroffenen Annahmen werden für VPE-Erdkabel über ihre Nut-
zungszeit zwei- bis zehnmal so hohe Gesamtkosten ausgewiesen wie für Freilei-
tungen (Brakelmann 2004, S. 93 ff.; Bundesregierung 2010c; Oswald 2005, 
S. 53 ff.). Kosten, die durch Verzögerungen im Genehmigungs- bzw. Bauprozess 
aufgrund mangelnder Akzeptanz bei Anliegern entstehen, werden allerdings bei 
diesen Vergleichsrechnungen meist außer Acht gelassen. Ein erster Versuch, die 
durch Verzögerungen der Projektrealisierung verursachten Mehrkosten zu quan-
tifizieren, kommt zum Ergebnis, dass bereits ein Aufschub um ein Jahr die Frei-
leitungsvariante auf ein ähnliches Kostenniveau hebt wie eine (pünktlich reali-
sierte) Teilerdverkabelung (IZES/BET/PowerEngs 2011, S. 78 ff.). 

Eine reine Kostenbetrachtung greift jedoch für einen aussagekräftigen Vergleich 
zwischen Freileitung und Erdkabel zu kurz. Weitere Kriterien, die für einen sol-
chen Vergleich einbezogen werden müssten, sind Auswirkungen auf Mensch und 
Umwelt in der Bau- und Betriebsphase, Versorgungssicherheit, Wartungsfreund-
lichkeit und andere (Arlt et al. 2011). Je nach spezifischen lokalen Gegebenhei-
ten und der Gewichtung der einzelnen Kriterien kann hier die Gesamtbewertung 
zugunsten des einen oder des anderen Systems ausfallen.  

Als spezielle Ausführung von erdverlegten Leitungen sind Kabel mit Gas als Iso-
lationsmedium erwähnenswert. Mit diesen gasisolierten Leitern (GIL) können 
sehr hohe Leistungen übertragen werden. Damit erscheint diese Technik im 
Prinzip gut geeignet für die Anbindung großer Offshorekapazitäten. Allerdings 
ist das weltweit einzige bisher umgesetzte GIL-Projekt nur wenige Kilometer 
lang. Es existieren bis heute keinerlei Erfahrungen mit dem Einsatz von GIL in 
maritimen Umgebungen. Darüber hinaus sind GIL wesentlich teurer als her-
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kömmliche VPE-Höchstspannungskabel. Es werden mindestens um den Faktor 2 
höhere Gesamtkosten angegeben (Brakelmann/Erlich 2010, S. 34). Es ist daher 
nicht davon auszugehen, dass die GIL-Technik in absehbarer Zeit eine wesentli-
che Rolle für den Ausbau der Windenergie im Offshorebereich spielen wird 
(Ecofys 2009, S. 36). 

HOCHSPANNUNGSGLEICHSTROMÜBERTRAGUNG 1.3.2 

Neben der vielfältig eingesetzten und bewährten Drehstromübertragung wird 
zunehmend der Einsatz von Gleichstromtechnik (Hochspannungsgleichstrom-
übertragung, HGÜ) diskutiert. Beim Transport großer Mengen elektrischer Leis-
tung über weite Distanzen sind die Übertragungsverluste für HGÜ-Systeme ge-
ringer als für Wechselstromkreise. Außerdem ist bei HGÜ eine Steuerung der 
Lastflüsse möglich. Somit können sie einen Beitrag leisten, die Überlastung ein-
zelner Komponenten zu vermeiden. Daneben kann die HGÜ-Technik eingesetzt 
werden, um nichtsynchron betriebene Drehstromnetze zu koppeln. 

In Verbindung mit RES-E ist neben dem Anschluss von großen Offshorewind-
parks auch die Verbindung hin zu Verbrauchszentren über mehrere hundert 
Kilometer ein mögliches Anwendungsgebiet von HGÜ (Czisch 2005). Gleiches 
gilt für Importe von regenerativ erzeugtem Strom beispielsweise aus Nordafrika 
(DLR 2006). 

Derzeit ist die Übertragung von Leistungen von 3 GW über mehrere hundert 
Kilometer Stand der Technik, erste Projekte mit bis zu 6 GW sind in der Pla-
nungsphase. Bei Trassenlängen ab 400 km kommen die Vorteile der HGÜ-
Technik verstärkt zum Tragen (DENA 2010a, S. 14), bei Entfernungen über 
700 km und Übertragungsleistungen ab 1 GW ist HGÜ in der Regel die ökono-
misch günstigste Alternative (Ecofys 2009, S. 30). 

NETZAUSBAUBEDARF UND KOSTEN 2. 

Netze spielen eine Schlüsselrolle bei der Integration von erneuerbaren Energien 
in das Elektrizitätssystem. Unbestritten müssen die Netze ausgebaut werden, um 
dem erwarteten Anstieg der RES-E-Erzeugung gerecht zu werden. Von einigen 
Akteuren wird die Gefahr gesehen, dass die Netze sich zum Flaschenhals für den 
RES-E-Ausbau entwickeln könnten. Dies umso mehr, da es den Anschein hat, 
dass der Netzausbau mit der dynamischen Entwicklung beim Ausbau von RES-
E-Kapazitäten derzeit nicht Schritt halten kann. 

Daher ist eine Ermittlung des konkreten Netzausbaubedarfs von essenzieller Be-
deutung für eine langfristige und kohärente Infrastrukturplanung. Hierzu müs-
sen allerdings immer Annahmen getroffen werden – beispielsweise zum künfti-
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gen Stromverbrauch, der Erzeugungsstruktur und der geografischen Lage der 
Erzeugungseinheiten –, die erheblichen Einfluss auf die Ergebnisse haben können 
und die teilweise schwer zu prognostizieren sind. Aktuelle Beispiele sind die Ver-
zögerungen bei der Projektentwicklung und Finanzierung großer Offshorewind-
energievorhaben sowie der extrem dynamische Zubau von Photovoltaikanlagen 
aufgrund des starken Preisverfalls bei Modulen. Für die Zukunft relevant sind 
u. a. die Marktdurchdringung bei Elektromobilen und deren Auswirkungen auf 
den Stromverbrauch. 

Die Datenlage zu dieser Thematik ist bisher noch dürftig, da nur wenige Studien 
verfügbar sind, die den in Deutschland erforderlichen Netzausbau konsistent 
und umfassend abschätzen. Die vorliegenden Arbeiten betrachten zudem in der 
Regel nur einzelne Aspekte bzw. verwenden unterschiedliche Grundannahmen 
und sind daher nicht unmittelbar miteinander vergleichbar. Insbesondere für die 
Spannungsebenen unterhalb des Übertragungsnetzes sind kaum Arbeiten vor-
handen. 

Die Funktion der Netze, Nachfrage und Angebot von Elektrizität zum Ausgleich 
zu bringen, kann und wird in Zukunft verstärkt auch durch den Einsatz von 
Informations- und Kommunikationstechnologien erfüllt oder zumindest unter-
stützt werden. So können beispielsweise lastabhängige Preissignale an die Netz-
nutzer gesendet werden, die dann mit ihrer Reaktion zur Vermeidung von Last-
spitzen bzw. -tälern beitragen können. Dieser Trend wird mit dem Schlagwort 
»Smart Grid« umrissen. In gewissem Umfang kann durch den Einbau von »In-
telligenz« in den Netzen auch deren Kapazität erhöht werden. Im Rahmen des 
vorliegenden Berichts wird auf das Thema »Smart Grid« nicht intensiv einge-
gangen, da hierfür ein eigenes TAB-Projekt mit dem Titel »Moderne Stromnetze 
als Schlüsselelement einer nachhaltigen Energieversorgung« derzeit in der Bear-
beitung ist. 

DEUTSCHLAND 2.1 

ÜBERTRAGUNGSNETZ 

Für den kurzfristigen Netzausbaubedarf im Übertragungsnetz (2011 bis 2015) 
lassen sich die gestellten Investitionsbudgetanträge der Übertragungsnetzbetreiber 
heranziehen. Auf der Basis der bis zum 30. Juni 2010 gestellten Anträge erwartet 
die Bundesregierung Investitionen in die Übertragungsnetze in Höhe von rund 
12 Mrd. Euro (davon ca. 7 Mrd. genehmigt). Hiervon beziehen sich rund 9 Mrd. 
Euro auf die Anbindung von Offshorewindparks. Diese Investitionen würden spe-
zifisch zu einer Erhöhung der Netzentgelte bei Haushaltskunden um ca. 8 % und 
bei Industriekunden um ca. 19 % führen (Bundesregierung 2011c, S. 6). 
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Die umfassendste Untersuchung für eine mittelfristige Vorausschau zum Ausbau-
bedarf des Übertragungsnetzes (380-kV-Höchstspannungsebene) ist die soge-
nannte Netzstudie II der DENA (DENA 2010a). Ausgehend von einer Prognose 
für die installierte Kapazität von RES-E-Anlagen im Jahr 2020, wie in Tabel-
le III.1 aufgeführt, wurde der zeitliche Verlauf der RES-E-Einspeisung im 15-
Minuten-Raster simuliert. In einer modellgestützten Analyse wurden der konven-
tionelle Kraftwerkspark und dessen Einsatz ermittelt. Darauf aufbauend wurde 
die zu erwartende Netzbelastung analysiert und daraus der Ausbaubedarf (in km 
Trassenlänge) abgeleitet. 

TAB. III.1 PROGNOSE DER INSTALLIERTEN KAPAZITÄT VON RES-E-ANLAGEN 
 IM JAHR 2020 IN DER DENA-NETZSTUDIE II 

RES-E-Anlagen installierte Kapazität (MW) 
Bezugsjahr 2020 

Windenergie onshore 37.000 

Windenergie offshore 14.000 

Biomasse 6.200 

Photovoltaik 17.900 

Geothermie 280 

Quelle: DENA 2010a, S. 7 

Für die betrachteten Ausbauvarianten 

> Basis: Freileitungen mit »Standardübertragungsfähigkeit« 
> FLM: Nutzung von Freileitungsmonitoring (Leiterseilmonitoring) 
> TAL: Einsatz von Hochtemperaturleiterseilen 

ergaben sich die in Abbildung III.1 gezeigten Ergebnisse. Dort sind auch Resulta-
te für eine Reihe von Sensitivitätsvarianten gezeigt: 

> VSC-HGÜ: Aufbau eines Gleichspannungsoverlaynetzes in den zwei Ausfüh-
rungen »vermascht« (VSC1) sowie »Punkt-zu-Punkt« (VSC2) 

> GIL: Bau von gasisolierten Leitungen sowie 
> Hybrid: Bau einer Fernübertragungsstrecke von Schleswig-Holstein nach Ba-

den-Württemberg (824 km, Leistung 4.400 MW), der übrige Ausbau konven-
tionell. 
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ABB. III.1 DENA-NETZSTUDIE II: NETZAUSBAUVARIANTEN UND KOSTEN 

 

FLM: Freileitungsmonitoring, TAL: Hochtemperaturseile, HGÜ: Hochspannungsgleich-
stromübertragung, VSC: »voltage source converter«, d. h. integrierte Spannungsumrichter 
(AC-DC), GIL: gasisolierte Leiter 

Quelle: DENA 2010a, S. 16 

In der Basisvariante wurde ein Neubaubedarf von 3.600 km Trassen errechnet, 
einschließlich 1.550 km Seekabel zur Anbindung von Offshorewindparks.6 Da-
bei wurde der in der Vorläuferstudie (»Netzstudie I«, DENA 2005) ermittelte 
Ausbaubedarf von 850 km als realisiert zugrunde gelegt, faktisch waren davon 
zum Zeitpunkt der Fertigstellung der »Netzstudie II« jedoch lediglich rund 
90 km realisiert. Die Gesamtkosten (angegeben als Annuitäten, d. h. auf Jahre 
umgelegte Investitions- und Betriebskosten) betragen in dieser Variante 
946 Mio. Euro und würden zu einem Anstieg der Netznutzungsentgelte7 für 
Haushaltskunden von 0,058 Euro/kWh auf 0,06 Euro/kWh führen. 

                                            
6 Angenommen wurde dabei, dass im Regelfall zwei Stromkreise auf jeder Trasse verlau-

fen. Damit beträgt der Ausbaubedarf, wenn man ihn in Stromkreiskilometern angibt, 
grob das Doppelte (hier 6.600 km) (DENA 2010a, S. 295). 

7 Netznutzungsentgelte machen zurzeit etwa ein Viertel des Strompreises für Haushalts-
kunden aus (www.bdew.de/internet.nsf/id/DE_20101004_PM_Netzentgelte_und_EEG-
Umlage_setzen_Strompreisen_weiter_zu/$file/20101004_Haushaltsstrom preis.pdf). 
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Der Einsatz von Freileitungsmonitoring und Hochtemperaturseilen reduziert 
zwar den Neubaubedarf in gewissem Umfang – um 100 km (FLM) bzw. 
1.900 km (TAL) – allerdings müssen bestehende Trassen in erheblichem Maße 
ertüchtigt werden: Bei FLM wären 3.100 km, bei TAL 5.700 km zu modifizie-
ren. Entsprechend steigen die Gesamtkosten auf 985 Mio. Euro (FLM) bzw. 
1,617 Mrd. Euro (TAL). 

Die Herangehensweise und die Ergebnisse der DENA-Netzstudie II sind jedoch 
nicht unumstritten. Kritik gibt es vor allem an einigen der getroffenen Annah-
men, aber auch Fragen grundsätzlicher Natur werden gestellt. 

> Die Annahmen zum RES-E-Ausbau und zum Kraftwerkspark sind teilweise 
überholt, u. a. ist die Prognose für den Ausbau der Photovoltaik im Jahr 2020 
mit 17.900 MW viel zu niedrig angesetzt. Bereits im Juni 2011 waren ca. 
18.000 MW Photovoltaikanlagen installiert (Bundesnetzagentur 2011), die 
Leitstudie 2011 geht für 2020 von einer installierten Photovoltaikleistung von 
53.300 MW aus (Szenario 2010 A, Nitsch et al. 2012b, S. 19). 

> Es wurden kein Kraftwerksredispatch (Verlagerung von Kraftwerkseinspei-
sungen beim Auftreten von Netzengpässen) und Einspeisemanagement ange-
nommen. So wird beispielsweise die Annahme, dass das Netz 90 % der ge-
samten installierten Windleistung aufnehmen können soll, als unrealistisch 
kritisiert. Diese Einspeisesituation kommt nur wenige Stunden im Jahr vor. 
Als Grundlage für den Netzausbau würde sie zu einem völlig überdimensio-
nierten Netz führen, was der gesetzlich gebotenen wirtschaftlichen Zumut-
barkeit des Netzausbaus widersprechen würde. Wesentlich wirtschaftlicher sei 
die Abregelung von Windspitzen im Rahmen eines Einspeisemanagements 
(Jarass 2010 u. 2011). 

> Die ungünstige Bewertung von Hochtemperaturseilen sei darauf zurückzufüh-
ren, dass nur hochtemperaturfestes Aluminium, aber nicht die neuste Techno-
logie (Verbundwerkstoffe auf Kohlefaser- oder Keramikbasis, »aluminum 
conductor composite core« [ACCC] bzw. »aluminum-conductor, composite 
reinforced« [ACCR]) analysiert wurde. Da hier keine Masterhöhungen erfor-
derlich seien, relativierten sich die Kosten bei einer Umrüstung beträchtlich 
(Zimmermann 2010, S. 37). 

> Eine grundsätzliche Kritik bezieht sich auf den gewählten Zeithorizont 2020. 
Dieser sei zu kurz, um für den notwendigen grundlegenden Umbau des 
Stromversorgungssystems, z. B. die weitgehende Dekarbonisierung des Elekt-
rizitätssektors durch RES-E, handlungsleitend zu sein (Hirschhausen et al. 
2010, S. 13). 

> Ein Kritikpunkt, der über die Entstehung der Netzstudie II hinausweist und 
letztlich den Prozess der Infrastrukturplanung im Elektrizitätsnetz insgesamt 
betrifft, ist die von einigen Akteuren wahrgenommene mangelnde Transpa-
renz des Verfahrens. So sind z. B. Daten über die tatsächliche Auslastung von 
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Trassen nicht öffentlich verfügbar. Nur die Netzbetreiber verfügen über exak-
te Netzmodelle, die zur Generierung dieser Daten notwendig sind. Der ermit-
telte Ausbaubedarf ist somit für Außenstehende nicht überprüfbar (Hohmeyer 
zitiert in Zimmermann 2010, S. 30). 

Eine weitere aktuelle Analyse des Ausbaubedarfs der Höchstspannungsnetze bis 
2020 (Consentec/r2b 2010a) kommt zum Ergebnis, dass bis zu einem RES-E-
Anteil von 35 % am Bruttostromverbrauch der Ausbau gemäß DENA-Netzstu-
die I (d. h. 850 km neue Trassen) (DENA 2005) und EnLAG ausreicht.8 Als Kos-
ten hierfür werden ca. 165 Mio. Euro angegeben (annuitätische Mehrkosten in 
2020 im Vergleich zu 2010 [in konstanten Euro des Jahres 2009]). Ab einem 
RES-E-Anteil von etwa 40 % müssen zusätzlich 500 Stromkreiskilometer mit 
Mehrkosten von ca. 30 bis 35 Mio. Euro neu errichtet werden (Consentec/r2b 
2010a, S. 87 ff.). Bemerkenswert ist, dass bei einer weiteren Steigerung der RES-
E-Einspeisung auf bis zu 50 % der maximale innerdeutsche Stromaustausch 
nicht mehr wesentlich ansteigt, weil der verstärkte Photovoltaikausbau in Süd-
deutschland die Wirkung der ebenfalls weiter steigenden Windenergieeinspei-
sung abmildert. Das Übertragungsnetz wird hierdurch entlastet, allerdings wer-
den die Verteilungsnetze umso stärker belastet (Consentec/r2b 2010a, S. 90). 

In einer weiteren Studie mit einem Betrachtungshorizont 2030 wurden in einigen 
Regionen strukturelle Netzengpässe identifiziert (Abb. III.2). Der Netzausbaube-
darf wird hier mit wenigstens 4.500 Stromkreiskilometern angegeben (Consen-
tec/EWI/IAEW 2010, S. 61 ff.) (Szenario »Kernenergieausstieg, RES-E-Ausbau 
gemäß Leitszenario 2009 [Nitsch/Wenzel 2009]). 

Aufgrund unterschiedlicher Annahmen und Methodik sind die Ergebnisse der 
drei Untersuchungen nicht direkt vergleichbar. Unter anderem wird in Consen-
tec/r2b (2010a) der Ausbau der Offshorewindenergie niedriger und der der Pho-
tovoltaik erheblich höher angenommen als bei der DENA-Netzstudie II, was 
beides zu geringeren Lastflüssen in Nord-Süd-Richtung und damit zu einem ge-
ringeren Netzausbaubedarf führt (weitere Argumente finden sich in Consen-
tec/r2b 2011). 

Der 10-Jahres-Netzentwicklungsplan der europäischen Netzbetreiber weist 77 Tras-
sen innerhalb Deutschlands und Verbindungen zu den Nachbarländern aus, die 
bis 2025 in Betrieb gehen sollen. Zur Länge der Strecken und zu den Kosten 
werden aber keine näheren Angaben gemacht (ENTSO-E 2010, S. 185 ff.).9 

                                            
8 Die als realisiert angenommenen Ausbauprojekte sind in Consentec/r2b 2010a, S. 210 

aufgelistet. 
9 Im derzeit zirkulierten Entwurf für den neuen 10-Jahres-Netzentwicklungsplan werden 

30,1 Mrd. Euro für Projekte mit paneuropäischer Bedeutung in Deutschland angegeben 
(ENTSO-E 2012, S. 61).  
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Zurzeit entwickelt die Bundesnetzagentur einen Entwurf für einen verbindlichen 
Bedarfsplan zum Ausbau der Höchstspannungsnetze, der im Herbst 2012 vorge-
legt werden soll. 

ABB. III.2 REGIONEN MIT STRUKTURELLEN NETZENGPÄSSEN IM 
 BETRACHTUNGSHORIZONT BIS 2030 

 

Quelle: Consentec/EWI/IAEW 2010, S. 63 

VERTEILNETZE 

Netzausbaumaßnahmen in Verteilnetzen (Spannungsebene 110 kV und darun-
ter) werden insbesondere durch einen geografisch stark verteilten Anschluss 
kleiner dezentraler Anlagen notwendig. Verteilnetze weisen eine vielfältigere 
Struktur als Übertragungsnetze auf, gleichzeitig sind die verfügbaren technischen 
Optionen für die RES-E-Integration zahlreicher, beispielsweise im Bereich der 
optimierten Betriebsführung (Ecofys 2009, S. 42). 

Die vorliegenden Erkenntnisse zum Ausbaubedarf der Verteilnetze sind bislang 
noch spärlich. Für die Bundesrepublik als Ganzes existiert zurzeit nur eine einzi-
ge Studie, die zum Ziel hatte, den durch Zubau von Wind- und Photovoltaikan-
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lagen bedingten Ausbaubedarf bis zum Jahr 2020 (bezogen auf das Referenzjahr 
2009) abzuschätzen sowie den hierfür notwendigen Investitionsbedarf zu quanti-
fizieren (E-Bridge Consulting/IAEW/BET 2011).10 Hierbei wurde der Netzaus-
baubedarf für zwei RES-E-Ausbauszenarien miteinander verglichen (Tab. III.2): 
das Energiekonzept der Bundesregierung (Prognos/EWI/GWS 2010) sowie das 
BMU-Leitszenario 2010 (Nitsch et al. 2010). 

TAB. III.2 RES-E-AUSBAU 2020 ZUR IDENTIFIZIERUNG DES AUSBAUBEDARFS 
 IN VERTEILNETZEN 

 Energieszenarien der 
Bundesregierung 

BMU-Leitszenario 2010 

Photovoltaik 33,3 GW 51,8 GW 
Wind (onshore) 33,3 GW 35,8 GW 
Anteil RES-E an der 
Bruttostromerzeugung 

33,7 % 40 % 

Quelle: E-Bridge Consulting/IAEW/BET 2011, S. 11, Nitsch et al. 2010, nach Prognos/EWI/ 
GWS 2010 

Es wurden fünf »Modellnetzregionen« definiert (Küste, Nord-Ost, Mitte, Süd 
und städtisch), für die der Ausbaubedarf exemplarisch ermittelt und dann auf 
die Bundesrepublik hochgerechnet wurde. Die Untersuchung konzentriert sich 
auf Wind und Photovoltaik, andere RES-E-Technologien werden nicht einbezo-
gen (z. B. Biomasseanlagen). Die Methodik folgt einem konventionellen Ansatz, 
bei dem weder Optimierungsmöglichkeiten (wie z. B. Last- und Einspeisema-
nagement) noch neuere Trends (Elektromobilität, »smart meter«) berücksichtigt 
wurden. 

Der größte Teil des Ausbauvolumens findet auf der Mittel- und Niederspan-
nungsebene statt (Tab. III.3). Das ermittelte Investitionsvolumen für den im 
Energiekonzept definierten RES-E-Ausbaupfad (ca. 33 GW Wind und 33 GW 
Photovoltaik) ist mit 10 bis 13 Mrd. Euro nur etwa halb so groß, wie wenn man 
einen darüber hinausgehenden Zubau von ca. 2,5 GW Wind und ca. 20 GW 
Photovoltaik (gemäß BMU-Leitszenario) unterstellt (Tab. III.4). 

                                            
10 Die DENA hat eine Studie begonnen, um den Ausbau- und Innovationsbedarf für die 

Verteilnetze bis 2030 zu ermitteln. Dafür werden die realen Netz-, Erzeugungs- und 
Laststrukturdaten am Beispiel von sechs unterschiedlichen Regionen analysiert und die 
Ergebnisse auf ganz Deutschland übertragen. Im Mittelpunkt stehen unter anderem die 
Integration dezentraler Stromerzeugung aus regenerativen Energien und Kraft-Wärme-
Kopplung sowie geeignete Maßnahmen zur Flexibilisierung der Netze und zur Vermei-
dung von Netzengpässen. Die Ergebnisse sollen bis Ende 2012 vorliegen. 
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TAB. III.3 AUSBAUBEDARF DURCH DEN ZUBAU ERNEUERBARER ENERGIEN IN DEN 
 VERSCHIEDENEN SPANNUNGSEBENEN DES VERTEILNETZES 

Netzebene Ausbaubedarf durch Zubau erneuerbarer Energien 

Energiekonzept 2020 BMU-Leitszenario 2020 

HS 350 km 650 km 
HS/MS 7.000 MVA 30.000 MVA 
MS 55.000 km 140.000 km 
MS/NS 19.000 MVA 33.000 MVA 
NS 140.000 km 240.000 km 

HS: Hochspannung; MS: Mittelspannung; NS: Niederspannung; HS/MS: Transformator 
Hoch-/Mittelspannung; MS/NS: Transformator Mittel-/Niederspannung; MVA: Megavolt-
ampere 

Ausbaubedarf 2020 bezogen auf 2009 

Quelle: E-Bridge Consulting/IAEW/BET 2011, S. 30 

TAB. III.4 ERFORDERLICHE INVESTITIONEN FÜR DEN AUSBAU DES VERTEILNETZES 
 GEMÄSS TAB. III.3 

Netzebene Investitionsvolumen Ausbaubedarf Deutschland 
Verteilnetze durch Zubau Wind und Photovoltaik 

Energiekonzept 2020 BMU-Leitszenario 2020 

HS 70 Mio. Euro 130 Mio. Euro 
HS/MS 340 Mio. Euro 1.500 Mio. Euro 
MS 2.700 bis 4.400 Mio. Euro 7.000 bis 11.200 Mio. Euro 
MS/NS 1.400 Mio. Euro 2.500 Mio. Euro 
NS 5.500 bis 6.900 Mio. Euro 9.400 bis 11.800 Mio. Euro 
total 10.000 bis 13.000 Mio. Euro 21.000 bis 27.000 Mio. Euro 

HS: Hochspannung; MS: Mittelspannung; NS: Niederspannung; HS/MS: Transformator 
Hoch-/Mittelspannung; MS/NS: Transformator Mittel-/Niederspannung; MVA: Megavolt-
ampere 

Ausbaubedarf 2020 bezogen auf 2009 

Quelle: E-Bridge Consulting/IAEW/BET 2011, S. 37 

Der Investitionsbedarf für den Anschluss von Wind- und Photovoltaikanlagen 
kann allerdings insbesondere in ländlichen Netzen die ohnehin anfallenden Er-
satzinvestitionen reduzieren (E-Bridge Consulting/IAEW/BET 2011, S. 32). Dies 
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verdeutlicht, dass eine eindeutige Zuschreibung von Investitionskosten nicht 
immer getroffen werden kann. 

Zu vergleichbaren Ergebnissen führte eine Abschätzung, die Consentec/r2b 
(2010a) mit einer stark abstrahierten Methodik durchgeführt haben: Die zusätz-
lichen Netzkosten steigen bis zu einem RES-E-Anteil von etwa 35 % vergleichs-
weise moderat an, während bei höheren RES-E-Anteilen ein deutlich stärkerer 
Anstieg zu verzeichnen ist (Abb. III.3). Dies sei darauf zurückzuführen, dass »bis 
zu einem EE-Anteil von ca. 35 % ein Teil der dezentralen Erzeugungsanlagen 
angeschlossen werden kann, ohne dass die betroffenen Verteilungsnetze ver-
stärkt oder umstrukturiert werden müssten, während bei EE-Anteilen oberhalb 
von ca. 35 % praktisch in jedem Fall ein Ausbau der Verteilungsnetze erforder-
lich ist« (Consentec/r2b 2010a, S. 97).11 

ABB. III.3 MEHRKOSTEN IN VERTEILUNGSNETZEN BEI 
 UNTERSCHIEDLICHEN RES-E-AUSBAUVARIANTEN IN % 

 

HS: Hochspannung, MS: Mittelspannung, NS: Niederspannung 

Ausbaubedarf 2020 bezogen auf 2010 

Quelle: Consentec/r2b (2010a), S. 97 

                                            
11 Nach Redaktionsschluss ist eine weitere Studie erschienen, die deutlich niedrigere Kos-

tenschätzungen ausweist (Ecofys 2012).  
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EUROPÄISCHE PERSPEKTIVE 2.2 

Die Fokussierung in den vorangegangenen Teilkapiteln auf die Entwicklung von 
RES-E-Kapazitäten in Deutschland und die daraus folgenden Ausbauerforder-
nisse für die Netzinfrastruktur ist letztlich zur Diskussion einiger höchst relevan-
ter Aspekte nicht ausreichend. So sind die Übertragungsnetze der einzelnen Län-
der untereinander (mehr oder weniger stark) verknüpft, und Änderungen in ei-
nem Teilnetz wirken sich auf das ganze System der ENTSO-E (European Net-
work of Transmission System Operators for Electricity, 41 Übertragungsnetzbe-
treiber aus 34 europäischen Ländern) aus. Explizit oder implizit sind daher auch 
in den Szenarien für die Netzauslastung mit Fokus auf Deutschland immer An-
nahmen über die Entwicklung der Erzeugungs- und Verbrauchsstruktur in den 
Nachbarländern und zur Kapazität der Netzkupplungen enthalten. 

Aus Sicht der Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerbaren Energiequellen 
ist eine europäische Perspektive vorteilhaft, denn ein weiträumiger Ausgleich 
verstetigt deren Stromproduktion und macht es damit einfacher, Angebot und 
Nachfrage zur Deckung zu bringen, auch im Hinblick auf eine zukünftige Voll-
versorgung mit RES-E (Brodersen/Nabe 2009, Czisch 2009, Pforte et al. 2008) 

Die RES-E-Einbindung in die Netzinfrastruktur ist jedoch bei Weitem nicht die 
einzige Triebkraft für Netzausbaumaßnahmen. In ihrem »Ten Year Network 
Development Plan« (TYNDP) beziffert ENTSO-E den Bedarf an neuen bzw. 
instand zu setzenden Leitungen mit europäischer Bedeutung auf 42.100 km bis 
2020 (davon 9.600 km meist unterseeische HGÜ-Kabel).12 Dieser Bedarf wird 
ausgelöst sowohl von Erfordernissen der Versorgungssicherheit (26.000 km) als 
auch zur Vervollständigung des europäischen Binnenmarktes (28.500 km) sowie 
zur RES-E-Integration (20.000 km). Die Summe der drei Teile ist größer als die 
angegebene Gesamtzahl, da eine Ausbaumaßnahme gleichzeitig mehreren Zielen 
dienen kann (Abb. III.4). Das kurzfristig zu mobilisierende Investitionsvolumen 
wird auf 23 bis 28 Mrd. Euro im Zeitraum von 2010 bis 2014 geschätzt (ENT-
SO-E 2010, S. 15). 

Dass der Netzausbau eine langfristige Aufgabe ist, verdeutlicht eine aktuelle Un-
tersuchung mit einem Zeithorizont bis 2050 (EWI/Energynautics 2011). Die ho-
he Ausbaudynamik der europäischen Übertragungsnetze im Zeitraum von 2010 
bis 2020 lässt zwar in der darauf folgenden Dekade etwas nach, nimmt aber 
nach 2030 wieder deutlich an Fahrt auf (Tab. III.5). Allein auf Deutschland ent-
fallen demnach bis 2050 etwa 6.000 km neuer Höchstspannungsleitungen 
(EWI/Energynautics 2011, S. 78) 

                                            
12 Im aktuellen Entwurf des TYNDP für 2012 werden bereits 51.500 km genannt, was die 

Dynamik in diesem Bereich unterstreicht (ENTSO-E 2012, S. 53).  
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ABB. III.4 TREIBER FÜR DEN NETZAUSBAU 

 

SoS: Security of Supply  
RES: Tackling Climate Change and Integration of Renewable Energy Sources  
IEM: Economic Efficiency and Realisation of the Internal Energy Market 

Quelle: ENTSO-E 2010, S. 15 

TAB. III.5 LANGFRISTIGER ÜBERTRAGUNGSNETZAUSBAU IN EUROPA 

Zeitraum 2010–2020 2020–2030 2030–2040 2040–2050 

Übertragungskapazität 
(GW) 

300 150 370 400 

Länge (tkm) 53 28 67 80 
Kosten  
(Mrd. Euro [2010]) 

43 27 52 92 

Quelle: EWI/Energynautics 2011, S. 50, S. 89 

POSITIONEN DER EU-KOMMISSION ZU ENERGIEINFRASTRUKTURPRIORITÄTEN 

Die EU-Kommission schlägt in ihrem Konzept »Energieinfrastrukturprioritä-
ten bis 2020 und danach« für ein integriertes europäisches Energienetz vor, 
sich auf vier vorrangige Korridore zu konzentrieren, um die Einbindung von 
RES-E-Quellen in Nord- und Südeuropa sowie die weitere Binnenmarktin-
tegration bis 2020 zu gewährleisten: 

»1. Offshorenetz in den nördlichen Meeren und Anbindung an Nord- bzw. 
Mitteleuropa – zur Integration und Verbindung der Energieerzeugungskapa-
zitäten in den nördlichen Meeren mit den Verbrauchszentren in Nord- und 
Mitteleuropa und den Pumpspeicheranlagen in der Alpenregion und den nor-
dischen Ländern. 

veranlasst 
durch SoS

26.000 km

veranlasst 
durch IEM
28.500 km

veranlasst 
durch RES

20.000 km
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2. Verbindungsleitungen in Südwesteuropa … – insbesondere zwischen der 
Iberischen Halbinsel und Frankreich, damit die nordafrikanischen erneuerba-
ren Energiequellen und die bestehende Infrastruktur zwischen Nordafrika 
und Europa bestmöglich genutzt werden können. 

3. Verbindungen in Mittel- und Südosteuropa – Stärkung des regionalen Net-
zes in nordsüdlicher und ostwestlicher Lastflussrichtung, um die Marktin-
tegration und die Integration erneuerbarer Energieträger zu unterstützen ... 

4. Vollendung des BEMIP13 (Verbundplan für den Energiemarkt im Ostsee-
raum) – Integration der baltischen Staaten in den europäischen Markt durch 
Stärkung ihrer Binnennetze und Ausbau der Verbindungsleitungen mit Finn-
land, Schweden und Polen sowie durch Stärkung des innerpolnischen Netzes 
und der Verbindungsleitungen nach Osten und Westen.« (EU-Kommission 
2011a, S. 14) 

In ihren »Leitlinien für die transeuropäische Energieinfrastruktur« hat die 
EU-Kommission Maßnahmen beschlossen, die die Umsetzung von Vorhaben 
von gemeinsamem europäischen Interesse unterstützen sollen (EU-Kommis-
sion 2011b) u. a. durch 

> eine Definition von Kriterien für Vorhaben von gemeinsamem Interesse 
(Art. 4); 

> die Möglichkeit, bei Schwierigkeiten bei der Durchführung eines Vorha-
bens einen europäischen Koordinator zu benennen (Art. 6); 

> eine Begrenzung der Dauer von Genehmigungsverfahren auf max. drei 
Jahre (Art. 11); 

> eine Kostenaufteilung bei grenzüberschreitenden Investitionen durch eine 
gemeinsame Entscheidung der betroffenen nationalen Regulierungsbehör-
den (Art. 13); 

> die Möglichkeit, für Vorhaben von gemeinsamem Interesse finanzielle Un-
terstützung durch die EU zu gewähren (Art. 35). 

TRANSEUROPÄISCHES SUPERGRID 2.3 

Perspektivisch werden immer größere Strommengen über immer größere Entfer-
nungen transportiert werden müssen, um z. B. Strom aus den sonnenreichen Ge-
bieten Südeuropas/Nordafrikas und den windreichen Gebieten Nordeuropas zu 
den Verbrauchszentren in Mitteleuropa zu befördern. Hierfür muss eine neue 

                                            
13 »Baltic Energy Market Interconnection Plan« wird getragen von den Ländern Däne-

mark, Deutschland, Estland, Finnland, Lettland, Litauen, Polen, Schweden und der Eu-
ropäischen Kommission (BEMIP 2009). 
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Infrastruktur aufgebaut werden, das sogenannte Supergrid. Vielfach werden da-
neben auch Bezeichnungen wie »Overlaygrid« oder »Stromautobahnen« ver-
wendet. Gemeint ist immer ein Netz zur Stromübertragung, das sowohl hinsicht-
lich der übertragenen Strommenge als auch der Übertragungsdistanz wesentlich 
leistungsfähiger als die bestehenden Höchstspannungsnetze ist. Für die techni-
sche Umsetzung eignen sich Wechselstromkabel mit einer wesentlich höheren 
Spannung als den bisher üblichen 380 kV und in besonderem Maße die Hoch-
spannungsgleichstromübertragung (HGÜ). 

Langfristig dient das Supergrid dazu, den vorwiegend an bzw. vor den Küsten 
der nördlichen Meere erzeugten Windstrom und den im Mittelmeerraum er-
zeugten Solarstrom aufzunehmen und zu den Verbrauchszentren in der Mitte 
Europas sowie zu Speicheranlagen in den nordischen Ländern (v. a. Norwegen) 
und in der Alpenregion zu transportieren. Daneben kann ein transeuropäisches 
Supergrid auch wesentliche Beiträge zur Sicherheit der Versorgung mit Elektrizi-
tät und zur Verwirklichung des europäischen Binnenmarktes leisten. 

OFFSHORENETZ 

Der dringendste Handlungsbedarf wird derzeit durch die Notwendigkeit ausge-
löst, geplante und bereits in der Realisierung befindliche Offshorewindparks an 
die Stromnetze anzubinden. Hier entsteht gewissermaßen die Keimzelle des eu-
ropäischen Supergrids. Eine verlässliche Quantifizierung dieses Netzausbaube-
darfs ist allerdings schwierig, da z. B. Verzögerungen bei der Projektentwicklung 
und Finanzierung großer Offshorewindenergievorhaben, wie sie in der Vergan-
genheit eingetreten sind (Consentec/r2b 2011, S. 18 f.), kaum sicher zu prognos-
tizieren sind. 

Für den Ausbau der Offshorewindkraft in Deutschland werden in der DENA-
Netzstudie II 14 GW im Jahr 2020 angenommen. Zu deren Netzanbindung sind 
1.550 km Seekabel erforderlich, für die jährliche Kosten (annuitätisch) in Höhe 
von 340 Mio. Euro anfallen (DENA 2010a, S. 7 ff.). Eine geringere Ausbauge-
schwindigkeit nehmen Consentec/r2b (2011, S. 14) an: 10 GW Wind offshore 
(bis 2020 in der 30 %-RES-E-Ausbauvariante). Die annuitätischen Kosten für 
deren Netzanbindung steigen von 11 Mio. Euro (2009) im Jahre 2010 auf 
192,2 Mio. Euro (2009) im Jahr 2015 auf 474,7 Mio. Euro (2009) im Jahr 2020 
(Consentec/r2b 2011, S. 108). Als grobe Orientierung für den Investitionsbedarf 
für die Netzanbindung gibt Ecofys (2009, S. 41) ein Kostenfenster von 0,5 bis 
1 Mrd. Euro je installiertem GW an. Für die konkreten kurzfristigen Pläne in 
den Jahren 2011 bis 2015 geht die Bundesregierung von einem Investitionsbe-
darf zur Anbindung von Offshorewindparks von rund 9 Mrd. Euro aus (Bun-
desregierung 2011c, S. 6). 

Auch für den europäischen Raum gibt es verschiedene Schätzungen, die sich zum 
Teil erheblich voneinander unterscheiden: Der europäische Windenergieverband 
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EWEA nimmt an, dass bis zum Jahr 2030 150-GW-Offshorewindkapazität instal-
liert sein werden. Unter dieser Annahme wird der Investitionsbedarf für ein europäi-
sches Offshorenetz auf etwa 20 bis 30 Mrd. Euro geschätzt (EWEA 2010, S. 18). 

Das EU-Projekt »Offshore Grid« kommt hingegen zu wesentlich höheren Kos-
tenschätzungen (bei derselben Grundannahme von 150-GW-Offshorewindkapa-
zität in 2030): Allein zur Anbindung von 126-GW-Offshorewindfarmen in den 
nördlichen Meeren14 ist eine Stromkreislänge von etwa 30.000 km (10.000 km 
Wechselstrom [AC] und 20.000 km Gleichstrom [DC]) erforderlich. Hierfür wurde 
ein Investitionsbedarf von 69 bis 83 Mrd. Euro ermittelt (De Decker/Kreutzkamp et 
al. 2011, S. 8 ff.). Der bestimmende Faktor für die angegebene Kostenspanne von 
14 Mrd. Euro ist die zugrundegelegte Netztopologie (Abb. III.5): Am teuersten wäre 
es, die Windfarmen – wie bisher üblich – sämtlich mittels Punkt-zu-Punkt-
Verbindungen individuell an die jeweiligen Netze anzuschließen. 

ABB. III.5 MÖGLICHKEITEN ZUR NETZANBINDUNG VON OFFSHOREWINDPARKS 

 

v.l.n.r. Punkt-zu-Punkt, Hub, Tee-in, Hub-zu-Hub 

Quelle: De Decker/Kreutzkamp et al. 2011, S. 35 u. 43 

                                            
14 Vor allem Nordsee, Ostsee, Ärmelkanal und Irische See. 
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Ein Grund hierfür ist unmittelbar einleuchtend: Eine Punkt-zu-Punkt-Verbin-
dung zu einer Offshorewindfarm wäre auf den maximal erwarteten Output der 
Windgeneratoren ausgelegt (deren Nennleistung), würde aber nur zu einem 
Bruchteil der Zeit ausgelastet – bei einem Kapazitätsfaktor von 40 bis 45 % lä-
gen also im Jahresmittel 55 bis 60 % der installierten Übertragungskapazität 
brach. Wenn der Wind nicht oder nur schwach weht, stünde die dann freie 
Übertragungskapazität aber nicht für andere Zwecke (z. B. internationalen 
Stromaustausch) zur Verfügung. 

Die Implementation stärker vernetzter Lösungen (z. B. über Sammelpunkte, soge-
nannte »Hubs«) verspricht daher wesentliche Kosteneinsparungen und zusätzlich 
eine erhöhte Systemsicherheit und insgesamt geringere Umwelteingriffe. Aller-
dings sind diese Lösungen sowohl planerisch als auch regulatorisch sowie poli-
tisch wesentlich anspruchsvoller in der Umsetzung. 

UMSETZUNGSHEMMNISSE, HANDLUNGSMÖGLICHKEITEN 2.3.1 

Der vollständige Aufbau eines transeuropäischen Overlaygrids wird sicherlich 
nicht in der nächsten Dekade erfolgen. Der Bedarf hierfür ist eher langfristiger 
Natur, und ein belastbarer Zeit- und Entwicklungsrahmen lässt sich derzeit nicht 
konkret angeben. Dennoch ist es sinnvoll, schon jetzt Umsetzungshemmnisse zu 
identifizieren und Handlungsmöglichkeiten auszuloten, um günstige Rahmenbe-
dingungen zu schaffen, denn der planerische und genehmigungsseitige Vorlauf 
für den Aufbau einer Infrastruktur in dieser Größenordnung kann leicht ein 
Jahrzehnt und mehr in Anspruch nehmen. 

Sowohl auf politischer als auch auf rechtlicher und regulativer sowie finanzieller 
Ebene bestehen derzeit substanzielle Hemmnisse bei der Umsetzung von grenz-
überschreitenden Netzausbauprojekten: 

Es ist beispielsweise noch völlig unklar, wer die erforderlichen finanziellen Vor-
leistungen erbringen soll und wie der erzielte Nutzen, die Kosten sowie die Risi-
ken (beispielsweise Haftungsfragen bei Netzstörungen) transparent und nach-
vollziehbar bewertet und zwischen Ländern, Netzbetreibern, Verbrauchern und 
Steuerzahlern aufgeteilt werden können. Eine erhebliche Unsicherheit besteht 
z. B. darin, dass die Planung und der Aufbau des Offshorenetzes dem Ausbau der 
Offshorewindkraftkapazität zeitlich vorauseilen müssten. Wenn der Windkraft-
ausbau dann nicht im erwarteten Umfang realisiert würde, wären u. U. Milliar-
deninvestitionen abzuschreiben, mit erheblichen Kostenauswirkungen auf die 
Projektträger bzw. letztlich die Energieverbraucher. 

Ein Geschäftsmodell könnte sein, dass sich eine Verbindungsleitung zwischen 
Ländern mit unterschiedlichen Strompreisniveaus aus den Gewinnen beim 
Stromhandel zwischen diesen Ländern refinanziert. Mittelbar würden diese 
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Handelsaktivitäten aber zur Angleichung der Strompreise beitragen, was einer-
seits die Grundlage des Geschäftsmodells infrage stellen würde, andererseits be-
stünde in dem betreffenden Land mit dem niedrigeren Preisniveau wenig Interes-
se an einer solchen Entwicklung.15 

Die unterschiedlichen Fördersysteme für RES-E in den Ländern Europas erschwe-
ren eine gemeinsame Netzanbindung von Offshorewindparks solange unklar ist, 
welche Anteile des dort künftig erzeugten Stroms durch welche Fördermaßnah-
men unterstützt werden. Hier besteht ein dringender Bedarf an internationaler 
Abstimmung (Brodersen/Nabe 2009, S. 67). Nicht nur die Fördersysteme, son-
dern auch die Marktregeln insgesamt müssten besser aufeinander abgestimmt 
und transparenter werden, damit die Märkte möglichst effizient funktionieren 
können16. 

Die Vielzahl an beteiligten Stellen und die nationalen Besonderheiten können 
Genehmigungsverfahren für Vorhaben, die eine oder sogar mehrere Ländergren-
zen passieren, stark erschweren und in die Länge ziehen. Hier besteht ein Bedarf 
an internationaler Kooperation der Behörden und der Festlegung klarer Zustän-
digkeiten. 

Für eine kohärente Entwicklung des Netzes sind koordinierte Maßnahmen auf 
EU-Ebene unerlässlich. Unter anderem bereitet ENTSO-E einen modularen Ent-
wicklungsplan vor, der voraussichtlich Mitte 2013 vorgelegt wird (EU-Kommis-
sion 2011a, S. 42). Für das Offshorenetz stellt auch die Nordsee-Grid-Initiative17 
ein geeignetes Forum dar, um diese Herausforderungen anzugehen (De De-
cker/Kreutzkamp et al. 2011, S. 15). Darüber hinaus ist auch Raum für direkte 
bilaterale Verhandlungen mit Nachbarländern, beispielsweise um Methoden zu 
entwickeln, wie die Kosten von Interkonnektorverbindungen zwischen den Län-
dern bzw. den verschiedenen Akteuren angemessen aufgeteilt werden können. 

Eine Handlungsmöglichkeit wäre es auch, eine europäische Regulierungsbehörde 
aufzubauen (beispielsweise durch eine Weiterentwicklung der Agency for the 
Cooperation of Energy Regulators [ACER]) und mit weitreichenden Regulie-
rungskompetenzen auszustatten. Dadurch könnte eine Unabhängigkeit von natio-
nalstaatlichen Interessen sowie eine strategische Ausrichtung des Regulierungs-
ansatzes gewährleistet werden (Brodersen/Nabe 2009, S. 62 ff.). Allerdings wäre 

                                            
15 Im Jahr 2003 stoppte beispielsweise die norwegische Regierung die Planungen einer 

Interkonnektorverbindung zu Großbritannien, da sie offenbar Nachteile für norwegi-
sche Stromverbraucher befürchtete (House of Commons 2011a, S. 36). 

16 Die EU-Kommission hat kürzlich in einem Non-Paper die Implementierung von gemein-
samen harmonisierten Marktregeln für Elektrizität und Gas bis zum Jahr 2014 ins Auge 
gefasst (EU-Kommission 2011c).  

17 Offiziell »North Seas Countries' Offshore Grid Initiative« ist eine Initiative der Staaten 
Belgien, Dänemark, Deutschland, Frankreich, Großbritannien, Irland, Luxemburg, 
Niederlande und Schweden (NSCOGI 2010).  
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wegen der Kompetenzverlagerung von der nationalen auf die europäische Ebene 
gewiss mit Widerständen gegen eine solche Lösung zu rechnen. 

Die Entwicklung einer gemeinsamen Vision, wie das Elektrizitätsnetz langfristig 
ausgestaltet werden sollte und welchen übergeordneten Zielen es dienen soll, 
wäre ebenfalls ein wichtiger Schritt. Hierbei stehen auch strategische Entschei-
dungen zur Disposition, z. B. welchem Leitbild die europäische Integration des 
Elektrizitätsbinnenmarktes folgen soll: dem einer »schwachen Kopplung« der 
nationalen Märkte mit begrenzter physischer und ökonomischer Vernetzung 
oder dem einer »starken Kopplung«, in dem ein harmonisierter Satz von Markt-
regeln und politischen Vorgaben quer durch Europa gelten soll (House of Com-
mons 2011b, Ev w47). 

Zur Vision eines Zielnetzes 2050 werden bereits Konzepte entwickelt sowohl 
national durch die Bundesregierung (Bundesregierung 2010b, S. 3) als auch eu-
ropaweit, u. a. durch die Arbeitsgruppe »2050 Electricity Highways« des Netz-
werks europäischer Übertragungsnetzbetreiber ENTSO-E. Eine frühzeitige breite 
Diskussion mit Stakeholdern und gesellschaftlichen Gruppen wäre anzuraten, 
nicht zuletzt über Fragen der öffentlichen Akzeptanz. 
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SPEICHER UND WEITERE 
FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN IV. 

Es gibt unterschiedliche Möglichkeiten, die Flexibilität des Stromsystems zu er-
höhen und es damit zur Aufnahme höherer RES-E-Anteile zu befähigen. Der 
Netzausbau kann, v. a. über Grenzen hinweg, dazu führen, dass insgesamt mehr 
Strom aus erneuerbaren Energien genutzt werden kann. Wenn beispielsweise an 
einem Ort viel Strom aus Windkraft erzeugt wird, und an einem anderen Ort 
gerade eine Flaute herrscht, kann dieser dahin transportiert werden, wo er benö-
tigt wird. 

Zudem kann auch der konventionelle sowie der regelbare erneuerbare Kraft-
werkspark stärker zur Flexibilität des Systems beitragen, wenn Kraftwerke so 
konzipiert werden, dass sie sich schnell starten und abschalten lassen sowie ihre 
Produktionsmenge dynamisch und flexibel anpassen können. Technologien wie 
Gasturbinen, aber auch moderne Gas- und Dampfturbinenkraftwerke (GuD-
Kraftwerke) sind dazu grundsätzlich besser geeignet als zum Beispiel auf Grund-
lastbetrieb ausgelegte Braunkohlekraftwerke.18 

Eine dritte Option ist die Nutzung und der Ausbau von Speichern. In Zeiten ho-
her Produktion und bei niedrigem Bedarf können diese geladen und zu einem 
späteren Zeitpunkt, wenn die Nachfrage die aktuelle Produktion übersteigt, 
wieder entleert werden. 

Die vierte Möglichkeit ist das Erzeugungs- bzw. Einspeisemanagement. Wenn 
Strom produziert wird, der zu einem bestimmten Zeitpunkt nicht gebraucht wird 
und auch nicht an einen anderen Ort transportiert werden kann, werden RES-E-
Anlagen abgeschaltet (»abgeregelt«). Damit wird Strom, der nahezu kostenlos 
und ohne nennenswerte Umweltauswirkungen produziert wird, nicht verwendet, 
sondern verworfen. 

Die fünfte Option ist die Nutzung des Nachfragemanagements. Dabei richten 
Stromverbraucher ihren Bedarf am Angebot aus. Beispielsweise können Kühlge-
räte in Handelshäusern zeitweilig abgeschaltet werden, wenn gerade nicht aus-
reichend Strom produziert wird, oder das Laden von Elektrofahrzeugen kann zu 
einer Zeit stattfinden, wenn viel Strom zur Verfügung steht. 

                                            
18 Auch Braunkohlekraftwerke können im Prinzip technisch auf Flexibilität hin ausgelegt 

werden und dann ähnlich schnell reagieren wie moderne GuD-Anlagen. Beispielsweise 
sollen geplante Kraftwerke der Baulinie »BoAplus« bei einer Nennleistung von 
1.100 MW Laständerungsgeschwindigkeiten von ±30 MW/min (Vergleich: GuD Lingen 
[Baujahr 2009]) ±32 MW/min) bis zu einer Mindestlast von 350 MW fahren können 
(RWE 2012). Ihre Kostenstruktur (hohe Investitionskosten, geringe Brennstoffkosten) 
ist jedoch für einen flexiblen Betrieb ungünstig. 
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Die fünf Optionen können einander ergänzen, sich aber auch in gewissem Um-
fang substituieren. Volkswirtschaftlich gesehen wäre diejenige Kombination op-
timal, bei der die geringsten Kosten entstehen. Das kann auch bedeuten, dass 
teilweise Strom aus erneuerbaren Energien abgeregelt wird, wenn ein weiterer 
Netz- bzw. Speicherausbau oder die Aktivierung zusätzlicher Nachfragemanage-
mentpotenziale mit höheren Kosten verbunden sind. 

SPEICHER 1. 

Dass Speicher in einem Stromsystem, das sich zu einem beträchtlichen Anteil auf 
fluktuierende erneuerbare Energiequellen stützt, eine wesentliche Rolle spielen 
müssen, ist unmittelbar einleuchtend. An diesen Ausgangspunkt lässt sich eine 
Reihe von »einfachen« Fragen anknüpfen, deren Beantwortung sich allerdings 
alles andere als einfach erweist: Welche Speichertypen werden für welche Ein-
satzbereiche benötigt? In welchem Umfang müssen sie wann zur Verfügung ste-
hen? Welcher Forschungs- und Entwicklungsbedarf ist vorhanden? Wo werden 
neue Speicher stehen, und was kosten sie? 

TAB. IV.1 TYPISIERUNG VON STROMSPEICHERN 

Speicherzeitraum Minuten- bis  
Stundenspeicher 

Minuten- bis  
Tagesspeicher 

Langzeit- 
speicher 

Einsatzbereiche Systemdienstleistungen,
Sekundärregelung, 

Minutenreserve, 
Blindleistung 

Spitzenlastdeckung,
Netz- bzw. Einspeise-

management, 
Ausnutzen von  

Preisdifferenzen 

saisonaler  
Ausgleich 

Energieabgabe bei 
Volllast 

weniger als 15 Minuten bis zu 10 Stunden viele Tage 

Zyklenzahl viele am Tag 1 bis 2 am Tag wenige im Jahr 

Beispiel Redox-Flow-Batterie Pumpspeicher, CAES Wasserstoff, 
»power to gas« 

Quelle: nach Gatzen/Riechmann 2011, Sauer 2011 

Zur ersten Differenzierung werden in Tabelle IV.1 Stromspeicher ausgehend 
vom benötigten Speicherzeitraum anhand ihrer Einsatzbereiche, der Dauer der 
Energiebereitstellung und der Speicherzyklen typisiert. Eine grafische Übersicht 
über verschiedene Speichertechnologien bietet Abbildung IV.1. Über die in der 
Abbildung dargestellten Parameter Leistung und gespeicherte Energiemenge 
hinaus muss zur Bewertung konkreter Einsatzmöglichkeiten noch eine Vielzahl 
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weiterer Charakteristika berücksichtigt werden. Dazu gehören u. a. der 
energetische Wirkungsgrad, die Energiedichte (auf das Volumen bzw. auf die 
Masse bezogen), die kalendarische Lebensdauer und Zyklenfestigkeit, die 
Selbstentladung und nicht zuletzt die Investitions- und Betriebskosten für 
Energiewandler und Speichermedium. 

ABB. IV.1 EINSATZBEREICHE VERSCHIEDENER SPEICHERTECHNOLOGIEN 

 
Li-Ion: Lithiumionen; NaS: Natrium-Schwefel, CAES: Druckluftspeicher; SNG: synthetisches 
Methan (»power to gas«); PSW: Pumpspeicherkraftwerke 

Quelle: LBST et al. 2012, S. 70 

Im Folgenden werden nur Speichertechnologien diskutiert, die Energiemengen in 
energiewirtschaftlich relevanter Größenordnung bereitstellen können bzw. bei 
denen das in absehbarer Zukunft möglich erscheint. Nicht thematisiert werden 
daher beispielsweise USV-Geräte (unterbrechungsfreie Stromversorgung), netz-
ferne Insellösungen oder Speicher, die hohe Leistung bei nur geringer Energie-
menge liefern können (Schwungmassenspeicher [SMES, »superconducting mag-
netic energy storage«]). 
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SPEICHERBEDARF 1.1 

Die Abschätzung des zukünftig entstehenden Bedarfs an Speichersystemen ist 
methodisch äußerst komplex. Einen Bedarf an Speichern »an sich« gibt es nicht, 
Speicher stellen nur eine unter mehreren zum Teil konkurrierenden Optionen zur 
Flexibilisierung des Stromsystems dar. Um abzuschätzen, wie viel Speicherkapa-
zität ökonomisch und ökologisch sinnvoll im Stromsystem der Zukunft genutzt 
werden könnte, muss eine Vielzahl an Annahmen getroffen werden. Dazu gehö-
ren u. a. 

> das gewünschte Niveau der Versorgungssicherheit, 
> der zukünftige Stromverbrauch, 
> der Kraftwerkspark, 
> der Verlauf des Netzausbaus insbesondere für den transnationalen Stromaus-

tausch, 
> der Umfang der zeitweisen Abregelung von RES-E-Erzeugung, 
> die Nutzung sonstiger Flexibilisierungsoptionen im Stromsystem (z. B. Nach-

fragemanagement), sowie »last but not least« 
> die zukünftigen Kosten der Speichertechnologien und der konkurrierenden 

Optionen. 

Die Ergebnisse hängen maßgeblich von der Art dieser Annahmen ab. Dies zeigt 
sehr plastisch ein Vergleich zweier Szenarien zur Vollversorgung mit Strom aus 
erneuerbaren Energien im Jahr 2050, die der SRU (2011, S. 161 f.) entworfen 
hat. In einem Szenario, in dem Deutschland seinen Strombedarf von 500 TWh 
vollständig autark deckt (Szenario 1.a) werden 230 GW RES-E-Erzeugungska-
pazität benötigt. Eine Strommenge von 50 TWh muss eingespeichert werden, 
was mit einem forcierten Ausbau von Druckluftspeichern erreicht wird. Den-
noch müssen jährlich 53 TWh Stromerzeugung abgeregelt werden. Im Vergleich 
dazu benötigt man in einem Szenario, in dem ein Stromaustausch mit Dänemark 
und Norwegen von maximal 15 % der Jahresarbeit zugelassen wird (Szena-
rio 2.1a), nur noch 163 GW installierte Kraftwerksleistung. Eine erzeugte 
Strommenge von nur noch 5,7 TWh muss eingespeichert und lediglich 0,8 TWh 
abgeregelt werden (Tab. IV.2). 

In einer aktuellen Analyse wurde der Speicherbedarf in Deutschland bis zum 
Jahr 2050 ermittelt (Abb. IV.2). Nach 2020 beginnt hier – bei einem angenom-
menen RES-E-Anteil von 43 % – der Bedarf an Speicherleistung merklich anzu-
steigen. Ab 2030 entstehen relevante Überschussmengen an elektrischer Energie. 
Instruktiv ist hier die Aufteilung des gesamten Bedarfs in Speicher für den Stun-
den- bis hin zum Jahresausgleich. Der Bedarf an Kurzzeitspeichern (Stunden, 
Tage) entsteht früher, Langzeitspeicher – v. a. zum saisonalen und zum Jahres-
ausgleich – werden erst wesentlich später erforderlich. 
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TAB. IV.2 VERGLEICH ZWEIER SZENARIEN ZUR RES-E-VOLLVERSORGUNG (2050) DES SRU 

 Szenario 1.a 
(D autark) 

Szenario 2.1a 
(Stromaustausch 

mit DK/NO) 

RES-E-installierte Kapazität (GW) 230 163 

Druckluftspeicher 
Jahressumme 
Ein-/Ausspeisung (TWh) 

50/34 5,7/4,3 

abgeregelte Strommenge (TWh) 53 0,8 

Quelle: SRU 2011, S. 161 f. 

ABB. IV.2 SPEICHERBEDARF IN DEUTSCHLAND BIS 2050 

 
Annahme: ideales Netz und volle Kraftwerksflexibilität 

Quelle: Sterner et al. 2011b 

Andererseits kommt eine Modellierung des Fraunhofer ISI (2011b) zum Ergeb-
nis, dass selbst bei einem Anstieg der erneuerbaren Energien auf mehr als 90 % 
im Jahr 2050 europaweit lediglich ein sehr geringer zusätzlicher Speicherbedarf 
entsteht. Wie in Abbildung IV.3 dargestellt, beträgt dieser bis 2020 7,2 GW (von 
37,2 auf 44,4 GW), was den derzeit in Planung oder im Bau befindlichen Projek-
ten entspricht. Ein weiterer moderater Ausbau der Speicherkapazitäten auf 
49,3 GW erfolgt erst bis 2050, wenn die Anteile des Stroms aus erneuerbaren 
Energien auf über 90 % ansteigen. Das Modell (PowerACE Europe) ist dabei so 
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konfiguriert, dass zwischen Netzausbau, Erzeugungsmanagement und Speicher-
ausbau optimiert wird. Die Anteile des Stroms aus erneuerbaren Energien steigen 
entsprechend der im Modell vorgegebenen Nachfrageentwicklung von 37 % 
(2020) über 59 % (2030), 78 % (2040) auf 94 % im Zieljahr 2050. Insgesamt 
würde dies bedeuten, dass der Umbau der Stromversorgung in Europa auch oh-
ne großangelegten Speicherausbau gelingen könnte. 

ABB. IV.3 ENTWICKLUNG DES SPEICHERBEDARFS IN EUROPA BEI HOHEN ANTEILEN 
 VON STROM AUS ERNEUERBAREN ENERGIEN 

 
Quelle: Fraunhofer ISI 2011b 

Dies unterstreicht nochmals das eingangs Erwähnte, dass der gegenwärtige Wis-
sensstand nicht ausreicht, um eindeutige und belastbare Aussagen zum künftigen 
Speicherbedarf treffen zu können. 

SPEICHERKOSTEN 1.2 

Die Speicherkosten hängen von einer Vielzahl von Faktoren ab, u. a. von den 
erforderlichen Investitionskosten in Energiewandler und Speichermedien, War-
tungskosten, Stromkosten, energetischen Verlusten, kalendarischer und zykli-
scher Lebensdauer des Systems, Betriebsmodus (Anzahl der Speicherzyklen im 
Jahr). Ein Kostenvergleich unterschiedlicher Speichertechnologien ist daher nur 
anhand von klar definierten Referenzfällen sinnvoll (Sauer 2008). 

Ein allgemein gültiger Zusammenhang ist, dass die Speicherkosten ansteigen, 
wenn die Speicherdauer ansteigt und damit die jährliche Anzahl der Speicherzyk-
len sinkt (DENA 2010b, S. 76). Daher sind Langzeitspeicher ökonomisch schwe-
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rer realisierbar als Kurzzeitspeicher. Unter heutigen Marktbedingungen sind bei-
spielsweise nach Einschätzung des Verbands der Elektrotechnik Elektronik In-
formationstechnik e.V. (VDE) Langzeitspeicher mit weniger als einem Zyklus 
pro Woche (z. B. zum saisonalen Ausgleich) in Deutschland wirtschaftlich nicht 
realisierbar (Leonhard et al. 2008, S. 7). Dennoch könnten Langzeitspeicher auf 
lange Sicht in der Perspektive einer Vollversorgung mit RES-E in gewissem Um-
fang notwendig sein. 

Die Abbildungen IV.4 und IV.5 zeigen Kostenvergleiche zwischen Pumpspei-
chern, Druckluftspeichern, Speichern auf Basis von Wasserstoff bzw. Methan für 
einen wöchentlichen sowie zusätzlich Natrium-Schwefel- und Redox-Flow-
Batterien für einen täglichen Speicherzyklus. Die große Bandbreite der Kosten 
entsteht durch eine Variation der Annahmen zur Höhe der Investitions- und In-
standhaltungskosten sowie zum Wirkungsgrad der einzelnen Technologien. 

ABB. IV.4 KOSTENVERGLEICH ZWISCHEN VERSCHIEDENEN 
 STROMSPEICHERTECHNOLOGIEN (WÖCHENTLICHER ZYKLUS) 

 

ein wöchentlicher Zyklus mit 20 Volllaststunden Output,  
Strombeschaffungspreis: 0 Euro/MWh 

PSW: Pumpspeicherkraftwerke; AA-CAES: adiabate Druckluftspeicher; CAES: diabate Druck-
luftspeicher; H2-Kaverne: Wasserstoff (Kavernenspeicher); H2-dezentral: Wasserstoff (de-
zentraler Speicher) 

Eigene Berechnungen 
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ABB. IV.5 KOSTENVERGLEICH ZWISCHEN VERSCHIEDENEN 
 STROMSPEICHERTECHNOLOGIEN (TÄGLICHER ZYKLUS) 

 
ein täglicher Zyklus mit acht Volllaststunden Output,  
Strombeschaffungspreis: 0 Euro/MWh 

PSW: Pumpspeicherkraftwerke; AA-CAES: adiabate Druckluftspeicher; CAES: diabate Druck-
luftspeicher; H2-Kaverne: Wasserstoff (Kavernenspeicher); H2-dezentral: Wasserstoff (de-
zentraler Speicher) 

* V2G (»vehicle to grid«): Elektromobile als netzgekoppelte Speicher 
** NaSB: Natrium-Schwefel-Batterie 
*** RFB: Redox-Flow-Batterie 

Eigene Berechnungen 

Für alle Speichertechnologien gilt, dass sie im Vergleich mit anderen Flexibilisie-
rungsoptionen (Flexibilisierung des Kraftwerksparks, Netzausbau, Einspeise- 
bzw. Nachfragemanagement) zumeist die teurere Option darstellen. Bevor die 
kostengünstiger erschließbaren Potenziale nicht ausgeschöpft sind, ist die Errich-
tung neuer Speicherkapazitäten ökonomisch zweifelhaft. Insbesondere stellen 
Speicher wegen ihrer deutlich höheren Investitionskosten keine Alternative zum 
Netzausbau dar (Alstom Power et al. 2007). 

SPEICHERTECHNOLOGIEN 1.3 

Im Folgenden werden Pump-, Druckluft- und elektrochemische (Batterie-)Spei-
cher, Elektromobile als netzgekoppelte Speicher sowie die Option »power to 
gas« detaillierter beschrieben. 
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PUMPSPEICHER 1.3.1 

FUNKTIONSWEISE, EINSATZBEREICH 

Pumpspeicherkraftwerke (PSW) sind Wasserkraftwerke, die über ein oberes und 
ein unteres Becken verfügen, die über eine Generatorpumpeinheit miteinander 
verbunden sind. Überschüssiger Strom wird in potenzielle Energie umgewandelt 
und gespeichert, indem Wasser vom Unter- in das Oberbecken gepumpt wird. 
Umgekehrt kann Strom erzeugt werden, wenn Wasser aus dem Oberbecken über 
den Generator in das Unterbecken geleitet wird. Auf diese Weise können etwa 
70 bis 80 % des ursprünglich eingesetzten Stroms zurückgewonnen werden 
(TAB 2008, S. 35). 

PSW werden vorwiegend zur Veredlung von Schwach- in Spitzenlaststrom – in 
anderen Worten zur Lastglättung – eingesetzt, eignen sich aber auch zur Bereit-
stellung von Primär- und Sekundärregelleistung, sowie zur Blindleistungsrege-
lung. Meist sind sie so ausgelegt, dass die Speicherkapazität ausreicht, für meh-
rere Stunden (z. B. 4 bis 8 Stunden) unter Volllast Strom zu erzeugen. 

STAND DER TECHNIK, ENTWICKLUNGSPERSPEKTIVEN 

PSW sind die einzige derzeit verfügbare und in großtechnischem Maßstab einge-
setzte Speichertechnologie. In Deutschland sind gegenwärtig etwa 6,7 GW instal-
liert mit einer Speicherkapazität von ca. 0,04 TWh (Hundt et al. 2010, S. 22). 
Für diese seit vielen Jahrzehnten etablierte Technologie ist nur mit inkrementellen 
Weiterentwicklungen zur Optimierung bestimmter Komponenten zu rechnen. 

POTENZIALE 

Die für PSW erforderliche Geländetopografie und die mit ihrem Bau verbunde-
nen erheblichen Landschaftseingriffe limitieren die Standortauswahl. Daher ist 
das technisch-wirtschaftliche Ausbaupotenzial in Deutschland sehr begrenzt. Bis 
2030 könnten maximal etwa 3 GW PSW hinzugebaut werden (Hundt et al. 
2010, S. 23). 

Wegen dieser Begrenzungen werden auch alternative Konzepte diskutiert, z. B. 
das Unterbecken (oder sogar beide Becken) unter die Erdoberfläche zu verlegen 
(z. B. in Salzstöcke, Bergbauschächte etc.) oder künstlich geschaffene Erhebun-
gen bzw. Senken zu nutzen (Abraumhalden, Tagebaue etc.). Allein das Potenzial 
bei der Nachnutzung stillgelegter Bergwerke für untertägige Pumpspeicher in 
den Regionen Erzgebirge, Harz, Siegerland und Lahn-Dill-Gebiet wird auf bis zu 
10 GW Leistung bei einer Speicherkapazität von 0,04 TWh geschätzt 
(Beck/Schmidt 2011, S. 25 f.). 

Inwieweit diese Konzepte technisch bzw. wirtschaftlich umsetzbar sind, ist von 
den individuellen Gegebenheiten der Standorte abhängig und nicht pauschal ab-
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schätzbar. Derzeit wird eine erste Studie zur Wirtschaftlichkeitsberechnung eines 
untertägigen Pumpspeichers im Harz erstellt (EFZN 2012). 

WIRTSCHAFTLICHKEIT 

Investitionskosten liegen in der Größenordnung von 1.000 Euro/kW installierter 
Leistung sowie etwa 10 bis 40 Euro/kWh Speicherkapazität (Neupert et al. 
2009, S. 133; Sauer 2008). Das letzte in Deutschland errichtete PSW (Goldisthal) 
mit einer Leistung von 1.060 MW und einer maximalen Speicherkapazität von 
etwa 8,5 GWh kostete 620 Mio. Euro (Fraunhofer IWES 2010, S. 116). Mit 
Vollkosten für die Stromerzeugung im Bereich von etwa 0,03 bis 0,06 Euro/kWh 
bei Nutzung als Stundenspeicher und weniger als 0,13 Euro/kWh bei Langzeit-
speicherung sind PSW trotz des hohen Investitionsbedarfs die derzeit ökono-
misch günstigste aller Speichertechnologien. Allerdings ist gegenwärtig an den 
Strommärkten der Preisunterschied (»spread«) zwischen Spitzen- und Grund-
laststrom – insbesondere an Tagen mit hoher Photovoltaikeinspeisung – so ge-
ring, dass die Wirtschaftlichkeit von neuen PSW derzeit fraglich ist (Badische 
Zeitung 2012). 

Im Zusammenhang mit der Option »Verstärkter Stromaustausch mit Norwe-
gen« (Kap. IV.2.4) könnte die PSW-Technologie dennoch einen signifikanten 
Beitrag zur Flexibilisierung des deutschen Stromsystems leisten. 

DRUCKLUFTSPEICHER 1.3.2 

FUNKTIONSWEISE, EINSATZBEREICH 

In Druckluftspeicherkraftwerken (CAES, »compressed air energy storage«) wird 
Energie durch Verdichtung von Luft mittels eines Kompressors und anschließen-
der Speicherung der Druckluft in der Regel in unterirdischen Kavernen (z. B. 
ausgelaugte Salzstöcke) gespeichert. Zur Stromerzeugung wird die Druckluft 
zusammen mit Erdgas verbrannt und über eine Turbine entspannt, die einen Ge-
nerator antreibt (Abb. IV.6). Der typische Einsatzbereich für CAES ist die Spit-
zenlastdeckung bzw. die Bereitstellung von Minutenreserve. Da sie nicht so 
schnell einsatzbereit sind, wie z. B. Pumpspeicherkraftwerke, können sie keine 
Primär- und Sekundärregelleistung bereitstellen. 

Beim Komprimieren der Luft entsteht Wärme, die bei konventionellen (»diaba-
ten«) CAES weggekühlt wird. Ein erheblicher Teil der eingesetzten Energie geht 
damit verloren, sodass der Wirkungsgrad unter 50 % liegt. 

Beim weiterentwickelten Konzept der »adiabaten CAES« wird die Kompressions-
wärme zurückgewonnen und zum Erwärmen der Luft genutzt, die über eine 
Luftturbine entspannt wird und auf diese Weise Strom erzeugt. Ein zusätzlicher 
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Energieträger (z. B. Erdgas) ist hier nicht erforderlich. Damit werden zukünftig 
Wirkungsgrade bis 70 % erwartet. 

ABB. IV.6 PRINZIP EINER DIABATEN CAES-ANLAGE 

 
Quelle: Crotogino 2003 

STAND DER TECHNIK, ENTWICKLUNGSPERSPEKTIVEN 

Ein konventionelles CAES mit 321 MW Leistung (Kompressorleistung ca. 
68 MW), mit einer Speicherkapazität ausreichend für einen maximal zweistün-
digen Volllastbetrieb, wird seit 1978 in Elsfleth-Huntorf (Niedersachsen) von 
E.ON betrieben (ehemals PreussenElektra AG). 

Adiabate CAES (AA-CAES) befinden sich in einem frühen Entwicklungsstadium, 
da geeignete Wärmespeicher (benötigte Kapazität etwa 1.200 MWh (thermisch) 
bei 600 °C) noch nicht verfügbar sind und der Kompressor- bzw. der Turbi-
nenstrang noch einer substanziellen Weiterentwicklung bedürfen (BINE 2007, 
Zunft et al. 2005). Eine weltweit erste großtechnische Demonstrationsanlage 
(Kapazität 360 MWh, Leistung bis zu 90 MW) wird derzeit geplant und soll ab 
2013 in Staßfurt (Sachsen-Anhalt) errichtet werden (RWE 2010). 

POTENZIALE 

Salzvorkommen, die sich zur Nutzung als Kavernenspeicher eignen, sind über-
wiegend in Nord- und Mitteldeutschland gelegen. Dies fällt jedoch kaum negativ 
ins Gewicht, wenn die Speicher zur Verbesserung der Netzintegration von Strom 
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aus Windkraft genutzt werden sollen, der ebenfalls in dieser Region erzeugt 
wird. Eine erste Potenzialabschätzung nennt für die gesamte Speicherkapazität 
(v. a. in Salzstöcken in Norddeutschland) einen Wert von etwa 3,5 TWh (Ehlers 
2005, S. 4, zitiert nach SRU 2011, S. 90). 

WIRTSCHAFTLICHKEIT 

Als zukünftige Investitionskosten werden für AA-CAES zwischen 700 und 
900 Euro/kW installierter Leistung genannt (DENA 2010a, S. 442). Das Spei-
chermedium schlägt mit etwa 10 bis 20 Euro/kWh Speicherkapazität zu Buche 
(Sauer 2008). Brennstoffkosten für das zugefeuerte Erdgas fallen bei AA-CAES 
im Gegensatz zu diabaten CAES nicht an. Derzeit scheint sich der Neubau von 
CAES bei zusätzlicher Vermarktung von Minutenreserve an der Schwelle zur 
Wirtschaftlichkeit zu befinden, obschon diese Einschätzung für konkrete Investi-
tionsentscheidungen nicht belastbar genug ist (Alstom Power et al. 2007). Die 
jüngsten Entwicklungen an den Strommärkten (Reserve- und Spotmarkt) v. a. 
der teilweise erheblich gesunkene Preisunterschied zwischen Spitzen- und Grund-
laststrom, ist der Wirtschaftlichkeit von CAES – und anderer Speicher – aller-
dings in hohem Maße abträglich. 

ELEKTROCHEMISCHE SPEICHER 1.3.3 

In elektrochemischen Speichern wird die Energie, die bei einer chemischen (Re-
dox-)Reaktion frei wird, in Form von elektrischem Strom abgegeben. Umgekehrt 
werden bei der Ladung der Speicher mit Strom reaktionsfähige energiereiche 
Stoffe (bzw. Zustände) hergestellt. 

Den Vorteilen elektrochemischer Speicher – meist sehr hoher Wirkungsgrad von 
bis zu 90 % und mehr, Eignung zur Bereitstellung von Primärregelleistung, da 
die Leistung sehr schnell zur Verfügung gestellt werden kann – stehen allerdings 
auch typische Nachteile gegenüber. Zum einen kann ihre begrenzte kalendari-
sche Lebensdauer bzw. Zyklenfestigkeit ihre Nutzbarkeit mindern. Auch Selbst-
entladung und der sogenannten »Memoryeffekt« (Kapazitätsverlust bei häufiger 
Teilentladung) können Probleme darstellen. Zudem ist die relativ geringe Ener-
giedichte vieler Materialsysteme für die Skalierung in den Megawatt(stunden)be-
reich prohibitiv. 

Es gibt eine Vielzahl von Speichersystemen mit sehr unterschiedlichen Charakte-
ristika, Einsatzbereichen und Entwicklungsperspektiven. Diese reichen von der 
altbekannten, als Autostartbatterie verbreiteten, Blei-Säure-Batterie über Li-
Ionen-Akkus, die nicht nur in elektronischen Geräten, sondern auch in Elektro-
mobilen immer breitere Verwendung finden, bis hin zu Technologien wie Na-
trium-Schwefel-Hochtemperaturbatterien oder Vanadium-Redox-Flow-Systemen, 
die sich noch in der Entwicklung befindlichen. Da die beiden letztgenannten 
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nach verbreiteter Auffassung am weitesten entwickelt sind, um in absehbarer 
Zeit eine Rolle in energiewirtschaftlich relevanter Größenordnung zu spielen, 
werden sie im Weiteren genauer beschrieben. 

Die Nutzung der Batterien von Elektromobilen (derzeit hauptsächlich Li-Ionen-
Akkus) als netzgekoppelte Speicher sowie das Speichersystem Wasserstoffelek-
trolyse/Brennstoffzelle, die beide auch der Gruppe der elektrochemischen Spei-
cher zuzuordnen sind, werden wegen ihrer besonderen Bedeutung, die sie in der 
öffentlichen und Fachdiskussion einnehmen, in den darauf folgenden beiden 
Teilkapiteln gesondert vorgestellt. 

NATRIUM-SCHWEFEL-BATTERIEN 

Funktionsweise, Einsatzbereich 

Natrium-Schwefel-Batterien (NaS-Batterien) sind Hochtemperaturbatterien mit 
einer Betriebstemperatur von 290 bis 360 °C. Sie besitzen eine relativ hohe 
Energiedichte (130 Wh/kg) bei einem elektrischen Wirkungsgrad von nahe 90 %. 
Die gesamte Anlage einschließlich Wechselrichter und elektrischer Heizung er-
reicht etwa 75 % (TAB 2008, S. 63). Eine weitere positive Eigenschaft ist die 
hohe kalendarische (etwa 15 Jahre) sowie zyklische Lebensdauer (über 
2.500 Zyklen bei 100 % Entladetiefe, bis zu 6.500 Zyklen bei 65 % Entladetiefe) 
(Bito 2005, Wietschel et al. 2010, S. 577). Wegen der hohen Arbeitstemperatur 
der Zellen ist eine regelmäßige Nutzung vorteilhaft, wohingegen häufiges An- 
und Abfahren (wegen des thermischen Stresses) sowie längere Standzeiten (auf-
grund der Wärmeverluste) ungünstig sind. 

Die Einsatzgebiete sind unterbrechungsfreie Stromversorgung (USV) und Not-
stromversorgung im industriellen Bereich sowie Nachfrageglättung und seit eini-
ger Zeit verstärkt die Reduzierung von Einspeisefluktuationen von Solaranlagen 
und vor allem Windparks. 

Stand der Technik, Entwicklungsperspektiven 

Die Technik kann als weitgehend ausgereift betrachtet werden und steht bis in 
den Megawattbereich kommerziell zur Verfügung. Insgesamt sind weltweit etwa 
300 MW NaS-Batterien installiert. Einziger Hersteller ist zurzeit die Firma NGK 
Insulators Ltd. (Japan). Die wahrscheinlich derzeit größte Anlage ist ein 34-
MW-System in Futamata (Japan) für einen Windpark mit 51 MW (Kawakami et 
al. 2010). 
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Neben der Erhöhung der Zuverlässigkeit19 ist eine Verringerung der Kosten 
durch Design- und Systemoptimierung ein wesentliches Entwicklungsziel. 

Wirtschaftlichkeit 

Derzeit sind die typischen Kosten im Bereich von etwa 1.000 bis 2.000 Euro/kW 
bzw. 200 bis 300 Euro/kWh (Wietschel et al. 2010, S. 578) noch relativ hoch. 
Da aber keine teuren Materialien erforderlich sind, ist von einem merklichen 
Kostensenkungspotenzial auszugehen. 

Sauer (2008) gibt für einen Einsatz zur Lastglättung Erzeugungskosten von 0,04 
bis 0,11 Euro/kWh an (Annahmen: 10 MW, 40 MWh, 2 Zyklen/Tag, Stromkos-
ten 0,04 Euro/kWh, Zinssatz 8 %). 

REDOX-FLOW-BATTERIEN 

Funktionsweise, Einsatzbereich 

Redox-Flow-Batterien sind reversible Brennstoffzellen mit externen Tanks, in 
denen das energiespeichernde Material (ein flüssiger Elektrolyt) vorgehalten 
wird. Durch den modularen Aufbau sowie die räumliche und funktionale Tren-
nung von Energieumwandlung und Speicherung sind Leistung (durch Hinzufü-
gen von Konvertermodulen) und Speicherkapazität (durch Hinzufügen von 
Tanks) unabhängig voneinander skalierbar. 

Stand der Technik, Entwicklungsperspektiven 

Von den verschiedenen gegenwärtig in der Entwicklung befindlichen Material-
systemen ist die Vanadium-Redox-Batterie (VRB) am weitesten fortgeschritten. 
Günstig sind hier der hohe elektrische Wirkungsgrad von 70 bis 80 % für das 
Gesamtsystem und die hohe Lebensdauer – es werden Zyklenzahlen von bis zu 
13.000 genannt (Wietschel et al. 2010, S. 573). Die vergleichsweise niedrige 
Energiedichte von 15 bis 25 Wh/kg (Neupert et al. 2009, S. 54) ist für stationäre 
Großspeicher kein entscheidender Nachteil. 

Entwicklungsziele sind Verbesserungen im Aufbau sowie neuartige Membranen, 
mit denen ein Gesamtwirkungsgrad von nahe 90 % erreichbar scheint (Neupert 
et al. 2009, S. 52). 

Die VRB-Technologie ist gerade dabei in die Megawattklasse vorzudringen. 
Nach Unternehmensangaben wird im März 2012 eine 2-MW-Anlage mit 

                                            
19 Am 21. September 2011 gab es einen Brand einer NaS-Batterie, die auf einem Fabrikge-

lände der Mitsubishi Materials Corporation installiert war. Bis zur Klärung der Brand-
ursache hat der Hersteller NGK die weitere Produktion gestoppt und die Kunden aufge-
fordert, die installierten Batterien vorübergehend außer Betrieb zu nehmen 
(www.ngk.co.jp/english/announce/111031_nas.html, 7.3.2012). 
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8 MWh Speicherkapazität zur Glättung von Solareinspeisung und Netzstabilisie-
rung in China ausgeliefert (Prudent 2012). 

Wirtschaftlichkeit 

Als Investitionskosten werden etwa 1.500 bis 4.000 Euro/kW Leistung bzw. 300 
bis 800 Euro/kWh für Großspeicher angegeben (Wietschel et al. 2010, S. 574). 
Da der Konverter die deutlich teurere Komponente ist, wird eine Auslegung mit 
relativ großer Speicherkapazität (d. h. Tanks) und relativ kleiner Konverterleis-
tung wirtschaftlich bevorzugt. Bei Ausschöpfung des Kostensenkungspotenzials 
werden für das Jahr 2020 Kosten von nur noch ca. 1.150 Euro/kW und 
100 Euro/kWh für möglich gehalten (Porzig 2011). Sauer (2008) nennt Erzeu-
gungskosten von 0,06 bis 0,19 Euro/kWh (Annahmen: 10 MW, 40 MWh, 
2 Zyklen/Tag, Stromkosten 0,04 Euro/kWh, Zinssatz 8 %). 

ELEKTROMOBILE ALS SPEICHER 1.3.4 

FUNKTIONSWEISE, EINSATZBEREICH 

Elektromobilität wird in der öffentlichen Diskussion zunehmend als eine Mög-
lichkeit zur Flexibilisierung der Stromversorgung angesehen. Die Bundesregie-
rung strebt das Ziel an, 1 Mio. Fahrzeuge bis zum Jahr 2020 und über 6 Mio. 
Fahrzeuge bis zum Jahr 2030 elektrisch zu betreiben (Bundesregierung 2011b). 
Diese Ziele beziehen sich auf die Gesamtheit von rein elektrischen Batteriefahr-
zeugen sowie Plug-in-Hybridfahrzeugen (PHEV), die neben einem herkömmli-
chen Kraftstofftank über eine Batterie verfügen, die am Stromnetz aufgeladen 
werden kann (Fraunhofer ISI 2011a). 

STAND DER TECHNIK, ENTWICKLUNGSPERSPEKTIVEN 

Die ersten Fahrzeuge sind bereits auf dem Markt. Die Batterie ist aufgrund ihres 
hohen Anteils an den Kosten und ihres Einflusses auf die Reichweite des Fahr-
zeugs der Schlüssel zur umfassenden Markteinführung. Die bevorzugte Speicher-
technologie für Elektrofahrzeuge ist derzeit aufgrund ihrer hohen Energiedichte 
die Li-Ionen-Batterie (bis zu etwa 160 Wh/kg in der Zelle und 80 bis 100 Wh/kg 
für das Batteriesystem). Die Batterie eines reinen Elektrofahrzeugs hat derzeit 
einen Energieinhalt von etwa 24 kWh, was für eine Reichweite bis zu 150 km 
ausreicht. Batterien von PHEV sind meist für eine rein elektrische Reichweite 
von etwa 50 km ausgelegt (entspricht etwa 10 kWh). 

Es besteht allerdings noch weiterer Verbesserungsbedarf hinsichtlich der Kosten, 
der Lebensdauer sowie der Sicherheit bei Fahrzeugunfällen. Langfristig könnten 
Batterietypen wie Lithium-Luft-, Lithium-Schwefel- oder Metall-Luft-Batterien 
zur weiteren Steigerung von Energiedichte und Reichweite beitragen, allerdings 



IV.  SPEICHER UND WEITERE FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 

78 

befinden sich diese Technologien derzeit noch in der Grundlagenforschung 
(Fraunhofer ISI 2011a). 

POTENZIALE 

Sollten die Ziele der Bundesregierung erreicht werden, bieten die Batterien der 
Elektrofahrzeuge – unter der Annahme, dass jedes Fahrzeug über durchschnitt-
lich 20 kWh Speicherkapazität verfügt – im Jahr 2020 eine Speicherkapazität 
von 20 GWh, für 2030 ergibt sich sogar eine Speicherkapazität von 120 GWh. 
Es stünde damit fast 15-mal so viel Speicherkapazität bereit, wie das größte 
deutsche Pumpspeicherkraftwerk Goldisthal (8,5 GWh) leistet. 

Allerdings steht zu jedem Zeitpunkt nur ein kleiner Teil dieses Gesamtpotenzials 
tatsächlich zur Verfügung. Zum einen hängt die genaue Anschlussleistung der 
Fahrzeuge davon ab, welches Ladekonzept verfolgt wird. Zum anderen kann 
aufgrund unterschiedlicher Fahrzyklen und Ladezustände der Batterien jeweils 
nur ein gewisser Teil der Elektrofahrzeuge gleichzeitig Strom aufnehmen. Die 
Möglichkeiten, den Ladevorgang auf Zeiten mit geringer Last und hoher Pro-
duktion aus Wind und Sonne zu verschieben, sind somit begrenzt. Denkbar wäre 
es, dass z. B. einzelne hohe Einspeisewerte erneuerbarer Energien aufgenommen 
werden könnten. Zum Ausgleich beispielsweise längerer Starkwindphasen ist die 
Elektrofahrzeugflotte jedoch auf absehbare Zeit nicht geeignet. 

Der Stromverbrauch für Elektrofahrzeuge wird ausgehend von der Erreichung 
der zuvor genannten Ziele in 2030 auf 18 TWh im Jahr geschätzt, was etwa 
3,5 % des heutigen Stromverbrauchs entspricht. Die meisten Fahrzeuge werden 
vermutlich zu Hause aufgeladen. Mithilfe von intelligentem Lademanagement 
wäre es möglich, den Ladevorgang der Fahrzeuge in Schwachlastzeiten (z. B. in 
die frühen Morgenstunden) zu verlegen, sodass nicht etwa sofort nach Feier-
abend zusätzliche Bedarfsspitzen entstehen (Fraunhofer ISI 2011a). 

Neben der Nutzung der Elektrofahrzeuge zur Aufnahme der Überschussproduk-
tion wird auch die Rückeinspeisung des Stroms in das Netz zu Zeiten geringer 
Stromproduktion unter dem Stichwort »vehicle to grid« (V2G) diskutiert. 

Die Rückeinspeisung sollte möglichst so erfolgen, dass die Lebensdauer der Bat-
terie nicht leidet. Ansonsten wären wohl hohe Ausgleichszahlungen für die Fahr-
zeugbesitzer notwendig. Eine Li-Ionen-Batterie kann 5.000 bis 10.000 volle La-
dezyklen bei voller Leistungserhaltung durchlaufen. Andererseits verliert die Bat-
terie auch ohne dass sie genutzt wird mit der Zeit an Leistung. Je nach Fahrweise 
kann die kalendarische oder die zyklische Haltbarkeit die nutzbare Lebensdauer 
der Batterie dominieren. 

Wenn relativ wenige Ladezyklen zum Fahren benötigt werden, bietet daher V2G 
eine Möglichkeit, zusätzliches Einkommen zu generieren, ohne die Batteriele-
bensdauer einzuschränken. Die bisher genutzten Elektrofahrzeuge sind jedoch 
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noch nicht zur Rückspeisung von Strom ins Netz ausgestattet. Die dazu benötig-
te Elektronik ist derzeit noch sehr teuer. Langfristig könnten Elektrofahrzeuge 
jedoch interessante Potenziale zum Lastausgleich mit hoher Leistung, aber gerin-
gerer Kapazität bieten. Insgesamt gesehen werden Elektromobile aber allenfalls 
einen begrenzten Beitrag leisten können, der zwar in energiewirtschaftlich rele-
vanter Größenordnung liegen könnte, die Potenziale sollten aber nicht über-
schätzt werden (Fraunhofer ISI 2011a, S. 19). 

WIRTSCHAFTLICHKEIT 

Für die Bewertung der Wirtschaftlichkeit von Elektromobilität als Stromspeicher 
sind zwei Faktoren ausschlaggebend – die Vollkosten der Batterie sowie die Aus-
gleichszahlungen für eventuelle Flexibilitätsverluste bzw. Verkürzung der Batte-
rienutzungsdauer an die Kunden. 

Die Vollkosten der Lithium-Ionen-Batterie liegen derzeit bei etwa 750 Euro/kWh. 
Diese Speichertechnologie ist somit z. B. im Vergleich zur etablierten Referenz-
technologie, der Blei-Säure-Batterie mit Kosten von 300 Euro/kWh, wirtschaft-
lich ungünstig. Experten aus der Automobilindustrie nennen 250 Euro/kWh als 
Entwicklungsziel für 2020. 

Da die Batterien in Elektrofahrzeugen hauptsächlich zur individuellen Mobilität 
gekauft werden, sollten die Ausgleichszahlungen für die Nebennutzung als Netz-
speicher deutlich unter den Vollkosten der Batterie liegen. Darüber hinaus be-
steht die Möglichkeit, die Batterien nach dem Ende ihrer Nutzung im Elektro-
fahrzeug, wenn die Speicherkapazität und Leistungsabgabe für die mobile An-
wendung nicht mehr ausreichen, als stationäre Speicher zu verwenden (»second 
life application«). Dies könnte auch zur Verringerung der Kosten für Elektro-
fahrzeuge beitragen (Prüggler 2011). 

VERBINDUNGEN ZUM GASSEKTOR: 
WASSERSTOFF, »POWER TO GAS« 1.3.5 

FUNKTIONSWEISE, EINSATZBEREICH 

Eine weitere diskutierte Option zur Flexibilisierung des Stromsystems ist die 
Herstellung von Wasserstoff per Elektrolyse (Aufspaltung von Wasser in die 
Komponenten Wasserstoff und Sauerstoff mittels Strom) in Zeiten hoher RES-E-
Produktion. Der Wasserstoff kann alternativ durch Reaktion mit Kohlendioxid 
in Methan konvertiert und in das Erdgasnetz eingespeichert werden (»power to 
gas« oder auch »Windgas«). Durch beide Ansätze würde folglich eine Abrege-
lung von erneuerbaren Energien vermieden. Abbildung IV.7 zeigt schematisch 
das Funktionsprinzip von »power to gas«. 
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ABB. IV.7 POWER-TO-GAS-FUNKTIONSPRINZIP 

 

Quelle: Sterner et al. 2011b 

Wasserstoff und Methan sind auch die aus heutiger Sicht am besten geeigneten 
Energieträger für die langfristige Speicherung. Beide Speichermöglichkeiten wä-
ren daher für ein Stromsystem mit einem hohen RES-E-Anteil von großem Nut-
zen, da sie für den saisonalen Ausgleich der Stromproduktion aus Wind und 
Sonne sorgen könnten. Die Gase könnten direkt rückverstromt, im Erdgasnetz 
gespeichert oder in anderen Sektoren, beispielsweise zur Wärmegewinnung oder 
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Die Rückverstromung von reinem Wasserstoff in Gasturbinen ist bislang noch 
nicht möglich, eine Beimischung von etwa 50 bis 60 % Erdgas ist erforderlich. 
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2017 könnten diese zur Verfügung stehen. Ein zweites wichtiges Feld für For-
schung und Entwicklung ist die Steigerung der Effizienz des Elektrolyseurs. 

Der Gesamtwirkungsgrad des Systems einschließlich Rückverstromung liegt zur-
zeit bei 28,5 % (Elektrolyseur 75 %, Verdichter 95 %, Gasturbine 40 %). Der 
Gesamtwirkungsgrad könnte durch die Verstromung in modernen GuD-Anlagen 
oder in Brennstoffzellen erhöht werden, die gegenwärtig jeweils einen energeti-
schen Wirkungsgrad von etwa 60 % aufweisen. 

Windgas ist eine relativ neue Entwicklung. Das Zentrum für Sonnenenergie- und 
Wasserstoffforschung (ZSW) betreibt seit 2009 in Stuttgart eine 25-kW-Pilot-
anlage mit einem Wirkungsgrad inklusive Rückverstromung von 16 % (Metha-
nisierung 40 %, Gasturbine 40 %). Eine größere Anlage mit einer Kapazität von 
6,3 MW und einem anvisierten Wirkungsgrad von mehr als 21 % ist für das Jahr 
2013 in Kooperation mit der Audi AG geplant (Solar Fuel 2012). Diese Anlage 
soll täglich etwa 4.000 m³ Methan produzieren. Der Wirkungsgrad der Metha-
nisierung könnte in Zukunft auf etwa 60 % steigen, was einem Gesamtwir-
kungsgrad inklusive Rückverstromung von 24 % entspräche (Sterner et. al, 
2010, angenommen wird hier ein Wirkungsgrad des Elektrolyseurs von 75 %, 
was bei der Wasserstoffgewinnung und -rückverstromung einen Gesamtwir-
kungsgrad von 28,5 % führen würde). 

Der hohe energetische Verlust bei der Rückverstromung von Windgas bzw. 
Wasserstoff relativiert sich etwas, wenn die Alternative darin bestehen würde, 
RES-E-Anlagen abzuregeln, wodurch die Energie komplett verloren gehen wür-
de. 

POTENZIALE 

Die Potenziale der Wasserstoff- und Windgasgewinnung und -rückverstromung 
sind begrenzt durch die Kapazität der zur Verfügung stehenden Elektrolyseure, 
die Speicherkapazität für das Gas und die Kapazität der Gaskraftwerke. 

Windgas hat hier den Vorteil, dass die bestehende Erdgasinfrastruktur genutzt 
werden kann, also zunächst keine neuen Speicher, Netze oder Gaskraftwerke 
notwendig werden. Deutschland verfügt derzeit über Gasspeicher mit einer Ka-
pazität von etwa 200 TWh (thermisch). Mit dem Strom aus eingespeichertem 
Gas könnte Deutschland bei derzeitigem Stromverbrauch theoretisch mehr als 
zwei Monate versorgt werden. Da die Gasspeicher hauptsächlich für die Gasver-
sorgung im Winter verwendet werden, steht allerdings nicht das gesamte theore-
tische Potenzial zur Verfügung. 

Aktuelle Vorschriften erlauben einen Wasserstoffanteil von 5 % im bestehenden 
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Erdgasnetz.20 Bei einem angenommenen Wirkungsgrad der Elektrolyse inklusive 
Verdichtung von 62 % und einem jährlichen Gasverbrauch von 81,3 Mrd. m³ 
können somit jährlich etwa 25 TWh Strom ins Erdgasnetz eingespeichert werden 
(Bajohr et al. 2011; eigene Berechnungen). Dies entspricht etwa dem in der Sze-
narienanalyse (Kapitel V.6.2) berechneten maximalen Überschussstrom im Jahr 
203021 (25,2 TWh). Das heißt, der Überschuss könnte somit praktisch vollstän-
dig als Wasserstoff ins Erdgasnetz eingespeist werden. 

Aktuell wird untersucht, inwieweit der Wasserstoffanteil noch gesteigert werden 
könnte. Von Fachleuten werden Anteile von bis zu 15 % genannt, die im beste-
henden Erdgasnetz toleriert werden könnten, ohne Probleme zu verursachen 
(Hüwener et al. 2011, S. 88). Eine Schwierigkeit besteht darin, dafür Sorge zu 
tragen, dass sich der Wasserstoff möglichst gleichmäßig im Gasnetz verteilt und 
nicht lokal höhere Konzentrationen auftreten. Dies könnte durch Einspeicherung 
über Hochdruckgasleitungen oder Untertagespeicher erreicht werden. Im Fall 
einer Einspeisung auf der Verteilnetzebene ist aus diesem Grund möglicherweise 
die Methanisierung vorzuziehen (Bajohr et al. 2011). 

Die Windgaspotenziale sind derzeit eingeschränkt durch die Bereitstellung des 
benötigten CO2. Für die großtechnische Anwendung der Methanisierung steht 
noch keine energieeffiziente und treibhausgasarme CO2-Quelle zur Verfügung. 
Am vielversprechendsten erscheint die Nutzung des CO2, das als Abfallprodukt 
aus Biomasse- oder fossilen Verbrennungsprozessen entsteht. Die Energie, die 
zur Bereitstellung des CO2 gebraucht wird, muss als zusätzlicher Verlust in der 
Effizienzbeurteilung von Windgas eingehen. Zur Maximierung der Wirkungs-
grade wäre es auf jeden Fall sinnvoll, zunächst Wasserstoff in das Erdgasnetz 
einzuspeisen, bis dessen Kapazitätsgrenze, die derzeit in Forschungsvorhaben 
bestimmt wird, erreicht ist (Bajohr et al. 2011) und erst danach in die Methani-
sierung einzusteigen. 

WIRTSCHAFTLICHKEIT 

Gegenwärtig liegen die Investitionskosten für Elektrolyseanlagen bei etwa 
1.000 Euro/kW. Für fortgeschrittene zukünftige Systeme werden Entwicklungs-
ziele von 800 Euro/kW in 2020 bzw. 600 Euro/kW in 2050 genannt (Nitsch et 
al. 2012a, S. 94). Für die Methanisierung sind zusätzliche Investitionen von 
1.200 Euro/kW für erste größere Anlagen (um 2020) bzw. 1.000 Euro/kW 
(2050) erforderlich (Grollmisch 2011, Nitsch et al. 2012a, S. 95). Diese Kosten-
schätzungen sind aber noch mit erheblichen Unsicherheiten behaftet. 

                                            
20 Für mit Erdgas (CNG, »compressed natural gas«) betriebene Fahrzeuge gilt zurzeit ein 

Grenzwert von 2 % Wasserstoff. Es wird momentan geprüft, ob dieser Wert ggf. nach 
oben gesetzt werden könnte. 

21  Annahmen: nur Einsatz schon bestehender Flexibilisierungsoptionen, maximale konven-
tionelle Sockelleistung von 17,5 GW. 
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Laut Sterner et al. (2011a) könnten die zukünftigen Gestehungskosten von 
Windgas etwa 0,12 Euro/kWh (thermisch) betragen (Annahmen: Bezugszeit-
raum 2030/2050, Wirkungsgrad der Methanisierung 65 %, 4.000 Volllast-
stunden im Jahr, Gesamtinvestitionskosten von 700 Euro/kW, Strombeschaf-
fungspreis von 0,05 Euro/kWh) und würden unter der Annahme eines Ölpreises 
von 200 Euro/Barrel in etwa den Kosten fossilen Erdgases entsprechen. Zum 
Vergleich: Derzeit betragen die Großhandelspreise von Erdgas am Spotmarkt 
etwa 0,025 Euro/kWh (www.eex.com). 

Bezogen auf den Stromsektor weisen die Speicheroptionen Wasserstoff und 
Methan in einer Vollkostenanalyse einschließlich Rückverstromung vergleichbar 
hohe Werte im Bereich von 0,12 Euro/kWh bis über 0,60 Euro/kWh auf, wie in 
Abbildung IV.4 ersichtlich. 

Allerdings könnte langfristig insbesondere Wasserstoff als alternativer Energie-
träger im Verkehr genutzt werden, wodurch sich die Kostenrelationen und Wir-
kungsgrade verbessern und Synergieeffekte entstehen könnten. 

WEITERE FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 2. 

BIOGAS 2.1 

FUNKTIONSWEISE, EINSATZBEREICH 

Alle Biomasseanlagen können im Prinzip genau wie konventionelle Kraftwerke 
flexibel betrieben werden. Insbesondere gilt das für Biogasanlagen, deren Eigen-
schaften bezüglich der Anfahrtszeiten und Laständerungsgeschwindigkeit Gas-
turbinen ähneln. Empirische Untersuchungen zeigen, dass ein Biogas-BHKW in 
90 Sekunden auf volle Leistung hochgefahren werden kann (Bofinger et al. 
2010). Stromerzeugung aus Biogas kann somit eine sinnvolle Ergänzung zur 
Stromproduktion aus Wind und Sonne darstellen und die Flexibilität des 
Stromsystems erhöhen. 

Abbildung IV.8 zeigt schematisch den Aufbau einer Biogasanlage. Gülle und 
nachwachsende Rohstoffe – aufgrund des hohen Brennwerts vorwiegend Mais 
(Klinski 2006) – werden vergoren, sodass Biogas und Dünger entstehen. Das 
Biogas wird dann in einem BHKW oder einer Gasturbine zur Strom- und Wär-
meerzeugung genutzt. Die Flexibilität des Kraftwerks ist somit begrenzt durch 
die Gasproduktion sowie die Kapazität des BHKW. Gasspeicher und zusätzliche 
Spitzenlastkraftwerke können die zur Verfügung stehende Leistung und Flexibili-
tät erhöhen (Gerhardt 2009). Biogasanlagen können somit sowohl zum kurz- als 
auch zum langfristigen Ausgleich der fluktuierenden erneuerbaren Energien ge-
nutzt werden. 
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ABB. IV.8 SCHEMATISCHER AUFBAU EINES BIOGASBLOCKHEIZKRAFTWERKS 

 

Quelle: http://de.wikipedia.org/wiki/Datei:Biogasanlage_schematisch.jpg 
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ABB. IV.9 TRADITIONELLE UND FLEXIBLE BETRIEBSWEISE EINER BIOGASANLAGE 

 

Quelle: Holzhammer 2011 

Seit 2012 besteht nach dem EEG die Möglichkeit, Strom aus erneuerbaren Ener-
gien direkt zu vermarkten und zusätzlich eine Marktprämie zu erhalten. Biogas-
anlagen steht außerdem die Option der Flexibilitätsprämie offen, die einen zu-
sätzlichen Bonus für jede am Markt verkaufte kWh Strom bringt, wenn Investi-
tionen in zusätzliche Speicher und Spitzenlastkessel stattfinden. Abbildung IV.9 
zeigt die Unterschiede zwischen der traditionellen, nichtflexiblen, und einer fle-
xiblen Betriebsweise eines Biogaskraftwerks. Für die Zukunft ist absehbar, dass 
mehr Biogasanlagen flexibel produzieren, um von hohen Marktpreisen zu Spit-
zenlastzeiten und Einnahmen aus dem Regelenergiemarkt profitieren zu können. 
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POTENZIALE 

2010 gab es in Deutschland Biogasanlagen mit einer Kapazität von 2,4 GW. 
Nach dem »Nationalen Aktionsplan für erneuerbare Energie« ist bis 2020 ein 
Ausbau der installierten Leistung auf 3,8 GW geplant. 2030 stehen im hier 
verwendeten Szenario 3,9 GW installierte Leistung zur Verfügung. Durch Spei-
cherung des produzierten Biogases vor Ort bzw. im Erdgasnetz kann die Bio-
gasproduktion von der Stromerzeugung entkoppelt werden. Bei Verdopplung 
der installierten Leistung durch Gasturbinen oder Gasmotoren könnte eine fle-
xible Einspeisung von bis zu 7,8 GW erschlossen werden. Damit liegt das Po-
tenzial bei etwa 125 % der derzeit installierten Pumpspeicherkraftwerke. 

WIRTSCHAFTLICHKEIT 

Die Stromgestehungskosten für Elektrizität aus neugebauten Biogasanlagen lie-
gen momentan bei 0,123 Euro/kWh und damit deutlich über den Kosten für 
konventionelle Stromerzeugung (Nitsch et al. 2012b, S. 27). Zudem wird bis 
2030 nur ein geringer Kostenrückgang erwartet. Grund dafür ist, dass zwar die 
Investitionskosten zurückgehen, bei den Brennstoffkosten jedoch ein Anstieg 
erwartet wird. Holzhammer (2011) zeigt, dass sich zusätzliche Investitionen zur 
Erhöhung der Flexibilität in Biogasanlagen unter der gegenwärtigen Förderstruk-
tur für den einzelnen Anlagenbetreiber lohnen. Unter gesamtwirtschaftlichen 
Überlegungen müssen Biogasanlagen als Lieferant von Flexibilität jedoch bezüg-
lich ihrer Kosten und Nachhaltigkeit (siehe dazu z. B. Graf et al. 2010) mit ande-
ren Flexibilisierungsoptionen verglichen werden. 

WÄRME ALS STROMSENKE – 
VERBINDUNG ZUM WÄRMESEKTOR 2.2 

FUNKTIONSWEISE, EINSATZBEREICH 

Wärmenetze können auf zwei Arten zur Flexibilisierung des Stromsystems bei-
tragen. Zum einen können KWK-Anlagen mit Wärmespeichern stromgeführt 
(d. h. abgestimmt auf den Strombedarf) produzieren und dadurch die Stromer-
zeugung in Zeiten mit hoher Residuallast verlagern und dennoch den jeweiligen 
Wärmebedarf decken. Nach Guss (2011) liegt dabei das Optimum der Wärme-
speicherkapazität bei 6 Stunden, was auch der derzeitigen Auslegung in Däne-
mark entspricht.22 

Zum anderen können Wärmespeicher in Wärmenetzen in Starkwindzeiten über 
Wärmepumpen oder Heizstäbe mit Strom beheizt werden, um eine Abregelung 

                                            
22 In Dänemark beträgt der KWK-Anteil an der Stromversorgung über 50 %. Nahezu alle 

Anlagen sind mit Wärmespeichern ausgestattet (Beer 2011a, S. 10). 
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von erneuerbaren Energien zu vermeiden. Die Möglichkeit zur Rückverstromung 
entfällt vollständig. Diese Option der Heizstäbe wird in Dänemark, wo die 
Wärmenetze sehr stark ausgebaut sind und meist über einen Heißwasserspeicher 
verfügen, schon heute genutzt. In Starkwindzeiten wird das Wasser statt über 
das angeschlossene Kraftwerk mit Strom erhitzt. 

Unter Einbeziehung beider Optionen entsteht aus dem klassischen Heizkraft-
werk ein »flexibles KWK-System«. Weitere Flexibilität entsteht durch zusätzli-
che Spitzenlastkessel (Beer 2011a). 

STAND DER TECHNIK, ENTWICKLUNGSPERSPEKTIVEN 

Zur Wärmespeicherung stehen unterschiedliche Technologien zur Verfügung – 
unter anderem Wasser-, Hochtemperatur-, Latentwärme- und thermochemische 
Speicher. In Fernwärmenetzen werden heute meist Wasserspeicher genutzt. Seit 
2009 erforscht die RWE AG mit Projektpartnern die Nutzung von Hochtempe-
raturspeichern für KWK-Anlagen (RWE 2009). 

Wie zuvor beschrieben, werden derzeit Heizstäbe zur Umwandlung von Strom in 
Wärme verwendet. In Zukunft sollen dazu große Wärmepumpen genutzt wer-
den, um die Effizienz der Wärmeerzeugung zu erhöhen (Nast et al. 2010). Bisher 
gibt es allerdings noch keine Beispiele für diese großen Wärmepumpen. Diese 
könnten insbesondere zum Vorheizen des Wassers genutzt und beispielsweise 
mit Abwärme aus der Industrie kombiniert werden (Pagh 2011). 

POTENZIALE 

2009 wurden 50,5 TWh bzw. 11,3 % des Stroms in KWK-Anlagen erzeugt (Zie-
sing 2011). Nach Beer (2011b) stehen bei maximaler Flexibilisierung durch 
Speicher zwischen 2 und 8 GW an KWK-Leistung zur Reaktion auf Lastschwan-
kungen zur Verfügung. 

Die Bundesregierung hat 2007 in ihrem integrierten Energie- und Klimapro-
gramm festgelegt, dass bis 2020 25 % des Stroms in hocheffizienten KWK-
Anlagen hergestellt werden soll (Bundesregierung 2007). Eine Analyse des Büros 
für Energiewirtschaft und technische Planung (Schrader/Ritzau 2011) zeigt, dass 
ohne eine Veränderung des KWK-Gesetzes von 2009 voraussichtlich lediglich 
ein Anteil von etwa 17 % erreicht werden könnte. Die Potenziale zur Flexibilisie-
rung würden bei einem höheren KWK-Anteil steigen. 

Das Potenzial zur Nutzung von Strom aus Wind und Sonne zur Wärmeerzeu-
gung durch Elektroheizer liegt nach Einschätzung des Bundesverbands der Ener-
gie- und Wasserwirtschaft (BDEW) bei 5 bis 7 GW (Consentec/IAEW 2011, 
S. 21). Die Nutzung von Wärmepumpen würde dieses Potenzial aufgrund des 
besseren Wirkungsgrads reduzieren. 
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WIRTSCHAFTLICHKEIT 

Laut dem Bundesverband Kraft-Wärme-Kopplung (BKWK 2012) kann die 
Wirtschaftlichkeit von KWK-Anlagen nicht pauschal, sondern nur für einzelne 
Standorte beurteilt werden. Stark schwankende Angaben zu Investitionskosten 
machen eine generelle Bewertung der Wirtschaftlichkeit schwierig (Guss 2011). 
Zusätzliche Investitionen in Heizstäbe bzw. Wärmepumpen müssen fallweise be-
trachtet werden. Nach Guss (2011) lohnt sich jedoch die zusätzliche Investition 
in einen Wärmespeicher unabhängig von der Gesamtrentabilität der Anlage. 

Im Vergleich zu anderen Speicheroptionen oder beispielsweise der Wärmeerzeu-
gung aus dem zuvor diskutierten Windgas oder Wasserstoff erscheint die Option 
der direkten Heizung mit Strom ökonomisch attraktiv. 

LASTMANAGEMENT 2.3 

FUNKTIONSWEISE, EINSATZBEREICH 

Unter dem Stichwort Lastmanagement bzw. Nachfragemanagement (DSM, 
»demand side management« oder auch »demand response«) wird die aktive 
Einbeziehung der Nachfrageseite zur Optimierung des Ausgleichs von Stromer-
zeugung und Nachfrage zu jedem Zeitpunkt betrachtet. Lastmanagement 
beinhaltet, dass Stromendverbraucher ihre Stromnachfrage zu einem bestimmten 
Zeitpunkt reduzieren bzw. steigern, mit dem Ziel, den Verbrauch in Perioden 
mit höherer Erzeugung oder geringerer Last zu verschieben. Abbildung IV.10 
gibt eine Übersicht über unterschiedliche Formen des Lastmanagements. 

Eine einfache Betrachtung von Matthes et al. (2011, S. 18), nach der die höchste 
Netzlast nur an wenigen Stunden im Jahr auftritt (so lag z. B. im Jahr 2010 die 
Stunde mit der zehnthöchsten Last bereits 3.000 MW unter der Höchstlast), 
suggeriert, dass eine Lastverschiebung in wenigen Stunden des Jahres bereits zur 
Reduzierung der Spitzenlast von 2 bis 5 GW führen würde. 

Beispielsweise können Kühlgeräte im Großhandel ihren Verbrauch für einige 
Stunden verringern und zu einem späteren Zeitpunkt entsprechend erhöhen. In 
der Industrie sind sowohl Einzelprozesse wie die Schmelzflusselektrolyse oder die 
Stoffaufbereitung in der Papierindustrie als auch Querschnittstechnologien wie 
Druckluftsysteme, Beleuchtung oder Informations- und Kommunikationstechnik 
für Lastmanagement geeignet (DENA 2011). 
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ABB. IV.10 FORMEN DES LASTMANAGEMENTS 

 

Quelle: DENA 2011 

Abbildung IV.11 zeigt, für welche Bereiche Lastmanagement theoretisch einsetz-
bar ist. Einfach verfügbar sind insbesondere Potenziale, die eine hohe positive 
oder negative Leistung für eine begrenzte Zeit bereitstellen können. Damit eignet 
sich Lastmanagement vor allem für die Bereitstellung von Reserveleistung auf 
nationaler Ebene, insbesondere im Bereich der Minutenreserve mit seltenen Ab-
rufhäufigkeiten und eher kurzen Abruflängen. 

ABB. IV.11 ÜBERSICHT ÜBER ANWENDUNGSBEREICHE VON LASTMANAGEMENT 

 

Quelle: DENA 2011 
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STAND DER TECHNIK, ENTWICKLUNGSPERSPEKTIVEN 

Lastmanagement wird in der Industrie bereits seit Langem angewendet, um den 
Stromverbrauch in Spitzenlastzeiten gering zu halten und damit Geld zu sparen. 
Durch intelligentes Produktionsmanagement planen Betriebe, ihre Industrieanla-
gen, die ohnehin bereits über einen hohen Automatisierungsgrad verfügen, auch 
im Rahmen der intelligenten Netze noch stärker zum Lastmanagement zu nutzen 
(ABB 2011). 

Lastmanagement in Haushalten und Gewerbe ist noch relativ neu (Roon 2011). 
Zur Nutzung der Potenziale im Haushaltsbereich ist die Installation von zusätz-
licher Informations- und Kommunikationstechnologie (»smart meter« und intel-
ligente Steuerungseinheiten) notwendig. Zudem müssen Fragen der sicheren Da-
tenübertragung, der tatsächlichen Bereitschaft der Haushalte zu automatischer 
Steuerung sowie bezüglich der Tarifgestaltung geklärt werden. 

POTENZIALE 

Laut DENA (2011) besteht bis 2020 ein technisches Potenzial für Nachfragema-
nagement von 15 GW in Industrie, Gewerbe und Haushalten (5,78 GW in der 
Industrie, 2,13 GW in Haushalten, 7,30 GW in Handel und Gewerbe). Unter 
den derzeitigen Rahmenbedingungen auf dem Strommarkt sind davon 2 GW, 
insbesondere im industriellen Bereich (z. B. Chloralkalielektrolyse), erschließbar. 
Durch ein »roll out« von intelligenten Stromzählern (»smart meters«) könnten 
2020 maximal 6,5 GW für das Lastmanagement bereitstehen. Klobasa (2007) 
ermittelt ein etwas geringeres technisches Potenzial von 17 GW im Sommer und 
9,5 GW im Winter. Das wirtschaftliche Potenzial der Industrie wird hier mit 
2,8 GW beziffert. Dabei handelt es sich fast ausschließlich um ein temporäres 
Abschalten von in Betrieb befindlichen Anlagen. Die Potenziale zur Bereitstel-
lung von zusätzlicher Nachfrage sind in der Regel eng begrenzt. 

Abbildung IV.12 zeigt für welche Zeiträume das industrielle Lastmanagement-
potenzial zur Verfügung steht. Es wird deutlich, dass Lastmanagement insbeson-
dere für die kurzfristige Verschiebung von Lastspitzen über wenige Minuten bis 
zu einer Stunde geeignet ist. Bei einer länger andauernden Verlagerung steigen 
die Kosten deutlich an. 

In anderen Ländern ist die Ausschöpfung der Flexibilisierungspotenziale der 
Nachfrage schon deutlich weiter fortgeschritten. So sind beispielsweise in Nor-
wegen, Dänemark und Finnland heute bereits 6 bis 9 % der Höchstlast mittels 
»demand response« beeinflussbar (ETSO 2007). 
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ABB. IV.12 TECHNISCHES POTENZIAL VON LASTMANAGEMENT VERSCHIEDENER 
 BRANCHEN IN ABHÄNGIGKEIT DER ABSCHALTZEIT 

 

Quelle: Roon/Gobmaier (2010) 

WIRTSCHAFTLICHKEIT 

Der Erfolg von Teilnehmern auf der Nachfrageseite in den US-amerikanischen 
Kapazitätsmärkten zeigt, dass Nachfragemanagement zumindest bei der Bereit-
stellung von Leistung mit konventionellen Kraftwerken konkurrieren und die 
Kosten der Versorgungssicherheit senken kann. Auch in Deutschland nehmen 
bereits Nachfrageakteure an den Regelmärkten teil und beweisen dort ihre 
Wettbewerbsfähigkeit (beispielsweise Produzenten von Aluminium, Zink und 
Stahl; www.regelleistung.net). Typischerweise haben Nachfrageakteure einen 
eher geringen Leistungspreis (Euro/MW), aber aufgrund der potenziell hohen 
Opportunitätskosten bei tatsächlichem Abrufen der Leistung durch mögliche 
Produktionsausfälle einen hohen Arbeitspreis (Euro/MWh). 

Insbesondere im industriellen Bereich ist Lastmanagement wirtschaftlich, da die 
benötigte Automatisierung sowie lastvariable Tarife bereits existieren. Die der-
zeit eher geringen Preise für Regelenergie verbunden mit der gestiegenen Abruf-
wahrscheinlichkeit haben allerdings die Bereitschaft der Industrie zur Teilnahme 
eingeschränkt. Zur Erschließung des Lastmanagementpotenzials in Haushalten 
sind erhebliche Investitionen in die Infrastruktur und smarte Geräte notwendig. 
Eine genaue Abwägung der zusätzlichen Ausgaben gegenüber den generierten 
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Ersparnissen ist daher notwendig. Wie zuvor beschrieben, kann die Elektromobi-
lität die Potenziale von Haushalten erhöhen. 

Aktuell wird zur Erschließung eines höheren Lastmanagementpotenzials aus der 
Industrie die vom Bundeswirtschafsministerium erarbeitete »Lastabwurfverord-
nung« diskutiert. Die Verordnung soll Netzbetreiber und Industriebetriebe zum 
Abschluss von Verträgen zum Lastabwurf zur Stabilisierung des Netzbetriebs 
motivieren. Die Verordnung legt dabei die Dauer und Bedingungen der Lastab-
würfe sowie die Vergütung (eine feste Summe für die Bereitschaft) fest. Der Ent-
wurf wird jedoch stark kritisiert. Beispielsweise sieht der Netzbetreiber Amprion 
aufgrund der derzeit zwischen Nord- und Süddeutschland bestehenden Engpässe 
keinen Beitrag des Nachfragemanagements zur Netzstabilität (Radloff 2012). 
Zudem wird die Höhe der Vergütungssätze kritisiert, die weit über den Preisen 
der Regelenergie liegen (Merten/Nebel 2012; Radloff 2012). Darüber hinaus 
könnte eine marktorientierte Preisermittlung, entweder durch den Regelenergie-
markt oder durch zusätzliche Ausschreibungen für den Lastabwurf, zur Kosten-
effizienz der Maßnahmen beitragen (VIK 2012). 

AUSBAU DES STROMAUSTAUSCHES MIT NORWEGEN 2.4 

Da die Ausbaupotenziale für Pumpspeicher in Deutschland sehr begrenzt sind, 
wird zurzeit intensiv diskutiert, wie die bestehenden Potenziale u. a. in Skandina-
vien oder auch in den Alpenländern ausgebaut und für das deutsche Stromsys-
tem nutzbar gemacht werden könnten. Insbesondere in Norwegen existieren 
hierfür attraktive Gegebenheiten. 

Norwegen besitzt ein riesiges Potenzial an Speicherwasserreservoiren, das mit 
über 84 TWh nahezu 50 % der gesamten in Europa derzeit verfügbaren Kapazität 
darstellt. Die an diesen Reservoiren installierte Generatorleistung beträgt 
23,4 GW. Es wird geschätzt, dass alleine durch Installation von neuen Generato-
ren, die auch als Pumpen eingesetzt werden können (sogenannte Francis-Turbi-
nen) ein Potenzial von mindestens 20 GW Pumpspeicherleistung erschlossen 
werden könnte. Da keine zusätzlichen Speicherseen angelegt werden müssten, 
wären die Umweltauswirkungen gering. Für die erforderlichen Investitionen 
werden als erste Schätzung 400 bis 800 Euro/kW genannt (Killingtveit 2011) – 
das wäre im Vergleich mit anderen Speichermöglichkeiten eine wirtschaftlich 
sehr attraktive Option. 

Der Anschluss an das deutsche Netz müsste über HGÜ-Leitungen erfolgen. Ge-
genwärtig plant Norwegens Übertragungsnetzbetreiber Statnett den Ausbau der 
Interkonnektorkapazität. Im aktuellen Netzentwicklungsplan werden fünf prio-
ritäre Leitungen genannt (Tab. IV.3). 
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TAB. IV.3 VON NORWEGEN GEPLANTE HGÜ-LEITUNGEN 

Name Endpunkt Kapazität Inbetriebnahme 

Skagerrak 4 Dänemark 700 MW 2014 

South-West Link Schweden 1.400 MW 2020 

NSN Großbritannien um 1.000 MW 2018/2021 

NorGer Deutschland um 1.000 MW 2018/2021 

NORD.LINK Deutschland um 1.000 MW 2018/2021 

Quelle: Statnett 2011, S. 19 u. 22 

Dass es sich hierbei um sehr ambitionierte Planungen handelt, verdeutlicht ein 
Vergleich mit dem Netzentwicklungsplan aus dem Vorjahr (Statnett 2010): Die 
Zeitpläne wurden generell um zwei bis vier Jahre gestreckt (außer für Skager-
rak 4), die Planung einer zweiten Verbindung in die Niederlande (NorNed 2) 
sogar für unbestimmte Zeit ausgesetzt. 

Der Sachverständigenrat für Umweltfragen (SRU 2011, S. 162 ff.) hat ein Szena-
rio der norwegisch-deutschen Energiekooperation entworfen, das ein dreistufiges 
Vorgehen bis zum Zieljahr 2050 vorsieht: 

In der ersten Stufe würde überschüssiger RES-E-Strom aus Deutschland nach 
Norwegen geleitet, um dort einen Teil des Bedarfs zu decken. Als minimale Last 
stünden dafür dauerhaft gut 7 GW zur Verfügung. Norwegische Wasserkraft-
werke könnten zu diesen Zeiten abgeregelt werden. Das nichtgenutzte Wasser 
bliebe gespeichert und könnte in Spitzenlastzeiten abgerufen werden. Auf diese 
Weise würde deutscher RES-E-Strom indirekt gespeichert. 

In welchem Umfang diese Option genutzt werden könnte, ist vor allem eine Fra-
ge der Netzkapazität, die für die Übertragung zur Verfügung steht. Derzeit be-
steht die Möglichkeit via Dänemark 1,5 GW mit Norwegen auszutauschen. Zu-
sätzlich müssten neben den beiden geplanten Leitungen (NorGer und 
NORD.LINK) weitere Leitungen nach Deutschland mit einer Kapazität von et-
wa 2,7 GW gebaut werden. Darüber hinaus wären keine weiteren Investitionen 
erforderlich. 

In der zweiten Stufe würden die vorhandenen norwegischen Pumpspeicher (ca. 
1 GW) zusätzlich genutzt. Erst in der dritten Stufe wären Investitionen in die 
Umrüstung der vorhandenen Wasserspeicherkraftwerke zu Pumpspeicherkraft-
werken und Erweiterung der Turbinenleistung erforderlich. Entsprechend müss-
te der Ausbau der Übertragungsleitungen Schritt halten. Im Endausbau (d. h. im 
Jahr 2050) geht der SRU (2011, S. 164) von einer Übertragungsleistung zwischen 
Deutschland und Norwegen von ca. 42 GW aus. 
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Der Erschließung von neuen Speicherreservoiren (das Gesamtpotenzial für die 
Stromerzeugung aus Wasserkraft wird auf etwa 205 TWh geschätzt, davon sind 
gegenwärtig 123,4 TWh genutzt [Knudsen/Ruud 2011, S. 12]) stehen allerdings 
erhebliche Bedenken hinsichtlich der Auswirkungen auf die Umwelt und das 
Leben örtlicher Gemeinschaften entgegen. Wie dieser Zielkonflikt – einerseits 
negative Effekte vor Ort, andererseits ein erheblicher Umweltnutzen (vor allem 
Klimaschutz) in anderen Ländern bzw. global – aufgelöst werden könnte (z. B. 
durch eine Abwägung im Genehmigungsverfahren), ist derzeit noch völlig offen 
(Knudsen/Ruud 2011, S. 18 ff.). 

REGENERATIVE KOMBI-/HYBRIDKRAFTWERKE 2.5 

Die Idee des regenerativen Kombi-/Hybridkraftwerks besteht darin, dezentrale 
Erzeugungseinheiten und Speicher über eine Kommunikationsinfrastruktur zu 
vernetzen und gemeinsam zu regeln, sodass sie netzseitig wie ein einziges (»virtu-
elles«) Kraftwerk aussehen. Dadurch soll ihre Einspeisung planbar (»fahrplanfä-
hig«) gemacht und besser an die Nachfrage angepasst werden. Gleichzeitig soll 
damit der übergeordnete Netzbetreiber von der komplexen Aufgabe der Steue-
rung und Ausregelung von Nachfrage- und Erzeugungsspitzen bzw. -tälern ent-
lastet, mögliche Engpässe bei der lokalen Netzinfrastruktur vermieden und per-
spektivisch die regionale Versorgungssicherheit erhöht werden. Obwohl die Be-
griffe nicht trennscharf verwendet werden, handelt es sich beim Hybridkraft-
werk eher um einen lokalen oder regionalen Verbund, beim Kombikraftwerk 
dagegen sind die Standorte der Komponenten weiträumiger (überregional bis 
bundesweit) verteilt. Die Funktionsweise eines regenerativen Kombikraftwerks 
ist in Abbildung IV.13 illustriert. 

In einer Reihe von Demonstrationsprojekten ist die technische Durchführbarkeit 
dieser Konzepte in den letzten Jahren nachgewiesen worden. Eine Intention die-
ser Projekte ist es, die Machbarkeit einer Vollversorgung mit erneuerbaren Ener-
gien in kleinem Maßstab zu demonstrieren. 

Ein Beispiel ist eine Anlage, die 28 über ganz Deutschland verstreute Windkraft-, 
Solar- und Biomasseanlagen mit einer Leistung von zusammen 23,2 MW ver-
knüpft und steuert und auf diese Weise den Strombedarf Deutschlands im Ver-
hältnis von 1:10.000 in Echtzeit sekundengenau abgedeckt (FVEE 2010, S. 24 f., 
Mackensen et al. 2008). 

Ein ähnlicher Grundgedanke der Kopplung dezentraler Erzeugungseinheiten 
liegt der Idee des »Schwarmstroms« zugrunde, die derzeit vom Energieversorger 
LichtBlick AG propagiert wird. Im Unterschied zum regenerativen Hybridkraft-
werk sollen hier 100.000 mit Gas betriebene BHKW mit einer elektrischen Leis-
tung von je 20 kW zu einem »dezentralen Großkraftwerk« vernetzt werden. Die 
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Einspeisung soll »intelligent wärmegeführt« gesteuert werden. Ein Wärmespei-
cher ermöglicht es, den Betrieb der BHKW an die Nachfrage im Strommarkt 
anzupassen (LichtBlick 2009). 

ABB. IV.13 FUNKTIONSWEISE DES REGENERATIVEN KOMBIKRAFTWERKS 

 

Quelle: www.kombikraftwerk.de/index.php?id=47 

In bestimmten Gebieten z. B. mit regionalen Netzengpässen oder wenn eine be-
sondere lokale Ressourcenbasis (z. B. Speichermöglichkeiten vor Ort) gegeben 
ist, könnten regenerative Hybridkraftwerke einen relevanten Beitrag zur regiona-
len Versorgung und Netzentlastung leisten. Ein wesentlicher Pluspunkt ist auch, 
dass mit Hybridkraftwerken Systemdienstleistungen mit gesicherter Verfügbar-
keit regenerativ bereitgestellt werden können. Dies könnte dazu beitragen, den 
»Systemdienstleistungssockel« zu reduzieren, der den ins Stromsystem integrier-
baren Anteil von RES-E in einigen Jahren begrenzen könnte, wie in Kapitel V 
dargelegt. Ein Manko dieser Konzepte ist allerdings, dass eine regionale Opti-
mierung des Betriebs von Stromerzeugern und -speichern dazu führt, dass über-
regionale großräumige Ausgleichseffekte nicht genutzt werden können, was im 
Ergebnis im Allgemeinen zu ökonomisch und ökologisch ineffizienter Nutzung 
der vorhandenen Ressourcen führt (Kap. V.6.3). 
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kraftanlagencluster, Biomethan-Gas-Dampf-Kraftwerk zusammen mit einem 

Leistung

Leistung

LeistungLeistung

Leistung

angepasste
Fahrpläne

zentrale
Steuerungseinheit

Strombedarf

Solar

Biogas Speicher

Wind

E

E

E



IV.  SPEICHER UND WEITERE FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 

96 

Elektrolyseur zur Wasserstofferzeugung kommt zum Ergebnis, dass die Stromge-
stehungskosten für das Jahr 2020 bei etwa 0,16 bis 0,17 Euro/kWhel liegen 
könnten. Für den Anbau der benötigten Biomasse würde eine Fläche von etwa 
200 bis 220 ha/MW (elektrisch) benötigt (Schwarz et al. 2008, S. 6). 

Im Rahmen der Verordnungsermächtigung zu Systemdienstleistungen nach § 64 
EEG 2009, wurde die Einführung eines Kombikraftwerksbonus zur Unterstüt-
zung von regenerativen Hybridkraftwerken diskutiert. Das Ziel war dabei die 
Förderung der bedarfsgerechten Einspeisung durch Kombination von RES-E-
Anlagen mit Speichern. Eine Analyse im Auftrag des Bundeswirtschaftsministe-
riums kommt jedoch zu dem Ergebnis, dass der Kombikraftwerksbonus keinen 
nennenswerten Nutzen für das Gesamtsystem stiften kann und gegenüber dem 
ebenfalls diskutierten Marktprämienmodell deutliche Nachteile hat (Consen-
tec/r2b 2010b, S. 3). Tabelle IV.4 zeigt eine zusammenfassende Bewertung des 
Kombikraftwerksbonus mit der inzwischen eingeführten Marktprämie. 

TAB. IV.4 ZUSAMMENFASSENDE BEWERTUNG DES MARKTPRÄMIENMODELLS 
 UND DES KOMBIKRAFTWERKSBONUS 

Förder- 
modell 

EE-Tech- 
nologie 

bedarfsgerechte Einspeisung Heran- 
führung 
an Wett-
bewerbs- 

markt 

Mit-
nahme-
effekte Ausgleich 

von 
Angebot 

und 
Nachfrage

Vermei-
dung von 

Netz- 
engpässen

Bereit- 
stellung 

von Regel-
leistung 

Markt-
prämien-
modelle 

dargebots-
abhängige EE 
steuerbare EE 

o/+ 
 
 

++ 

o/+ 

Regelungen 
derzeit im 
EEG nicht 
vorgesehen 

++ – – 

Kombi- 
kraftwerks- 
bonus 

dargebots-
abhängige EE 
steuerbare EE 

o 
 
 

+ 

o/+ 

Regelungen 
derzeit im 
EEG nicht 
vorgesehen 

o – 

o keine Veränderung gegenüber Festpreisvergütung  
+ Verbesserung gegenüber Festpreisvergütung  
– Verschlechterung gegenüber Festpreisvergütung 

Quelle: Consentec/r2b 2010b, S. 95 
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SPEICHER UND WEITERE FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN: 
ZWISCHENFAZIT 3. 

Ein dynamisch voranschreitender Ausbau der Stromerzeugung mittels erneuer-
barer Energien, der sich zu einem erheblichen Ausmaß auf fluktuierende Quellen 
stützt, macht es zwingend erforderlich, dass das Stromsystem wesentlich flexib-
ler als in der Vergangenheit auf unterschiedliche Einspeise- und Nachfragesitua-
tionen reagieren können muss, damit die Versorgungssicherheit gewahrt bleibt. 

Speicher sind dabei nur eine – wenngleich wichtige – Option zur Flexibilisierung 
des Stromsystems. Einen Bedarf an Speichern »an sich« gibt es nicht. Daher sind 
Aussagen in der Form »bei einem Anteil fluktuierender RES-E-Erzeugung von 
x % an der Stromerzeugung werden zum sicheren Systembetrieb y GW Spei-
cherkapazität benötigt« nicht sinnvoll. Die Aufgaben, die Speicher übernehmen 
können, sind immer auch auf anderem Wege erfüllbar – durch Flexibilisierung 
des (regelbaren) Kraftwerksparks, Netzausbau, Erzeugungs- und Nachfragema-
nagement. Die Abschätzung des zukünftigen Speicherbedarfs ist daher immer 
sehr voraussetzungsreich. 

Insgesamt gesehen wird die Rolle, die Speicher im Stromsystem Deutschlands in 
den nächsten 10 bis 15 Jahren spielen werden, aus heutiger Sicht eher begrenzt 
sein. In der (fach)öffentlichen und politischen Diskussion wird diese Rolle der-
zeit eher über- als unterschätzt. Je nach Entwicklung der Rahmenbedingungen 
könnte ein Bedarf für Stundenspeicher in einer Größenordnung von 1 bis 2 GW 
entstehen, zum wöchentlichen oder saisonalen Ausgleich wird bei diesem Zeit-
horizont kein zusätzlicher Speicherbedarf gesehen (Wietschel 2011). 

Für alle Speichertechnologien gilt, dass sie im Vergleich mit anderen Flexibilisie-
rungsoptionen zumeist die teurere Option darstellen. Daher sollten aus ökono-
mischer Sicht die kostengünstiger erschließbaren Potenziale zuerst ausgeschöpft 
werden. Insbesondere stellen Speicher wegen ihrer deutlich höheren Investitions-
kosten keine Alternative zum Netzausbau dar. 

Die aktuelle Entwicklung auf den Strommärkten, dass – insbesondere an Tagen 
mit hoher Photovoltaikeinspeisung – der Preisunterschied zwischen Spitzen- und 
Grundlaststrom stark sinkt, stellt sogar die Wirtschaftlichkeit von neuen Pump-
speicherkraftwerken infrage, der ökonomisch günstigsten aller Speichertechno-
logien. 

Eine rein ökonomische Betrachtung des Stromsystems greift allerdings zu kurz, 
um die zukünftige Entwicklung bei Speichern einzuschätzen. So ist es z. B. nicht 
auszuschließen, dass (teure) Speicher errichtet werden, weil beispielsweise der 
weitere Netzausbau keine gesellschaftliche Akzeptanz findet oder aber dezentrale 
Speicher gebaut werden, obwohl sie aus Sicht des Gesamtsystems energiewirt-
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schaftlich zumeist ineffizient sind, wenn beispielsweise Netzparität (Stromgeste-
hungskosten liegen auf bzw. unter dem Niveau des Endkundenstrompreises für 
Haushaltskunden) für Photovoltaikanlagen mit Speichern erreicht ist (ab etwa 
dem Jahr 2019 erwartet [Bost et al. 2011, S. 8]). 

Demgegenüber sind die langfristigen Herausforderungen ab 2025 mit der Ziel-
perspektive einer (weitgehenden) Vollversorgung mit RES-E bis etwa 2050 
enorm. Aber auch in dieser langfristigen Perspektive lassen sich die Herausforde-
rungen nicht nur mit einem massiven Ausbau von Speicherkapazitäten bewälti-
gen. Letztlich gilt es, aus dem zur Verfügung stehenden Portfolio an Flexibilisie-
rungsoptionen für das Stromsystem diejenige Kombination von Maßnahmen zu 
finden, die die langfristige Versorgungssicherheit zu den geringsten ökonomi-
schen Kosten bei höchstmöglicher ökologischer und sozialer Verträglichkeit ge-
währleistet. Dies ist ein gesellschaftlich zu organisierender Suchprozess. 
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SZENARIENANALYSE V. 

VORGEHENSWEISE 1. 

In diesem Kapitel sollen die Wirkungen eines ambitionierten Ausbaus der erneu-
erbaren Energien (auf Basis der Pläne aus dem »Nationalen Aktionsplan für er-
neuerbare Energie« für 2020 und dem Basisszenario der BMU-Leitstudie für 
2030) auf den Stromsektor analysiert werden. Entsprechend der Aufgabenstel-
lung des Berichts konzentriert sich die Analyse dabei auf die Lastsituation im 
Stromversorgungssystem: In einem ersten Schritt werden auf Basis veröffentlich-
ter Daten zur Einspeisung der Windenergie und eigenen Modellrechnungen für 
die übrigen erneuerbaren Energien die stundenscharfen Einspeiseprofile der er-
neuerbaren Energien berechnet. Aus diesen Werten wird die Residuallast, d. h. 
die Stromnachfrage abzüglich der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien 
berechnet. Das Jahr 2010 dient hierbei als Referenzjahr für den Vergleich mit 
der zukünftigen Entwicklung. 

Auf Grundlage der errechneten Profile und der unterstellten Szenarioentwick-
lung bezüglich der installierten Leistung und der Entwicklung des Stromver-
brauchs wird die zukünftige Nachfrage nach konventionellen Erzeugungskapazi-
täten prognostiziert. Die errechneten Zeitreihen werden zur Bestimmung zentra-
ler Parameter zur Charakterisierung des Stromversorgungssystems genutzt. 

In einem weiteren Schritt werden mögliche Begrenzungen der Aufnahmefähig-
keit des Stromversorgungssystems diskutiert. Den möglichen Begrenzungen wer-
den bestehende und zeitnah verfügbare Flexibilisierungsoptionen (u. a. Speicher 
und internationale Kuppelstellen) gegenüber gestellt. 

Die beschriebenen Flexibilisierungsoptionen werden in einem nächsten Schritt 
parametrisiert und im Rahmen eines Optimierungsmodells eingesetzt, um die 
Aufnahmefähigkeit des Stromversorgungsystems zu untersuchen. Dabei wird 
zwischen einer Ausgleichsstrategie, die direkt auf den Ausgleich erneuerbarer 
Energien zielt, und einem Ausgleich des Gesamtsystems unterschieden. Die bei-
den Optionen werden bezüglich ihrer Effizienz verglichen. 

Die Modellierungsergebnisse werden mit einem Ausblick auf weitere mögliche 
Flexibilisierungsoptionen und Begrenzungen ergänzt. Das Kapitel schließt mit 
einer Zusammenfassung der wichtigsten Ergebnisse. 



V.  SZENARIENANALYSE 

100 

BESTIMMUNG DER EINSPEISEPROFILE IM REFERENZJAHR 2. 

Zur Abbildung eines möglichst breiten Spektrums meteorologischer Verhältnisse 
werden die Analysen auf Basis der meteorologischen Zustände der Jahre 2006 
bis 2010 durchgeführt. Die Jahre wurden aufgrund der Datenverfügbarkeit aus-
gewählt. Es ist allerdings zu erwähnen, dass es unter diesen Jahren mit 2007 nur 
ein gutes Wetterjahr gibt, die vier anderen Jahre brachten schlechte oder durch-
schnittliche Stromerträge aus erneuerbaren Energien. Die fünf meteorologischen 
Referenzdatensätze für die Jahre 2006 bis 2010 wurden mit den installierten 
Leistungen des Szenarios aus dem »Nationalen Aktionsplan für erneuerbare 
Energie« skaliert, um die Leistungszeitreihen für das Referenzjahr 2010 zu be-
stimmen. In Abbildung V.1 ist die Dauerlinie der erneuerbaren Energien für das 
Jahr 2010 abgebildet.  

ABB. V.1 DAUERLINIE DER RES-E-EINSPEISUNG 2010 

 

Eigene Berechnungen 

Innerhalb der Grafik sind auch einige zentrale Kenngrößen abgebildet. Die mi-
nimale Leistung, das 3 %-Quantil, der Mittelwert und das Maximum der einge-
speisten Leistung. Die minimale Einspeisung der Zeitreihen beträgt 4,93 GW für 
das Jahr 2010. Das 3 %-Quantil liegt mit 7,18 GW etwas höher. Es gibt an, wel-
che erneuerbare Leistung in nur 3 % der Zeit unterschritten wird und kann da-
her als mögliches Kriterium für die gesicherte Leistung dienen (Wiese 1994). Das 
Maximum der RES-E-Einspeisung erreicht in diesem Datensatz 32,15 GW. 
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Eine alleinige Betrachtung der RES-E-Einspeisung liefert jedoch nur ein unzu-
reichendes Bild des Stromversorgungssystems. Erst durch die Berücksichtigung 
der Stromnachfrage kann eine aussagefähige Analyse der Anforderungen an das 
Stromversorgungssystem erfolgen. Ein wichtiger Indikator, der in diesem Zu-
sammenhang verwendet wird, ist die Residuallast. Die Residuallast ergibt sich 
aus der Stromnachfrage abzüglich der erneuerbaren Stromerzeugung. Die Dar-
stellung der errechneten Residuallast des Jahres 2010 als Dauerlinie findet sich 
in Abbildung V.2. Neben dem 3 %-Quantil wurde hier auch das 97 %-Quantil 
als weiterer Indikator für den Leistungsbedarf errechnet. Die Berechnung des 
97 %-Quantils beruht auf der Überlegung, dass eine 100 %ige Versorgungs-
sicherheit nicht gewährleistet werden kann. Das 97 %-Quantil der Residuallast 
gibt damit in Analogie zum 3 %-Quantil der erneuerbaren Leistung an, welche 
Residuallast in 3 % der Zeit überschritten wird. Insgesamt ist zu beachten, dass 
bestehende Flexibilisierungsoptionen und notwendige Systemreserven in dieser 
Darstellung nicht berücksichtigt sind. 

ABB. V.2 DAUERLINIE DER RESIDUALLAST DES JAHRES 2010 

 

Eigene Berechnungen 

SZENARIODARSTELLUNG 3. 

Zur Analyse der Auswirkungen eines fortgesetzt ambitionierten Ausbaus der 
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien werden für 2020 die Zielsetzungen 
des »Nationalen Aktionsplans für erneuerbare Energie« (NREAP) und für 2030 
das Szenario aus der Leitstudie 2010 des BMU verwendet. Da zwei unterschied-
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liche Szenarien genutzt werden, handelt es sich beim verwendeten Szenario 
(streng genommen) nicht um eine konsistente Entwicklung. Die Auswahl be-
gründet sich damit, dass für 2020 die Zahlen des NREAP eine konkret geplante 
Entwicklung darstellen, für 2030 aus offizieller Quelle aber nur die Zahlen der 
Leitstudie vorliegen, bei der die Zahlen für 2020 vom NREAP abweichen. Den-
noch stellen beide Szenarien einen ambitionierten Ausbau der Stromerzeugung 
aus erneuerbaren Energien dar, sodass sie für eine Untersuchung der Aufnahme-
fähigkeit des Stromsystems sehr gut geeignet sind. Die verwendete Entwicklung 
der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien ist in Tabelle V.1 dargestellt. Die 
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien erreicht im Jahr 2020 einen Wert 
von 222 TWh und damit einen Anteil am Stromverbrauch von 42 %, im Jahr 
2030 einen Wert von ca. 325 TWh (Anteil am Stromverbrauch 60 %). In den 
Szenarien wird ein großer Anteil der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien 
des Jahres 2030 aus Windenergie erzeugt, aber auch Photovoltaik und Biomasse 
leisten einen Beitrag. 

TAB. V.1 ENTWICKLUNG DER STROMERZEUGUNG 
 AUS ERNEUERBAREN ENERGIEN (2010–2030) 

Technologie 2010 
TWh 

2020 
TWh 

2030 
TWh 

Wasserkraft 20,0 20,0 23,5 

Windenergie (onshore) 37,3 72,7 87,0 

Windenergie (offshore) 0,3 31,8 95,0 

Photovoltaik 11,0 41,4 57,0 

Geothermie 0,03 1,7 6,6 

Biomasse 38,0 54,7 56,1 

Summe 106,7 222,2 325,2 

Stromverbrauch* 564,1 534,7 542,2 

EE-Anteil 19,3 % 42,0 % 60,3 % 

* Nettostromverbrauch zzgl. Netzverluste. Abweichend von gängigen Angaben des Brut-
tostromverbrauchs, der auch den Pumpstromverbrauch und den Eigenverbrauch der 
Kraftwerke berücksichtigt, wird hier der Nettostromverbrauch zzgl. Netzverluste ange-
geben, um den tatsächlichen Bedarf an konventioneller Nettostromerzeugung zu er-
fassen. Zur Berechnung wurden die Werte zum Bruttostromverbrauch aus NREAP und 
der Leitstudie verwendet. Außerdem wurde basierend auf historischen Zahlen ein Ei-
genverbrauch konventioneller Kraftwerke von 8 % angenommen. 

Quelle: eigene Berechnungen auf Basis von Bundesregierung 2010a, BMU 2010b 

Die Entwicklung der installierten Leistung ist in Tabelle V.2 dargestellt. Im Jahr 
2020 wird eine installierte Leistung erneuerbarer Energien von 112 GW erreicht. 
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Insbesondere durch das weitere Wachstum der Photovoltaik und der Windener-
gie steigt die installierte Leistung auf 142 GW im Jahr 2030. Die Photovoltaik 
erreicht mit einer installierten Leistung von über 60 GW die höchsten Werte. 

TAB. V.2 INSTALLIERTE LEISTUNG IM SZENARIO »AMBITIONIERTER AUSBAU« 

Technologie 2010 
GW 

2020 
GW 

2030 
GW 

Wasserkraft 4,3 4,3 4,9 

Windenergie (onshore) 0,2 35,8 37,8 

Windenergie (offshore) 27,5 10,0 25,0 

Photovoltaik 15,8 51,8 63,0 

Geothermie 0,01 0,3 1,0 

Biomasse 7,1 9,6 9,9 

Summe 54,9 111,8 141,7 

Quelle: eigene Berechnungen auf Basis von Bundesregierung 2010a, BMU 2010b 

SITUATION DES STROMVERSORGUNGSYSTEMS 
OHNE FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 4. 

Durch den weiteren Ausbau der erneuerbaren Energien verändern sich die Cha-
rakteristika des Stromversorgungssystems erheblich. Entsprechend der vorge-
stellten Methodik werden im Folgenden die Leistungszeitreihen für 2020 und 
2030 auf Basis der Entwicklung der Stromnachfrage und der Entwicklung der 
erneuerbaren Energien bestimmt. In Abbildung V.3 ist die Veränderung der Jah-
resdauerlinie im Vergleich für die Jahre 2010, 2020 und 2030 dargestellt. 

Die Darstellung der Kennzahlen in Tabelle V.3 zeigt einen deutlichen Anstieg der 
verwendeten Indikatoren. Der Mittelwert der Einspeiseleistung wird mehr als 
verdreifacht und steigt auf ca. 37,1 GW. Die minimale Einspeisung steigt auf 
10,3 GW, während das 3 %-Quantil der gesicherten Leistung auf 14,0 GW 
steigt. Die maximale Leistung steigt auf ca. 109,1 GW bis 2030. 
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ABB. V.3 DAUERLINIE DER RES-E-EINSPEISUNG BIS 2030 

 

Eigene Berechnungen 

TAB. V.3 INDIKATOREN DER RES-E-EINSPEISUNG 2010–2030 

 2010 
GW 

2020 
GW 

2030 
GW 

Minimum 4,9 8,4 10,3 

3 %-Quantil 7,2 11,0 14,0 

Mittelwert 12,2 25,4 37,1 

Maximum 32,1 73,2 109,1 

Eigene Berechnungen 

Die Entwicklung der Jahresdauerlinie der Residuallast zeigt die Abbildung V.4. 
Auch hier beinhaltet die gewählte Darstellung die Kenndaten der meteorologi-
schen Verhältnisse und der Stromnachfrage aus den Jahren 2006 bis 2010. 
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ABB. V.4 DAUERLINIE DER RESIDUALLAST 2010–2030 

 

Eigene Berechnungen 

TAB. V.4 INDIKATOREN DER RESIDUALLAST 2010–2030 

 2010 
GW 

2020 
GW 

2030 
GW 

Minimum 22,7 -19,5 -53,9 

3 %-Quantil 33,3 10,6 -8,2 

Mittelwert 52,2 35,7 24,8 

97 %-Quantil 71,4 59,7 54,8 

Maximum 81,8 73,8 72,5 

Eigene Berechnungen 

Die Darstellung zeigt eine deutliche Veränderung der Residuallast bis zum Jahr 
2030. Als Folge des Ausbaus erneuerbarer Energien sinkt die minimale Residual-
last von ca. 23 GW im Jahr 2010 auf -54 GW im Jahr 2030. Die erneuerbare 
Stromerzeugung überschreitet also in einigen Stunden des Jahres die Stromnach-
frage sehr deutlich. Im Jahr 2030 wird sogar das 3 %-Quantil der Stromnachfra-
ge negativ, d. h., in mehr als 3 % der Jahresstunden besteht ein signifikanter 
Überschuss an erneuerbaren Energien im Verhältnis zur Nachfrage. Ebenfalls 
deutlich sind auch die Veränderungen der weiteren Indikatoren. Vor dem Hin-
tergrund der Diskussion der gesicherten Leistung erneuerbarer Energien sind hier 
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insbesondere die maximale Residuallast und das 97 %-Quantil der Residuallast 
von besonderer Bedeutung. Während die minimale RES-E-Erzeugung bis zum 
Jahr 2030 um 4,9 GW auf ca. 10,3 GW steigt, sinkt die maximale Residuallast 
im gleichen Zeitraum um ca. 9 GW von 82 GW auf 73 GW. Ein noch deutliche-
res Bild ergibt sich beim 97 %-Quantil der Residuallast. Dieser Wert sinkt von 
71 GW auf 55 GW. 

Aus diesen Analysen lassen sich zwei Schlussfolgerungen ziehen: 

1. Der Ausbau erneuerbarer Energien führt dazu, dass sich der Bedarf an kon-
ventioneller Kraftwerksleistung bis 2030 signifikant reduziert, da die minima-
le RES-E-Erzeugung um 5 GW ansteigt und die maximale Residuallast um 
9 GW sinkt. Zudem verdeutlicht die Darstellung der Jahresdauerlinien, dass 
auch die Auslastung des konventionellen Kraftwerksparks erheblich reduziert 
wird. Die noch benötigten konventionellen Kraftwerke werden seltener Strom 
produzieren, da in vielen Stunden ein großer Anteil des Stromverbrauchs 
durch erneuerbare Energieträger gedeckt wird, was unter anderem durch die 
starke Reduktion des Mittelwerts der Residuallast um fast 28 GW deutlich 
wird. 

2. Die RES-E-Einspeisung übersteigt in immer mehr Stunden die Stromnachfra-
ge. Während dieser Effekt im Jahr 2020 nur in 0,4 % der Zeit auftritt, steigt 
der Wert für 2030 auf 7,5 % oder ca. 650 Stunden im Jahr. Die Summe der 
Überproduktion liegt im Jahr 2020 im Bereich von 0,2 TWh und steigt bis 
2030 auf ca. 5,8 TWh. 

BEGRENZUNGEN UND FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 5. 

Aus diesen Ergebnissen resultieren zwei zentrale Fragen im Zusammenhang mit 
der Integration erneuerbarer Energien, die im Folgenden näher untersucht wer-
den. 

> Wo liegen die Grenzen der Aufnahmefähigkeit des Stromversorgungsystems? 
> Wie kann ggf. die Flexibilität des Stromversorgungssystems erhöht werden, 

um die Integration erneuerbarer Energien zu verbessern? 

Um diese Fragen realistisch zu beantworten, müssen tatsächliche Eigenschaften 
des Stromsystems beachtet werden, die bisher nicht berücksichtigt wurden. Zum 
einen gibt es im Stromversorgungssystem bereits einige Flexibilisierungsoptionen 
wie z. B. Pumpspeicherkraftwerke. Zum anderen bestehen zusätzliche Begren-
zungen der Aufnahmefähigkeit, die z. B. durch die notwendige Bereitstellung von 
Systemdienstleistungen, wie z. B. Regelleistung. Diese Aspekte werden im fol-
genden Teilkapitel erläutert. 
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SYSTEMDIENSTLEISTUNGEN 5.1 

Im Zusammenhang möglicher Überproduktion durch erneuerbare Energien sind 
insbesondere die kurzfristigen Reserven zur Bereitstellung von Primär- und Se-
kundärregelung von besonderer Bedeutung. Aufgrund der geforderten schnellen 
Bereitstellung der Leistung wird diese z. T. durch angedrosselte Kraftwerke er-
bracht. Diese Kraftwerke können dann in Zeiten hoher RES-E-Einspeisung nicht 
vom Netz genommen werden. Mittelfristig ist es denkbar, dass die Systemdienst-
leistungen in solchen Fällen auch von erneuerbaren Energien erbracht werden. 
Auf die Weise könnten die Flexibilität und die Aufnahmefähigkeit des Stromver-
sorgungssystems weiter erhöht werden. 

Der Bedarf an Minutenreserve und Ausfallreserve beeinträchtigt die Aufnahme-
fähigkeit des Systems für hohe Stromproduktion nicht, da die hierzu benötigte 
Leistung auch von schnell startenden Kraftwerken erbracht werden kann. 

Bei der folgenden Berechnung wurde die von den Netzbetreibern im Jahr 2011 
ausgeschriebene Reserveleistung genutzt. Der Bedarf an Primärregelleistung lag 
in diesem Zeitraum bei 612 MW (regelleistung.net). Mit Bedarf von maximal ca. 
2.200 MW fiel die Sekundärregelleistung etwas höher aus.23 Auf Basis der ge-
forderten Regelungsgeschwindigkeiten der jeweiligen Reserven und typischen 
Kenndaten thermischer Kraftwerke lässt sich die minimal notwendige Einspei-
sung thermischer Kraftwerke abschätzen. Unter der Annahme Regelungsge-
schwindigkeit von 4 % der Nennleistung pro Minute (Hundt et al. 2010, S. 23), 
einer minimalen Kraftwerksleistung von 40 %24, sowie einer technischen Ver-
fügbarkeit von 95 % ergibt sich als Maximalschätzung für den Kraftwerksleis-
tungsbedarf der Systemregelleistung ein Wert von 19,9 GW. Davon entfallen ca. 
13,5 GW auf die Primärregelleistung und ca. 6,4 GW auf die Sekundärregelleis-
tung bei Bereitstellung der Reserven durch getrennte Kraftwerke. Diese Werte 
können als Maximalschätzung betrachtet werden. Dies soll im Folgenden kurz 
erläutert werden. 

                                            
23 2010 lag die ausgeschriebene Primärregelleistung bei 623 MW, der Bedarf an positiver 

Sekundärregelleistung im Durchschnitt bei 2,4 GW und an negativer Sekundärregelleis-
tung bei 2,2 GW. 

24 Um den Bedarf an konventioneller Sockelleistung zu errechnen, sind folgende Schritte 
notwendig: Zunächst wird der Betriebspunkt der Kraftwerke für Primär- und Sekundär-
regelleistung berechnet. In den 30 Sekunden, nach denen die volle Primärregelleistung 
zur Verfügung stehen soll, kann ein Kraftwerk seine Leistung um 2 % verändern, bei 
der Sekundärregelung (5 Minuten) um 20 %. Daraus ergibt sich für die Primärregelung 
ein Betriebspunkt von 42 % (40 + 2 %) und für die Sekundärregelung von 60 % (40 + 
20). Die Bedarfe an Primär- und Sekundärregelung müssen dann durch die 2 % bzw. 
20 % geteilt werden, um die Mindestleistung der konventionellen Kraftwerke, die zu ei-
nem bestimmten Zeitpunkt zur Bereitstellung der Reserve am Netz sein muss, zu er-
rechnen. Skaliert man diese Werte mit dem Betriebspunkt sowie der technischen Ver-
fügbarkeit, so ergibt sich der Bedarf an installierter konventioneller Leistung. 
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Nimmt man an, dass die gesamte Sekundärregelung durch Pumpspeicherkraft-
werke abgedeckt wird, sinkt die notwendige Gesamtleistung konventioneller 
Kraftwerke zur Bereitstellung der verbleibenden Regelleistung auf 13,5 GW. Der 
Einsatz von Laufwasserkraftwerken in der Primärregelung ermöglicht eine wei-
tere Verringerung der Sockelleistung. Unter der konservativen Annahme, dass 
Pumpspeicherkraftwerke nur ca. 2 GW25 des Bedarfs an Sekundärregelleistung 
abdecken, ergibt sich eine thermische Sockelleistung von 14,2 GW. Höhere Re-
gelungsgeschwindigkeiten und gemeinsame Erbringung von Primär- und Sekun-
därreglung aus einem Kraftwerkspool können ebenfalls zu einer Senkung des 
Bedarfs führen. Aufgrund der großen Unsicherheiten werden im Rahmen der 
Analyse die möglichen Stromüberschüsse aus erneuerbaren Energien in Abhän-
gigkeit der Sockelleistung angegeben. Dabei wird die Sockelleistung im Bereich 
von 0 bis 17,5 GW variiert. 

BESTEHENDE FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 5.2 

PUMPSPEICHERKRAFTWERKE 5.2.1 

Zu den bestehenden Flexibilisierungsoptionen des Kraftwerksparks in Deutsch-
land gehören Pumpspeicherkraftwerke. Sie können eingesetzt werden, um Regel-
energie bereitzustellen oder Strom zum Zeitpunkt niedriger Preise zu speichern 
und zum Zeitpunkt hoher Preise abzugeben. Somit erhöhen Pumpspeicherkraft-
werke die Aufnahmefähigkeit des Stromversorgungssystems. Die installierte Leis-
tung deutscher Pumpspeicherkraftwerke liegt im Bereich von ca. 7 GW (Bundes-
regierung 2011, S. 2). Das Speichervolumen dieser Kraftwerke liegt im Bereich 
von 0,3 TWh. Zusätzlich existiert in Huntorf ein Druckluftspeicherkraftwerk 
mit einer Verdichterleistung von 68 MW (E.ON 2012). 

EUROPÄISCHER STROMAUSTAUSCH 5.2.2 

Eine weitere Flexibilisierungsoption ist der Stromtransport ins Ausland. Kuppel-
stellen ins Ausland schaffen die Möglichkeit, die fluktuierende Einspeisung über 
größere Distanzen hinweg auszugleichen. Eine Übersicht über die Übertragungs-
kapazitäten findet sich in Tabelle V.5. Im Rahmen der Integration der europäi-
schen Strommärkte ist davon auszugehen, dass die Übertragungskapazitäten 
zwischen den Ländern weiter ausgebaut werden. Bei der weiteren Analyse muss 
jedoch berücksichtigt werden, dass bei starker Windenergieeinspeisung in 
Deutschland nicht alle Exportkapazitäten zur Verfügung stehen, da in einigen 

                                            
25 Denkbar ist auch ein deutlich höherer Anteil der Pumpspeicherkraftwerke an der Se-

kundärregelleistung. Der Wert von 2 GW ist als konservativer Wert zu betrachten, um 
mögliche Restriktionen z. B. durch die Netztopologie abzudecken. 
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Nachbarländern in dieser Zeit ggf. auch eine hohe Einspeisung aus Windenergie 
vorhanden ist. 

TAB. V.5 ÜBERTRAGUNGSKAPAZITÄTEN INS AUSLAND 

Land Exportkapazität in MW Importkapazität in MW 

AT 1.500 1.400 

CH 1.700 4.400 

CZ 800 2.250 

DK 1.500 2.050 

FR 2.400 2.500 

NL 4.000 3.900 

PL 800 1.200 

SE 600 600 

Summe 11.800 16.900 

Quelle: ETSO 2008 

GEPLANTER AUSBAU DER BESTEHENDEN 
FLEXIBILIERSUNGSOPTIONEN BIS 2020 5.3 

Derzeit befindet sich in Deutschland das Pumpspeicherkraftwerk Atdorf im 
Schwarzwald in Planung. Die Schluchseewerke AG plant die Fertigstellung des 
Kraftwerks bis 2020. Die geplanten Kenndaten sind: Leistung: 1,4 GW, Spei-
chervolumen 13 GWh, Kosten: ca. 1 Mrd. Euro. Aufgrund der erheblichen Leis-
tung wird dieses Kraftwerk die Flexibilität des Stromversorgungssystems weiter 
erhöhen (Schluchseewerke AG 2012).26 

Eine weitere Flexibilisierung des Stromversorgungssystems ergibt sich durch eine 
verstärkte Anbindung an das skandinavische Stromnetz (Kap. IV.2.4). Konkret 
werden derzeit zwei Kabelanbindungen von Deutschland nach Norwegen geplant 
(NorGer u. NORD.LINK). Für das Projekt NorGer liegen detaillierte Informatio-
nen vor. Bis zum Jahr 2015 (geplante Inbetriebnahme) soll für eine Investition von 
ca. 1,4 Mrd. Euro eine Leitung mit der Kapazität von 1.400 MW durch die Nord-

                                            
26 Außerdem ist bis 2015/2016 die Erweiterung eines bestehenden Pumpspeichers (Wal-

deck II) um 300 MW bereits genehmigt. Zwei weitere befinden sich im Genehmigungs-
verfahren (Simmerrath 640 MW und Nethe 390 MW) mit einer Inbetriebnahme vor-
aussichtlich bis 2019. Weitere Erweiterungen und Neuinstallationen (zusammen 
> 2 GW) befinden sich in früheren Planungsphasen (BDEW 2012). Der hier berücksich-
tigte Ausbau kann also als konservativ bezeichnet werden. 
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see verlegt werden. Das Projekt NORD.LINK gibt ebenfalls eine installierte Leis-
tung von 1.400 MW an. Norwegen ist für die Flexibilisierung des Stromversor-
gungssystems besonders interessant, da das Land über die größten Speicherkapazi-
täten Europas verfügt. Bei einer installierten Wasserkraftleistung von ca. 28,5 GW 
(Platts 2007) besteht ein maximales Speichervolumen von 84 TWh (Nord Pool 
2012). Zusammen mit Schweden ergibt sich sogar ein Speichervolumen von 
118 TWh (Nord Pool 2012). Diese großen Speichervolumina eröffnen die Mög-
lichkeit, überschüssige Strommengen aus Windkraft auch über längere Zeiträume 
zu speichern. 

Neben dem Neubau von Pumpspeicherkraftwerken in Deutschland werden 
derzeit in den europäischen Nachbarländern weitere Flexibilisierungsoptionen 
durch die Aufrüstung bestehender Kraftwerke, insbesondere der Umrüstung 
von Laufwasserkraftwerken zu Pumpspeicherkraftwerken, erschlossen. In Ös-
terreich, Luxemburg und der Schweiz sind Projekte mit einer Leistung von ca. 
2,7 GW bis 2015 in Planung. Eine Übersicht findet sich in Tabelle V.6. 

Insgesamt zeigt die Übersicht der analysierten Projekte, dass innerhalb 
Deutschlands bzw. den angrenzenden Netzregionen Flexibilisierungsoptionen 
in der Größenordnung mit einer Kapazität von ca. 5,5 GW (im Falle der Reali-
sierung nur einer HGÜ-Verbindung nach Norwegen) bis 6,9 GW bis zum Jahr 
2020 entstehen. Diese Größen sind als konservativ anzusehen, da im benach-
barten Ausland sowie in Deutschland bis 2020 noch weitere Pumpspeicher in 
Planung sind. Außerdem könnten auch andere Flexibilisierungsoptionen an 
Bedeutung gewinnen, die im Anschluss an die Modellierung kurz vorgestellt 
werden. 

TAB. V.6 AUSBAUPLANUNGEN FÜR PUMPSPEICHERKRAFTWERKE IN NACHBARLÄNDERN 

Land Projekt Leistung in MW Fertigstellung 

Luxemburg Vianden 200 2013 

Österreich Limberg II 480 2011 

Österreich Reißeck II 430 2014 

Schweiz Nant de Drance 600 2014 

Schweiz Linth Limmern 1.000 2015 

Quelle: Alpiq 2010; Axpo 2010; Verbund 2010a u. 2010b 
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PARAMETRISIERUNG DER FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 6. 

Im Folgenden sollen die Flexibilisierungsoptionen für die modellgestützte Analy-
se parametrisiert werden. Es werden dabei nur die zuvor beschriebenen beste-
henden und geplanten Flexibilisierungsoptionen berücksichtigt und zu diesem 
Zweck als Speicher mit folgenden Charakteristika betrachtet (Tab. V.7). 

TAB. V.7 KENNDATEN DER FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN IN DER SZENARIOANALYSE 

Technologie reale 
Leistung 

MW 

simulierte 
Leistung 

MW 

simulierter 
Speicher 

GWh 

simulierter 
Wirkungsgrad

% 

Pumpspeicher DE 6.500 4.000 200 75 

Pumpspeicher LU 1.040 1.040 5 75 

Anbindung Alpin 3.200 3.200 32 70 

Anbindung SE 600 600 6 70 

Anbindung FR, NL 6.400 2.000 48 90 

Anbindung DK, CZ, PL 3.100 0 0 90 

geplante Projekte     

Pumpspeicher Atdorf 1.400 1.400 13 81 

NorGer 1.400 1.400 34 70 

NORD.LINK 1.400 0 0 70 

Summe 25.040 13.640 338  

Eigene Berechnungen 

Im Rahmen der Szenarioanalyse wird davon ausgegangen, dass ca. 2,5 GW der 
deutschen Pumpspeicherkraftwerke zur Erbringung der Sekundärregelung ge-
bunden sind. Die verbleibende Leistung von ca. 4 GW steht zum Ausgleich des 
Stromversorgungssystems zur Verfügung. Für die Anbindung an Österreich und 
die Schweiz (Anbindung Alpin) wird angenommen, dass die gesamte derzeit 
schon installierte Kuppelkapazität für zehn Stunden dauerhaft genutzt werden 
kann. Als Gesamtwirkungsgrad für Transport und Speicherung wird ein konser-
vativer Wert von 70 % angenommen. Im Falle einer Verdrängung reiner Strom-
erzeugung aus Speichern bzw. konventionellen Kraftwerken, dürfte der Wir-
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kungsgrad bei über 90 % liegen.27 Für die Nutzungsdauer der Übertragungslei-
tungen nach Schweden und Norwegen (Anbindung SE) wird ebenfalls mit einer 
maximalen Nutzungsdauer von zehn Stunden ein sehr vorsichtiger Wert ange-
nommen. Der hohe Strombedarf und die großen Speicherkapazitäten in Norwe-
gen lassen vermutlich eine deutliche längere Nutzung zu. Für die Kuppelstellen 
nach Frankreich und Niederlande wird von einer dauerhaften Nutzung von 
24 Stunden ausgegangen. Allerdings wird die zulässige Austauschleistung auf 
einen sehr konservativen Wert von 2.000 MW reduziert. Da in diesem Fall ein 
reiner Stromtransport unterstellt wird, wird ein Wirkungsgrad von 90 % ange-
nommen. Insgesamt können die Annahmen in diesem Szenario als sehr konser-
vativ bezüglich der nutzbaren Leistung, der Wirkungsgrade und der maximalen 
Nutzungsdauern betrachtet werden. 

In der folgenden Modellierung werden die dargestellten Flexibilisierungsoptio-
nen genutzt, um die Integration erneuerbarer Energien zu verbessern. Dazu gibt 
es grundsätzlich zwei Optionen – eine Glättung der Residuallast und eine Glät-
tung der RES-E-Einspeisung. Die Glättung der Restnachfrage zielt auf eine Op-
timierung des Gesamtsystems mit dem Grundgedanken, Stromangebot 
und -nachfrage möglichst effizient über die Strommärkte zum Ausgleich zu brin-
gen. Die Glättung der RES-E-Einspeisung verfolgt die Philosophie, die erneuer-
baren Energien grundlastfähig zu machen. Beide Optionen werden im Folgenden 
modelliert, um sie hinsichtlich der erreichten Effektivität und Effizienz bei der 
Verbesserung der Aufnahmefähigkeit des Systems vergleichen und bewerten zu 
können. 

BESCHREIBUNG DES MODELLIERUNGSANSATZES 6.1 

Der Einsatz der Speicher wird mithilfe eines Computermodells abgebildet, das 
auf der Optimierungssoftware GAMS basiert. Auf der Grundlage der hinterleg-
ten stundenscharfen Leistungszeitreihe für die fünf Referenzjahre setzt das Op-
timierungsmodell die Speicher mit dem Ziel ein, die Varianz der Zeitreihe zu 
minimieren. Die Optimierung berücksichtigt dabei als Nebenbedingungen das 
Speichervolumen, die Leistung und den Wirkungsgrad. Aufgrund des erhebli-
chen Rechenaufwandes erfolgt die Berechnung für jedes einzelne Jahr getrennt. 
Die Ergebnisse der fünf Jahre werden aneinandergereiht, sodass die dargestellten 
Dauerlinien die stündlichen Wetter- und Verbrauchsdaten enthalten. Diese zu-

                                            
27 Die 70 % ergeben sich aus dem Wirkungsgrad des Pumpspeichers (max. 81 %) abzüg-

lich der Netzverluste (DE gesamt 5 %, verdoppelt wegen Hin- und Rücktransport). Der 
Wert ist sehr konservativ, da die 5 % auch die Verteilnetzebene einschließen, bei Hin- 
und Rücktransport von Strom nach Österreich sind eigentlich nur ca. 4 % Verlust zu 
erwarten. Bei den 90 % werden nur die Netzverluste berücksichtigt.  
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sammenhängende Zeitreihe wird dann für die weiteren Analysen verwendet 
(Abb. V.5). 

ABB. V.5 STRUKTUR DES EINGESETZTEN MODELLS 

 

Eigene Darstellung 

ERGEBNISSE ZUR GLÄTTUNG DER RESIDUALLAST 6.2 

Die zentralen Indikatoren der Modellierungsergebnisse zur Strategie, die Flexibi-
lisierungsoptionen zur Glättung der Residuallast einzusetzen (Abb. V.6) sind in 
Tabelle V.8 zusammengefasst. Ein Vergleich mit den Ergebnissen ohne Glättung 
(Tab. V.4) zeigt eine Reduzierung der Überproduktion durch erneuerbare Ener-
gien (abhängig von der angenommenen Sockelleistung) sowie eine weitere Redu-
zierung des Bedarfs an konventioneller Leistung. 

Der Mittelwert der Residuallast sinkt bis 2030 auf 24,3 GW, was sehr nahe am 
Mittelwert ohne Glättung von 24,8 GW liegt. Die für die Auslegung des Kraft-
werksparks relevanten Größen des 97 %-Quantils der Residuallast und der ma-
ximalen Residuallast sinken bis zum Jahr 2030 auf 47,3 GW bzw. 60,9 GW. 
Ohne Einsatz der Flexibilisierungsoptionen liegen diese Werte mit 54,8 bzw. 
72,5 GW erheblich höher (Tab. V.4). Für die Berechnung der benötigen konven-
tionellen Kraftwerkskapazität ist zu beachten, dass eventuell zusätzliche Reser-
ven für Systemdienstleistungen und Kraftwerksausfälle vorgehalten werden müs-
sen (Diskussion zur Sockelleistung im Folgenden). 

Insgesamt sinkt die Auslastung des Kraftwerksparks deutlich. Bezeichnet man 
Kraftwerke, die mehr als 7.000 Stunden pro Jahr, also mehr als 80 % der Zeit 
benötigt werden, als Grundlastkraftwerke, so sinkt der Grundlastbedarf im mo-
dellierten System von ca. 45 GW im Jahr 2010 über ca. 31,5 GW im Jahr 2020 
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auf nur ca. 15,5 GW im Jahr 2030. Der starre Begriff der Grundlast, der aus den 
Zeiten vor der Liberalisierung des Stromsektors stammt, wird durch die not-
wendige Flexibilisierung des Kraftwerksparks zunehmend aufgehoben. 

TAB. V.8 INDIKATOREN DER RESIDUALLAST NACH DER OPTIMIERUNG 

 2010 
GW 

2020 
GW 

2030 
GW 

Minimum 26,0 -9,5 -43,9 

3 %-Quantil 36,5 19,0 -1,4 

Mittelwert 51,8 35,2 24,3 

97 %-Quantil 65,2 50,1 47,3 

Maximum 72,8 62,2 60,9 

Eigene Berechnungen 

ABB. V.6 RESIDUALLAST MIT FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN FÜR DIE JAHRE 2010 BIS 2030 

 

Eigene Berechnungen 

Ein weiterer wichtiger Aspekt im Rahmen der Analyse der Zeitreihe ist eine 
mögliche Produktion von Strom aus erneuerbaren Energien, der zum Zeitpunkt 
der Erzeugung nicht zur Deckung der Nachfrage benötigt wird. In Tabelle V.9 
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ist diese nach Berücksichtigung der Optimierung der Flexibilisierungsoptionen 
im Szenario dargestellt. Im Jahr 2010 treten selbst bei der höchsten konventio-
nellen Sockelleistung keine Überschüsse auf. Im Jahr 2020 bleiben die Über-
schüsse bis zu einer Sockelleistung von 15 GW unter 1 TWh. Bei der maximalen 
Sockelleistung von 17,5 GW kommt es zu einer geringen Überproduktion von 
1,6 TWh bzw. 0,1 % der RES-E-Stromerzeugung. Im Jahr 2030 treten erhebliche 
Überschüsse auf. Bei der maximalen Sockelleistung von 17,5 GW beträgt der 
Überschuss ca. 25,2 TWh bzw. 7,7 % der RES-E-Stromerzeugung. Gelingt es 
jedoch mittels Pumpspeicherkraftwerken, erneuerbaren Energien und schnell 
regelbaren Kraftwerken die konventionelle Sockelleistung auf 0 bzw. 5 GW zu 
senken, beträgt die Überproduktion lediglich 2,4 TWh (0,7 %) bzw. 4,4 TWh 
(1,4 %). 

Aus diesen Ergebnissen lassen sich zwei zentrale Herausforderungen für ein 
Stromversorgungssystem mit hohem Anteil erneuerbarer Energien ableiten: Zum 
einen müssen konventionelle Kraftwerke mit erheblich geringeren Auslastungs-
graden kalkulieren, zum anderen muss die Bereitstellung der Systemdienstleis-
tungen im Stromversorgungssystem durch eine möglichst geringe konventionelle 
Kraftwerksleistung erfolgen, um einen hohen Anteil erneuerbarer Energien an 
der Stromversorgung zu ermöglichen und Überproduktion zu vermeiden. Zen-
trale Optionen in diesem Zusammenhang sind schnell regelbare Kraftwerke und 
hohe Anteile von Wasserkraft, Pumpspeichern, Biomasse und gegebenenfalls 
auch Windenergie an der Bereitstellung von Systemdienstleistungen. 

TAB. V.9 ÜBERPRODUKTION VON RES-E-STROM 

minimale Sockelleistung 
GW 

2010 
TWh 

2020 
TWh 

2030 
TWh 

0 0,00 0,01 2,37 

5.000 0,00 0,05 4,40 

10.000 0,00 0,18 8,10 

15.000 0,00 0,58 14,63 

17.500 0,00 1,61 25,19 

Eigene Berechnungen 

ERGEBNISSE ZUR GLÄTTUNG DER RES-E-EINSPEISUNG 6.3 

Eine weitere Option zur Integration erneuerbarer Energien ist die Strategie, die 
RES-E-Einspeisung selbst durch den Einsatz von Flexibilisierungsoptionen zu 
glätten. Beispiele für Instrumente, mit denen diese Strategie verfolgt werden 
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kann, sind die Förderung des Photovoltaikdirektverbrauchs, um den Bau von 
Speichern anzureizen oder die Gewährung eines Kombikraftwerksbonus. Zur Un-
tersuchung der Auswirkungen einer solchen Strategie wird das entwickelte Com-
putermodell mit der Maßgabe eingesetzt, die RES-E-Einspeisung mit den verfüg-
baren Speichern zu glätten. Im Folgenden sollen die Wirkungen dieser Speicher-
einsatzstrategie mit dem Speichereinsatz zur Glättung der Residuallast verglichen 
werden. Da letztlich die Residuallast die zentrale Kenngröße für den Einsatz des 
Kraftwerksparks ist, erfolgt der Vergleich auf der Basis der für beide Strategien 
berechneten Kenngrößen für die Residuallast (Tab. V.10). 

TAB. V.10 WIRKUNG UNTERSCHIEDLICHER OPTIMIERUNGSSTRATEGIEN 
 AUF DIE RESIDUALLAST 

 Optimierung Residuallast 
2030 
GW 

Optimierung RES-E 
2030 
GW 

Minimum -43,9 -42,3 

3 %-Quantil -1,4 -3,5 

Mittelwert 24,3 25,1 

97 %-Quantil 47,3 53,1 

Maximum 60,9 72,5 

Eigene Berechnungen 

Im untersuchten Datensatz ergeben sich insbesondere Unterschiede bei der ma-
ximalen Residuallast und dem 97 %-Quantil der Residuallast. Beide Werte kön-
nen als erste Indikatoren für den Kraftwerksbedarf angesehen werden. Im Falle 
einer reinen Glättung der RES-E-Einspeisung besteht ein deutlich höherer Kraft-
werksbedarf als im Falle einer Optimierung der Residuallast. Der Unterschied 
beträgt ca. 11,6 GW in der Maximallast und rund 6 GW beim 97 %-Quantil. 
Unterstellt man, dass die zusätzliche Maximallast durch Gasturbinen aufge-
bracht werden müsste, führt eine zusätzlich benötigte Leistung von 6 GW zu 
zusätzlichen jährlichen Kosten von ca. 200 Mio. Euro.28 Die durch das 3 %-
Quantil ausgedrückte Überschussproduktion aus erneuerbaren Energien wird bei 
einer Glättung der Residuallast deutlich reduziert.29 

                                            
28 Annahmen: Investition 396 Euro/kW, 6 % Zins, 20 Jahre Laufzeit. 
29 Die minimale Residuallast fällt im Falle der Glättung der RES-E-Produktion geringer 

aus. Dieses Ergebnis tritt auf, da die genutzte Optimierungsfunktion nicht auf die Ma-
ximierung des absoluten Minimums der Residuallast ausgelegt ist. Dies hat keine Rele-
vanz für die Interpretation des Gesamtergebnisses.  
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Außerdem kommt es bei reiner Optimierung der RES-E-Produktion trotz der 
geringeren Überproduktion im Minimum häufiger zu einer Situation, bei der die 
Produktion aus erneuerbaren Energien die Nachfrage übersteigt. In Tabelle V.11 
ist der Vergleich der Überproduktion für beide Optimierungsstrategien und die 
unterschiedlichen Sockelleistungen dargestellt. 

TAB. V.11 ÜBERPRODUKTION IN ABHÄNGIGKEIT VON DER OPTIMIERUNGSSTRATEGIE 

minimale konventionelle 
Sockelleistung 

MW 

Optimierung RES-E 
2030 
TWh 

Optimierung Residuallast
2030 
TWh 

0 4,25 2,37 

5.000 7,90 4,40 

10.000 14,30 8,10 

Eigene Berechnungen 

Es zeigt sich, dass je nach unterstellter Sockelleistung ein deutlicher Unterschied 
in der Überproduktion entsteht. Im Falle einer reinen RES-E-Glättung müssen 
zwischen 2 und 6,2 TWh mehr erneuerbare Stromproduktion abgeregelt wer-
den. Je nach Strompreis entsteht für jede abgeregelte TWh ein Wertverlust von 
50 bis 100 Mio. Euro. Insgesamt zeigt sich also, dass die Strategie, Flexibilisie-
rungsoptionen einzusetzen, damit die RES-E-Einspeisung geglättet wird und sich 
hierdurch die erneuerbaren Energien »selbst ausregeln«, ökonomisch ineffizient 
ist. Dabei ist zur berücksichtigen, dass das gewählte Beispiel der Glättung der 
gesamten RES-E-Einspeisung noch eine vergleichsweise effiziente Strategie ist. 
Der ökonomische Effizienzverlust nimmt mit kleinerem Bilanzraum zu, da Aus-
gleichseffekte zwischen verschiedenen Regionen nicht mehr genutzt werden kön-
nen. Der Extremfall der Strategie der Glättung der Einspeisung einer einzelnen 
Anlage z. B. durch einen Speicher wird dabei zu deutlich höheren Kosten führen. 

Die Modellierung zeigt demnach, dass die Option, die Flexibilisierungsoptionen 
zur Glättung der RES-E-Einspeisung zu nutzen, ineffizient ist. Sie führt häufiger 
zu Situationen, in denen die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien die 
Nachfrage übersteigt und zudem eine höhere konventionelle Leistung erfordert. 
Eine Nutzung der Flexibilisierungsoptionen zur Glättung der Residualnachfrage 
sollte daher angestrebt werden. 
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NETZENGPÄSSE ALS WEITERE BEGRENZUNG 6.4 

Eine weitere Begrenzung innerhalb des Stromversorgungssystems können 
Netzengpässe sein, die den innerdeutschen Stromtransport beschränken. In der 
Modellierung wurde vereinfachend davon ausgegangen, dass dauerhaft keine 
erheblichen Einschränkungen im innerdeutschen Stromtransport bestehen, da 
eine genaue Analyse der Übertragungsnetze mit erheblichem Aufwand verbun-
den ist. Die Analyse der Netzsituation ist Gegenstand der DENA-Netzstudien 
auf nationaler Ebene und des »Ten Year Network Development Plans« auf in-
ternationaler Ebene, die unter Beteiligung der Übertragungsnetzbetreiber erstellt 
wurden (DENA 2005 und 2010a; ENTSO-E 2010). Beide Studien ergaben einen 
hohen Bedarf an neuen Netzkapazitäten, um die erhöhte Einspeisung aus erneu-
erbaren Energien aufzunehmen. Dauerhaft bestehende Netzengpässe würden zu 
erheblichen Einschränkungen der Flexibilität und Aufnahmefähigkeit des Strom-
versorgungssystems führen. 

KERNERGEBNISSE DER ANALYSE 7. 

Die Analysen zeigen, dass hohe Anteile erneuerbarer Energien, wie im ambitio-
nierten Ausbauszenario der Bundesregierung vorgesehen, in das Stromversor-
gungssystem integriert werden können. In der Analyse wird allerdings vorausge-
setzt, dass die notwendige Netzinfrastruktur für den innerdeutschen Stromtrans-
port bereitgestellt wird. 

Eine Erhöhung des Anteils erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung auf 40 
bis 50 % ist auf Basis verfügbarer und geplanter Flexibilisierungsoptionen mög-
lich. Dieses Ergebnis deckt sich mit anderen Studien (Hundt et al. 2010, Fraun-
hofer IWES 2009), die für unterschiedliche Auftraggeber erstellt wurden. Eine 
weitere Steigerung des Anteils erneuerbarer Energien ist ebenfalls möglich. Eine 
solche Entwicklung setzt allerdings voraus, dass die notwendigen Systemdienst-
leistungen, insbesondere die Vorhaltung von Regelleistung, mit möglichst gerin-
gem Einsatz konventioneller Kraftwerke erbracht werden können. Abhängig 
vom Anteil der Systemdienstleistungen, die durch erneuerbare Energien bereitge-
stellt werden können, beträgt die im Jahr 2030 erzeugte Überschussproduktion 
zwischen etwa 1 TWh und zweistelligen TWh-Mengen. 

Der Ausbau erneuerbarer Energien hat auch erhebliche Auswirkungen auf die 
konventionellen Kraftwerke. Zwar werden diese weiterhin benötigt, um den 
verbleibenden Anteil der Stromnachfrage im Jahr 2030 zu decken. Allerdings 
sinken sowohl der Leistungsbedarf als auch die Auslastung für diese Kraftwerke 
deutlich ab. Der starre Begriff der Grundlast, der aus den Zeiten vor der Libera-
lisierung des Stromsektors stammt, wird durch die notwendige Flexibilisierung 
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des Kraftwerksparks zunehmend aufgehoben. Der Markt für sogenannte Grund-
lastkraftwerke mit hoher Auslastung wird durch den Ausbau erneuerbarer Ener-
gien deutlich geringer – im Szenario sinkt er bis 2030 auf nur 6 GW. Eine Ge-
genüberstellung mit der derzeit installierten Bruttoleistung klassischer als Grund-
lastkraftwerke bezeichneter Braunkohle- und Kernenergiekraftwerke von ca. 
29 GW (Bundesnetzagentur 2011) verdeutlicht die Entwicklung. Kraftwerks-
neubauten und bestehende Kraftwerke werden mit erheblich reduzierten Auslas-
tungen kalkulieren müssen, die beim weiteren Ausbau erneuerbarer Energien 
auch nach 2030 weiter sinken werden. Das wird insbesondere Auswirkungen 
auf die Rentabilität der unterschiedlichen Kraftwerkstypen haben. Die Wirt-
schaftlichkeit von Kraftwerksneubauten mit hohen Kapitalkosten wird sich ohne 
weitere Eingriffe in den Markt im Vergleich zu Kraftwerken mit niedrigeren Ka-
pitalkosten verschlechtern. 

Ein weiteres zentrales Ergebnis der Analysen ist, dass eine ökonomisch effiziente 
Integration erneuerbarer Energien die Glättung der residualen Gesamtnachfrage 
anstreben sollte. Der Ansatz, Flexibilisierungsoptionen, wie z. B. Speicher, nur 
zur Glättung der Einspeisung aus erneuerbaren Energien einzusetzen, führt zu 
ineffizienten Lösungen. Eine ökonomisch effiziente Integration der erneuerbaren 
Energien benötigt einen großen geografischen Bilanzraum mit entsprechenden 
Stromtransportkapazitäten und einer Orientierung des Speichereinsatzes an der 
Situation des Gesamtsystems (Angebot und Nachfrage). Außerdem zeigt die 
Analyse, dass mehr Flexibilisierungsoptionen im System erheblich zur Reduktion 
des Bedarfs an konventionellen Kraftwerken, aber auch zur Minimierung der 
Abregelung von erneuerbaren Energien beitragen. 
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INTERNATIONALE ERFAHRUNGEN VI. 

Mit einem Anteil von 20 % erneuerbarer Energien an der Stromversorgung liegt 
Deutschland weltweit unter den Spitzenreitern, übertroffen nur von Ländern mit 
großen Wasserkraftpotenzialen (z. B. Norwegen, Österreich, Schweiz u. a.). Den-
noch kann ein Blick auf die Erfahrungen anderer Länder helfen, Strategien zur 
Integration erneuerbarer Energien in das Stromsystem zu optimieren. 

Da Windenergie derzeit aufgrund relativ hoher Beiträge zur Stromerzeugung und 
hoher Volatilität die größte Herausforderung für das Stromsystem darstellt, 
werden im Folgenden die Integrationsstrategien in Dänemark und auf der iberi-
schen Halbinsel (Spanien und Portugal) betrachtet, die über einen noch höheren 
Anteil der Windkraft an der Gesamtstromerzeugung (von ca. 26 bzw. 16 %) 
verfügen als Deutschland (knapp 11 %) (Abb. VI.1). 

ABB. VI.1 BEITRAG DER WINDENERGIE ZUR GESAMTEN STROMPRODUKTION 
 IN EUROPÄISCHEN LÄNDERN 2011 IN % 

 

Quelle: EWEA 2012, S. 11 
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Sie unterscheiden sich signifikant in ihrer Integrationsstrategie. Dänemark ist 
sehr gut in das europäische und nordische Stromnetz sowie den nordischen 
Strommarkt eingebunden – hier kommen daher zur Integration der erneuerbaren 
Energien verstärkt internationale Maßnahmen zur Anwendung. Die iberische 
Halbinsel dagegen ist bis auf einen Interkonnektor nach Frankreich mit geringer 
Leistung vom europäischen Netz isoliert. Die Integration variabler erneuerbarer 
Energienerfolgt daher hauptsächlich mittels Maßnahmen innerhalb der Region. 
Die Gegenüberstellung der Integrationsstrategien in Dänemark und auf der iberi-
schen Halbinsel ermöglicht es daher, ein weites Spektrum an Handlungsoptio-
nen zur Integration erneuerbarer Energien aufzuzeigen. 

DÄNEMARK 1. 

Der Anteil der Windenenergie an der gesamten Stromproduktion betrug in Dä-
nemark im Jahr 2011 bereits 25,9 %. Dänemark ist damit weltweit führend bei 
der Integration dargebotsabhängiger erneuerbarer Energien. Um dies zu errei-
chen, wird eine Kombination verschiedener Maßnahmen eingesetzt (energinet 
2010): 

INTEGRIERTE REGELMÄRKTE 

Dänemark ist eingebunden in einen internationalen Regelmarkt, sodass der 
Netzbetreiber im Fall von Produktionsabweichungen zusätzlich zu dänischen 
Kraftwerken auch Zugriff auf Kraftwerke aus Schweden, Finnland, Norwegen 
und Norddeutschland hat. Eine solche verbundene Regelzone hilft zum einen, 
den Bedarf an Regelenergie zu optimieren, da sich häufig die Regelbedarfe in 
verschiedenen Regionen ausgleichen. Außerdem können die Kosten für den ver-
bleibenden Regelenergiebedarf minimiert werden, da jeweils auf das günstigste 
im Verbund zur Verfügung stehende Kraftwerk (abhängig von der Netzauslas-
tung) zurückgegriffen werden kann. 

NORWEGISCHE WASSERKRAFT 

Der gemeinsame Markt mit Norwegen, Schweden, Finnland sowie Estland 
(»Nord Pool«) schafft günstige Bedingungen für die Windkraftintegration. 
Durch die im Vergleich zur rein nationalen Betrachtung höhere Nachfrage im 
gemeinsamen Markt, die großen Wasserkraftpotenziale in Norwegen und 
Schweden (Kap. IV.2.4) sowie ausreichende internationale Kuppelstellen (unter-
seeische HGÜ-Kabel) hat Dänemark die Möglichkeit, große Mengen an Wind-
energie zu exportieren. Die norwegische Wasserkraft und die dänische Wind-
kraft ergänzen sich dabei optimal. Dänemarks Stromaustausch mit den Nach-
barländern beträgt fast 30 % des jährlichen Stromverbrauchs. 
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ROBUSTES STROMNETZ 

Das gut ausgebaute dänische Stromnetz ist Voraussetzung für Im- und Exporte, 
aber auch für die optimale Verteilung der erzeugten Strommenge in Dänemark. 
Durch einen weiteren Ausbau des Stromnetzes auf europäischer Ebene könnte 
die Nutzung des dänischen Windstroms noch weiter optimiert werden, wobei 
die Kapazität der dänischen Kuppelstellen auch heute schon 80 % der Spitzen-
nachfrage entspricht (IEA 2011). 

AKKURATE WINDPROGNOSEN 

Eine Abweichung des tatsächlichen Winds von der Prognose um lediglich 1 m/s 
führt zu einer Änderung der in Dänemark erzeugten Leistung um 350 MW. Der 
dänische Netzbetreiber erhält deshalb viermal am Tag Vorhersagen von drei 
verschiedenen Wetterstationen und fordert bei großen Abweichungen zusätzliche 
Informationen an, um sich im erforderlichen Grad auf Unsicherheiten in der 
Stromerzeugung vorzubereiten. 

WÄRMESPEICHER 

In Dänemark ist Kraft-Wärme-Kopplung sehr weit verbreitet. Ihr Anteil an der 
Stromerzeugung liegt derzeit bei etwa 45 % (Bezugsjahr 2009) (Eurostat 2012). 
Die meisten KWK-Anlagen nutzen überschüssigen Strom aus Windkraft in 
Kombination mit großen Wärmetanks zur Wärmegewinnung. Dies erhöht die 
Flexibilität des Systems, ist aber auch für die KWK-Anlagen finanziell vorteilhaft 
und reduziert Emissionen durch Wärmeerzeugung aus fossilen Kraftstoffen. 

NEGATIVE PREISE 

Besonders im Westen Dänemarks übersteigt die Stromproduktion aus Windkraft 
teilweise die Stromnachfrage. Zu solchen Zeiten wird Strom in die europäischen 
Nachbarländer exportiert, in denen der Strompreis zum fraglichen Zeitpunkt am 
höchsten ist. Zudem sind seit 2009 im Nord Pool negative Preise zugelassen. 
Diese sollen dazu führen, dass Kraftwerke bei Überangebot die Produktion dros-
seln. 

Aufgrund der vielseitigen Flexibilisierungsoptionen schätzt die IEA (2011) in 
einer aktuellen Studie den Anteil an erneuerbaren Energien, den das derzeitige 
dänische Stromsystem ohne weitere Maßnahmen zur Flexibilisierung aufnehmen 
könnte, auf 63 %. 
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IBERISCHE HALBINSEL 2. 

Im Gegensatz zu Dänemark verfügen Spanien und Portugal nur über sehr einge-
schränkte Möglichkeiten zum Stromim- und -export und damit zum Stromhan-
del mit dem übrigen Europa. Das Stromsystem der iberischen Halbinsel ist bei-
nahe als Inselsystem zu betrachten, da die Kapazität der Kuppelstellen derzeit 
nur 5 % der Spitzennachfrage beträgt. Die IEA-Schätzung für den integrierbaren 
Anteil dargebotsabhängiger erneuerbarer Energien für die iberische Halbinsel 
fällt bei Weitem geringer aus als für Dänemark, das technische Potenzial zur In-
tegration variabler erneuerbarer Energien (nicht Wasserkraft) liegt dort bei nur 
27 % (IEA 2011). Dennoch gelingt es, in diesem System aktuell fast 16 % Wind-
stromerzeugung zu integrieren. Zu Spitzenzeiten werden bereits heute mehr als 
60 % der Nachfrage von der Windkraft gedeckt. 

Der spanische und der portugiesische Strommart sind durch den iberischen Re-
gionalmarkt »Mercado Ibérico de la Electricidad«(MIBEL) verbunden. Dies er-
möglicht den Austausch von Regelenergie über die gesamte iberische Halbinsel. 
Zudem ist die Wetterlage am Atlantik und dem Mittelmeer oft unterschiedlich. 
Diese Tatsache und die gleichmäßige räumliche Verteilung von Windparks und 
Solaranlagen über die iberische Halbinsel wirken ausgleichend auf die Schwan-
kungen bei der Stromproduktion aus dargebotsabhängigen erneuerbaren Ener-
gien. Ein Strommix mit einem hohen Anteil an Wasserkraft (30 %) und Gas-
kraftwerken (36 %) trägt zur Flexibilität des Systems bei. Allerdings ist die Pro-
duktion aus Wasserkraft stark abhängig von Jahreszeit und Niederschlagsmen-
ge. 

Für die Politik sind vor allem vier Maßnahmen, die insbesondere im spanischen 
Stromsystem umgesetzt wurden, von Bedeutung: 

NATIONALES VORHERSAGESYSTEM 

Die Windprognosen in Spanien werden mittels eines einheitlichen Systems 
(»Sipreolico«) durchgeführt, das auch die Daten an die Kontrollzentren weiter-
leitet. Die Windprognosen werden genutzt, um wöchentliche und Echtzeitausle-
gungen der Netze zu erstellen. Darüber hinaus wird auch für die Bewertung von 
Zukunftsszenarien und für die Kapazitätsplanung auf dieses System zurückge-
griffen. 

MARKTPRÄMIE 

Spanien hat schon 2006 eine optionale Marktprämie eingeführt, um die Strom-
produktion aus erneuerbaren Energien zu flexibilisieren und stärker an der 
Nachfrage auszurichten. Mehr als 90 % der Windparks nutzen diese Möglich-
keit anstelle der festen Einspeisevergütung. Da die Gesamteinnahmen (Strom-
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marktpreis plus Prämie) für den Betreiber einer erneuerbaren Anlage durch ein 
System von stündlichen Höchst- bzw. Mindestpreisen (»Cap und Floor«) limi-
tiert sind, ist der positive Effekt auf die Nachfrageorientierung der Stromerzeu-
gung allerdings begrenzt. 

INTRADAY-AUKTIONEN 

In Spanien ist nach der Day-ahead-Auktion am Vortag des Liefertags bilateraler 
Handel verboten. Stattdessen finden an der Strombörse sechs untertägige Auk-
tionen statt. Der liquide Handel, der sich daraus ergibt, ermöglicht es, neue In-
formationen zur Stromerzeugung aus dargebotsabhängigen erneuerbaren Ener-
gien zu nutzen und führt zu einem geringeren Bedarf an schnell reagierenden 
Kraftwerken für die Regelenergie. 

KONTROLLZENTRUM 

Das Kontrollzentrum für Erneuerbare Energien »Centro de Control de Régimen 
Especial« (CECRE) wurde in Spanien bereits 2000 eingerichtet (RED 2009). Es 
zielt darauf, eine maximale Einspeisung erneuerbarer Energien zu erreichen und 
die Netzsicherheit zu maximieren. Das CECRE kommuniziert mit den zur Bün-
delung der einzelnen Erzeuger (Verpflichtung für Anlagen mit mehr als 10 MW 
Leistung) eingerichteten regionalen Kontrollzentren, die die Produktion aus er-
neuerbaren Energien managen. In Echtzeit werden Informationen zur Produk-
tion aus erneuerbaren Energien von jedem regionalen Kontrollzentrum abgeru-
fen. Bei Bedarf zur Erhaltung der Netzsicherheit und beruhend auf nationaler 
Optimierung wird die Abregelung bestimmter Windkraftanlagen angeordnet. 
Das CECRE erlaubt so den direkten Zugriff der Übertragungsnetzbetreiber auf 
die Windenergieanlagen. Bei gleicher Versorgungssicherheit kann deshalb ein 
höherer Anteil erneuerbarer Energien integriert werden. 

VERGLEICH MIT DEUTSCHLAND 3. 

Wie aus dem Vergleich der Maßnahmen in Dänemark und auf der iberischen 
Halbinsel deutlich wird, ist die Aufnahmefähigkeit eines Stromsystems für er-
neuerbare Energien stark abhängig von den spezifischen lokalen Gegebenheiten. 
Trotzdem gibt es für alle Länder die gleichen vier zentralen Möglichkeiten, um 
die Flexibilität des Stromsystems zu erhöhen, nämlich Netzausbau inkl. Kuppel-
stellen, Erhöhung der Flexibilität der Erzeugung, flexiblere Nachfrage und Aus-
bau der Speicherkapazitäten. Um diese vier Faktoren zu verbessern, ist es sinn-
voll, internationale Erfahrungen zu kennen und im eigenen Kontext zu nutzen. 

Im Folgenden wird kurz dargestellt, wie die Situation in Deutschland in Bezug 
auf die spezifischen Maßnahmen in Dänemark und auf der iberischen Halbinsel 
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aussieht. Möglichkeiten zur Steigerung der Flexibilität des Stromsystems allge-
mein werden im Kapitel IV »Speicher und weitere Flexibilisierungsoptionen« 
ausführlich beschrieben. Bestehende Flexibilisierungsoptionen in Deutschland 
werden auch in der Szenarienanalyse in Kapitel V berücksichtigt. 

INTEGRATION MIT NACHBARLÄNDERN 

Das deutsche Stromsystem ist weder isoliert von den Nachbarländern, wie die 
iberische Halbinsel, noch hat es beinahe uneingeschränkten Zugang zu Speichern 
wie Dänemark. Die deutschen Kuppelstellen haben derzeit eine Kapazität von 
etwa 12 GW für den Stromexport, was etwa 20 % der deutschen Spitzenlast 
entspricht. 

MARKTORGANISATION 

Seit 2010 gibt es in Deutschland den Netzregelverbund. Regelleistung wird seit-
dem für das gesamte Bundesgebiet ausgeschrieben und optimiert. Dies hat zu 
einer Verringerung der benötigten Regelleistung geführt, obwohl gleichzeitig ein 
substanzieller Ausbau dargebotsabhängiger erneuerbarer Energien stattgefunden 
hat. Eine stärkere Kooperation im Bereich der Regelenergie mit anderen europäi-
schen Ländern, v. a. Frankreich, ist vorgesehen. 

Der deutsche Strommarkt lässt, wie auch der nordische, negative Preise zu. Dies 
führte allerdings bisher nicht zu einer Anpassung der Stromerzeugung aus erneu-
erbaren Energien, da diese unabhängig vom Marktpreis eine feste Einspeisever-
gütung erhalten. Für konventionelle Kraftwerke können negative Preise einen 
Anreiz zur Reduzierung der Stromerzeugung setzen, falls die Kraftwerke nicht 
aufgrund von Verpflichtungen im Regelenergiemarkt weiterlaufen müssen 
(»must run«). Die Einführung der Marktprämie 2012 soll die Beteiligung der er-
neuerbaren Energien am Strommarkt verstärken. Zum jetzigen Zeitpunkt kann 
deren tatsächliche Wirkung allerdings noch nicht genau abgeschätzt werden. 

Der Intraday-Handel wird in Deutschland zwar von der Strombörse angeboten, 
allerdings ist die Liquidität hier bei Weitem geringer als in Spanien. Zum einen 
gibt es keine zentralen Auktionen nach der Day-ahead-Auktion, zum anderen ist 
auch ein Handel außerhalb der Börse erlaubt. Dennoch ist die Handelsmenge am 
Intraday-Markt in den letzten Jahren leicht angestiegen (von 0,2 TWh in 2008 
auf 0,8 TWh in 2010) (Hadaoui et al. 2010). 

WINDPROGNOSEN 

Anders als in Spanien, ist in Deutschland jeweils der Verkäufer von Windstrom 
für die Vorhersage der Stromproduktion verantwortlich. Bei einer Abweichung 
der tatsächlichen Stromerzeugung von der Prognose muss entsprechend Re-
gelenergie zugekauft werden. Bei Windkraftanlagen, die die Einspeisevergütung 
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aus dem EEG erhalten und deren Strom vom Netzbetreiber an der Börse ver-
kauft wird, sind daher die Netzbetreiber prognoseverantwortlich. Ja nach Netz-
gebiet kann deren Windportfolio sehr groß sein. Bei Windkraftanlagen in der 
Direktvermarktung (auch unter der Marktprämie) sind die Händler bzw. die 
Anlagenbetreiber zuständig für die Vorhersage. 

KOPPLUNG ZUM WÄRMEMARKT 

Die Nutzung von Wärmespeichern nach dänischem Vorbild und generell die 
stärkere Flexibilisierung von Anlagen zur Kraft-Wärme-Kopplung wird derzeit 
auch in Deutschland diskutiert. Eine genauere Beschreibung dazu findet sich im 
Kapitel IV.2.2. 
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HANDLUNGSFELDER UND HANDLUNGSOPTIONEN VII. 

Auf der Grundlage der vorstehenden Analysen lassen sich sechs Handlungsfelder 
identifizieren, auf denen die öffentliche Hand bzw. die energiepolitischen Akteu-
re in Exekutive und Legislative durch Gestaltung von Rahmenbedingungen dazu 
beitragen können, dass der Umbau der Stromversorgung, der in den nächsten 
Jahren ansteht, gelingen kann. Der Erfolg dieses Umbaus ist nach den Kriterien 
der nachhaltigen Entwicklung daran zu messen, dass er sowohl ökonomisch als 
auch ökologisch und sozial zu bestmöglichen Ergebnissen führt. 

Die detaillierte Ausgestaltung von Instrumenten ist aus den hier präsentierten 
Analyseergebnissen nicht direkt ableitbar. Bei der folgenden Diskussion von 
konkreten Handlungsoptionen wird daher vielfach auf die aktuelle Debatte um 
energiepolitische Instrumente und Maßnahmen Bezug genommen, die in den 
letzten Jahren mit großer Intensität geführt wird. Zusätzlich werden Erfahrun-
gen aus anderen Ländern angeführt, die für die Überlegungen in Deutschland 
nutzbar gemacht werden können. 

NETZENGPÄSSE UND NETZAUSBAU 1. 

Sowohl zur Integration des dynamisch ansteigenden Anteils erneuerbarer Ener-
gien in der Stromversorgung, als auch zur weiteren europäischen Vernetzung der 
Stromsysteme mit dem Ziel, den einheitlichen europäischen Binnenmarkt auch 
im Strombereich zu verwirklichen, ist ein Ausbau der Netze unerlässlich. Aller-
dings wird der konkrete Umfang des Netzausbaubedarfs teilweise kontrovers 
diskutiert. Einen Ankerpunkt in der Diskussion hinsichtlich der Übertragungs-
netze in Deutschland bilden die dena-Netzstudien. Auf europäischer Ebene wird 
häufig auf den »Ten Year Network Development Plan« (TYNDP) der europäi-
schen Übertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) Bezug genommen. 

Für die Verteilnetze sind belastbare Abschätzungen des Ausbaubedarfs gegen-
wärtig noch nicht vorhanden, werden aber zurzeit erstellt. Eine Verlagerung 
großer Teile der Stromproduktion auf die Verteilnetzebene (beispielsweise durch 
Photovoltaikanlagen) ist ein Trend der jüngsten Vergangenheit, der den Netzbe-
trieb vor erhebliche Herausforderungen stellt. Intelligentere Verteilnetze (Stich-
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wort »Smart Grids«) können zur Reduzierung des Ausbaubedarfs auf Trans-
port- und Verteilnetzebene beitragen.30 

Ein europaweit koordiniertes Vorgehen beim Netzausbau ist anzustreben, da auf 
diese Weise Ausgleichseffekte über einen großen geografischen Raum positiv 
genutzt und Potenziale für Erzeugung und Speicherung optimal eingebunden 
werden könnten. Ohnehin ist eine isolierte Betrachtung und Optimierung der 
Netzauslastung einzelner Länder nicht sachgerecht. Beispielsweise entstehen heu-
te bereits bei hoher Stromproduktion aus Windkraft in Deutschland sogenannte 
»loop flows«, d. h., der Stromfluss von Nord- nach Süddeutschland erfolgt über 
Belgien, Frankreich oder auch Tschechien. In Tschechien entstehen dadurch z. T. 
Stabilitätsprobleme im Netz, sodass dort momentan sogar erwogen wird, Strom-
flüsse aus Deutschland durch die Installation sogenannter »Phasenschieber« zu 
kontrollieren und zu begrenzen. 

Langfristig ist auf der Ebene der EU sowohl in Strategiepapieren der EU-
Kommission (2007 u. 2011a) als auch im TYNDP eine deutliche Erhöhung der 
Übertragungskapazitäten zwischen den Mitgliedstaaten geplant. Projekte wie 
»DESERTEC« und das »European Offshore Grid« könnten als Keimzelle für 
einen verstärkten transeuropäischen Netzausbau dienen und somit zentrale Bei-
träge beisteuern. 

Für die Politik besteht in diesem Feld umfangreicher Handlungsbedarf, da sich 
ansonsten der Netzausbau aufgrund der langen Vorlaufzeiten für Planung und 
Genehmigung als Hemmschuh für den Umbau der Stromversorgung erweisen 
könnte. Bereits heute treten in bestimmten Regionen vermehrt Netzengpässe auf. 
Das vom Deutschen Bundestag beschlossene Netzausbaubeschleunigungsgesetz 
(NABEG) und die »Leitlinien für die transeuropäische Energieinfrastruktur« der 
Europäischen Kommission (EU-Kommission 2011b) sind wichtige Schritte zur 
Umsetzung des erforderlichen Ausbaus der Übertragungsnetze. Weitere Maß-
nahmen könnten sich jedoch als erforderlich erweisen. Eine Möglichkeit wäre, 
die Investitionsbedingungen für den Netzausbau attraktiver zu gestalten, zum 
Beispiel durch eine Stärkung der regulatorischen Rahmenbedingungen, um das 
Investorenrisiko zu verringern. 

Zum Management von kurz- bis mittelfristigen Netzengpässen sind Maßnahmen 
zur Optimierung des Netzbetriebs u. U. besser geeignet als der Netzausbau, da 
sie wesentlich schneller umgesetzt werden können. Hierfür kommt beispielsweise 
das Temperaturmonitoring von Leiterseilen in Betracht. 

                                            
30 Der Themenbereich »Smart Grids« wird derzeit im Rahmen des TAB-Projekts »Moder-

ne Stromnetze als Schlüsselelement einer nachhaltigen Energieversorgung« untersucht 
und daher hier nicht im Detail behandelt. 
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Auf der Ebene der Marktorganisation könnten sich möglicherweise sogenannte 
»nodale Preise« zur Entlastung von Netzengpässen eignen. Bei diesem Ansatz 
wird der Strompreis in Abhängigkeit von Netzengpässen für jeden Netzknoten 
individuell bestimmt. Auf diese Weise können Netzbenutzungskosten verursa-
chergerecht gestaltet und ein Anreiz zur Stromproduktion an nichtüberlasteten 
Netzknotenpunkten gesetzt werden. Ein solches Preissystem kann auch zur Ver-
besserung der Investitionsanreize zum Netzausbau ausgestaltet werden. Wie weit 
die Vorzüge dieses Konzepts in der Praxis unter realen Marktbedingungen (z. B. 
bei lokaler Marktmacht von bestimmten Akteuren) ausgeschöpft werden kön-
nen, ist zurzeit noch unklar. Aus den USA liegen positive Erfahrungen zu noda-
len Preisen vor. Allerdings stellen Einführung und Verwaltung eines solchen Sys-
tems einen Bruch zum bisherigen Preissystem dar und sind mit erheblichen 
(Transaktions-)Kosten verbunden. Vorteile und Nachteile sollten daher vor des-
sen Einführung gründlich untersucht und abgewogen werden. 

Eine zentrale Herausforderung ist es, die Akzeptanz in der Gesellschaft und be-
sonders bei Betroffenen zu stärken. Derzeit werden Netzausbauvorhaben häufig 
durch Anliegerproteste verzögert oder gar verhindert. Hier gilt es, durch offene 
Kommunikation und einen transparenten Planungsprozess Vertrauen aufzubau-
en und Überzeugungsarbeit zu leisten, dass der Netzausbau bei der Transforma-
tion hin zu einem nachhaltigen Stromsystem unverzichtbar ist. 

Wegen ihrer besonderen Bedeutung für den Umbau der Stromversorgung sollten 
innovative Technologien für Netzinfrastruktur und -betrieb (z. B. Anschlusskon-
zepte und Übertragungstechnologien mit Hochspannungsgleichstrom [HGÜ], 
flexible Wechselspannungssysteme [FACTS], supraleitende Komponenten etc.) 
weiterhin prioritäre Bereiche der Forschungsförderung bleiben. 

KONVENTIONELLE KRAFTWERKE 2. 

Die Szenarienanalyse in Kapitel V zeigt, dass die im Jahr 2030 zur Ergänzung 
der Stromproduktion aus erneuerbaren Energien benötigten konventionellen 
Kraftwerke mit einer deutlich geringeren Auslastung als heute kalkulieren und 
flexibel auf die Produktion erneuerbarer Energien reagieren müssen. Der Bedarf 
an Grundlastkraftwerken wird daher beträchtlich sinken. 

Daraus ergeben sich zwei Schlussfolgerungen. Einerseits ist der Neubau von 
Kraftwerken, die (technisch bzw. ökonomisch) auf den Grundbetrieb ausgerich-
tet sind, kritisch zu sehen. Aufgrund der langen Investitionszyklen und techni-
schen Lebensdauer von 40 Jahren und mehr wäre – je nach Ausgestaltung der 
Rahmenbedingungen – entweder die Festlegung auf einen klima- und energiepo-
litisch ineffizienten Technologiepfad zu befürchten (sogenannter Lock-in-Effekt) 
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oder aber, dass diese Investitionen sich als langfristig unrentabel herausstellen 
würden (»stranded investments«). Auch bei den Planungen für neue Steinkohle-
kraftwerke sollte hinterfragt werden, ob diese bei einem hohen Anteil erneuerba-
rer Energien langfristig rentabel betrieben werden können und volkswirtschaft-
lich sinnvoll sind. 

Andererseits werden flexible konventionelle Kraftwerke zur Aufrechterhaltung 
der Versorgungssicherheit gebraucht. Zurzeit wird diskutiert, ob der Neubau 
(oder sogar die Erhaltung) solcher Kraftwerke zusätzlich gefördert werden muss, 
damit die Marktakteure ihn in ausreichendem Umfang durchführen. Diese Situa-
tion könnte eintreten, falls die Preise am Strommarkt und damit die erwirtschaf-
teten Deckungsbeiträge aufgrund des steigenden Anteils erneuerbarer Energien 
sehr schnell absinken würden (Stichwort Merit-Order-Effekt) und somit Kraft-
werke, die für die Systemstabilität erforderlich sind, aus dem Markt gedrängt 
würden. 

In diesem Fall könnten sogenannte »Kapazitätsmechanismen« bzw. »Kapazi-
tätsmärkte« geeignete Instrumente zu deren Unterstützung sein. Dabei wird die 
Bereithaltung von gesicherter Kraftwerkskapazität vergütet, unabhängig davon, 
ob sie auch abgerufen wird. Um Mitnahmeeffekte zu vermeiden, sollten Be-
standskraftwerke im Allgemeinen nicht unterstützt werden, auch wenn deren 
Kapitalkosten noch nicht vollständig abgeschrieben sind. Problematisch ist aller-
dings, dass bereits die Diskussion um Kapazitätsmechanismen geplante Neubau-
vorhaben verzögern kann, da potenzielle Investoren wohl auf eine möglicher-
weise kommende Förderung warten würden. 

Ein dringender Handlungsbedarf ist in den nächsten Jahren nicht zu erkennen, 
da nach gegenwärtigem Kenntnisstand die Kapazitäten an (bestehenden bzw. 
zurzeit in Bau befindlichen) konventionellen Kraftwerken in Deutschland min-
destens bis etwa 2020 ausreichen, um die Last zuverlässig zu decken. Hinzu 
kommt, dass in den letzten Jahren zwar die Gewinne am Strommarkt und die 
Zeiten mit hohen (Knappheits-)Preisen insbesondere aufgrund des starken Aus-
baus der Photovoltaik zurückgegangen sind. Allerdings werden voraussichtlich 
bei weiter steigenden Anteilen fluktuierender erneuerbarer Energien die Preis-
volatilität und damit die Zeiten mit Knappheitspreisen wieder ansteigen. 

Längerfristig (ab etwa 2020) könnten Kapazitätsmechanismen dennoch zur Un-
terstützung flexibler Gaskraftwerke, von Speichern und des Nachfragemanage-
ments genutzt werden, da so Planungsunsicherheiten reduziert werden könnten. 
Da derzeit kein akuter Bedarf besteht und Kapazitätsmechanismen einen recht 
weitreichenden Eingriff in die Strommärkte bedeuten, ist es allerdings anzuraten, 
vor einer Einführung die Folgen und Auswirkungen genau zu analysieren. 

Zurzeit wird die Einführung eines Mechanismus zur Bereitstellung einer »strate-
gischen Reserve« diskutiert. Dabei geht es um eine geringe Anzahl zusätzlicher 
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Kraftwerke (neue oder bestehende), die nur dann zum Einsatz kommen sollen, 
wenn die im Markt angebotenen Kraftwerke nicht zur Deckung der Nachfrage 
ausreichen. Diese strategische Reserve würde daher als Absicherung dienen für 
den Fall, dass der derzeitige Strommarkt keine ausreichenden Anreize für Neuin-
vestitionen in Kraftwerke setzt. Bei der genauen Ausgestaltung der Regeln für die 
strategische Reserve sollte sorgsam darauf geachtet werden, dass der Einfluss auf 
den Strommarkt so gering wie möglich gehalten wird. 

FLEXIBILISIERUNGSOPTIONEN 3. 

Wie zuvor ausführlich diskutiert, ist eine Flexibilisierung des gesamten Stromsys-
tems eine notwendige Voraussetzung, um einen hohen Anteil erneuerbarer Ener-
gien zu möglichst geringen Kosten erfolgreich im System aufzunehmen und eine 
sichere Stromversorgung auch in Zeiten geringer Stromproduktion aus erneuer-
baren Energien zu gewährleisten. Allerdings zeigt die Analyse auch, dass die be-
stehenden und konkret geplanten Flexibilisierungsoptionen zumindest bis 2030 
nahezu ausreichen. Dennoch kann die Politik dazu beitragen, durch zusätzliche 
Flexibilisierungsoptionen die Systemintegration der erneuerbaren Stromerzeu-
gung vor allem in einer langfristigen Perspektive weiter zu verbessern. 

Neben den bereits genannten – Netzausbau und Flexibilisierung des konventio-
nellen Kraftwerksparks – sind Speicher, die Flexibilisierung der erneuerbaren 
Stromerzeugung sowie das Lastmanagement wesentliche Optionen. Diese kön-
nen sich ergänzen, aber auch zu einem gewissen Grad gegenseitig substituieren. 
Grundsätzlich sollten bei der Optimierung der Strategie zur Erhöhung der Flexi-
bilität des Stromsystems Kosten und Nutzen sowie Effizienz der einzelnen Optio-
nen sorgfältig abgewogen werden. Auch der Zeitpunkt, zu dem ggf. ein politi-
sches Eingreifen angezeigt ist, sollte genau überdacht werden. 

SPEICHER 

Die Modellierungsergebnisse zeigen eindrücklich, dass die Strategie, Speicher 
zur Glättung der Stromproduktion aus erneuerbaren Energien zu nutzen, aus 
Effizienzsicht nicht optimal ist. Stattdessen ist die Nutzung der Speicher zur 
Glättung der Residuallast, d. h. eine Optimierung des gesamten Stromsystems, 
eindeutig vorzuziehen. Bei der Ausgestaltung politischer Maßnahmen sollte die-
ses Argument nicht übersehen werden. Beispielsweise ist die Förderung von vir-
tuellen Kraftwerken, ein Kombikraftwerksbonus oder auch die Förderung des 
Photovoltaikeigenverbrauchs aus Systemsicht ineffizient und nur unter ganz 
bestimmten Voraussetzungen zielführend. Ein Beispiel dafür sind lokale 
Netzengpässe, wenn davon ausgegangen werden muss, dass diese nicht ander-
weitig beseitigt werden können. 
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Derzeit sind Pumpspeicher die meistgenutzte Art der Energiespeicherung auf 
Systemebene. Der Neubau von Pumpspeichern ist allerdings mit erheblichen 
Landschaftseingriffen verbunden, die ähnlich wie bei anderen großen Infrastruk-
turprojekten häufig Probleme im Planungsprozess und Besorgnis bei betroffenen 
Bürgern hervorrufen. Hier könnte die Politik möglicherweise unterstützend tätig 
werden. Die Herausforderung besteht vor allem darin, den von vielen wahrge-
nommenen Zielkonflikt zwischen Vereinfachung und Beschleunigung von Ge-
nehmigungsverfahren einerseits und Stärkung der Bürgerbeteiligung sowie Schaf-
fung von Transparenz andererseits aufzulösen. 

Pumpspeicher stellten bis vor Kurzem im liberalisierten Strommarkt ein rentab-
les Geschäftsmodell dar. Wenn allerdings der jüngste Trend anhält, dass der 
Preisunterschied zwischen Schwachlast- und Spitzenlaststrom schrumpft, steht 
dieses Geschäftsmodell mehr und mehr unter Druck. Falls keine anderen effizi-
enteren Flexibilisierungsmaßnahmen zur Verfügung stehen, müsste in diesem 
Fall eventuell über Unterstützungsmaßnahmen nachgedacht werden, die über die 
derzeitige Befreiung von den Netzentgelten und der EEG-Umlage hinausgehen. 

Viele der weiteren infrage kommenden Speichertechnologien sind noch im Ent-
wicklungsstadium. Speicher sollten daher auch weiterhin ein prioritärer Bereich 
für die Forschungsförderung bleiben, wie dies beispielsweise in der »Gemeinsa-
men Förderinitiative Energiespeicher« des BMWi, BMU und BMBF bereits ange-
legt ist. 

Darüber hinaus könnten Flexibilisierungsoptionen, die Verbindungen zu ande-
ren Sektoren herstellen – v. a. dem Wärmesektor sowie dem Gas- bzw. dem 
Kraftstoffsektor –, interessante Möglichkeiten eröffnen und Synergien bieten. 

Die Ausstattung von KWK-Anlagen mit Wärmespeichern erlaubt es beispiels-
weise, deren Stromproduktion der Stromnachfrage anzupassen. Die Wärme-
nachfrage kann dann bei Bedarf aus den Speichern gedeckt werden. Auf diese 
Weise kann auch die Sockellast reduziert werden, zu der wärmegeführte KWK-
Anlagen beitragen. Eine zweite Möglichkeit ist die Nutzung von überschüssigem 
Strom zur Wärmeerzeugung, beispielsweise mittels Heizstäben oder Wärme-
pumpen. Dies könnte z. B. im Netz des Betreibers 50Hertz Transmission GmbH 
sinnvoll sein, zumindest solange es nicht adäquat ausgebaut ist. Etwa 40 % der 
gesamten bundesdeutschen Windkraftkapazität ist an das Netz der 50Hertz an-
geschlossen und bei hoher Windstromeinspeisung kommt es regelmäßig zur Ab-
regelung von Windkraftwerken. Gleichzeitig stünde aber durch den Ballungs-
raum Berlin ein hoher Wärmebedarf als Stromsenke zur Verfügung. 

Weitere Möglichkeiten sind die Nutzung von Methan (»Windgas«) und Wasser-
stoff als langfristige Speicher. Dies kann abhängig von der zukünftigen Entwick-
lung der Kostenstruktur, dem langfristigen Speicherbedarf und Verwendungs-
möglichkeiten beispielsweise im Verkehrsbereich sinnvoll sein. 
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Vor einem Eingriff der Politik in diesen Bereichen ist es allerdings notwendig, im 
Detail zu untersuchen, ob und welche Art von politischer Unterstützung über die 
Forschungsförderung hinaus angezeigt ist. 

FLEXIBILISIERUNG DER ERNEUERBAREN STROMERZEUGUNG 

Auch durch die stärkere Orientierung der Stromproduktion aus erneuerbaren 
Energien an der Nachfrage kann die Residuallast minimiert und geglättet wer-
den. Insbesondere Biomassekraftwerke, aber auch Wasserkraftwerke und Geo-
thermieanlagen können aus technischer Sicht ihre Produktion an die Nachfrage 
anpassen. Bei Biomassekraftwerken können so im Vergleich zum Dauerbetrieb 
sogar Brennstoffkosten vermieden werden. Bei Windkraftwerken ist die Anpas-
sung der Produktion schwieriger, allerdings können zumindest Wartungszeiten 
in Zeiträume mit geringer Nachfrage verlegt werden und längerfristig neue 
Kraftwerke so optimiert werden, dass sie gleichmäßiger Strom produzieren. Die 
Produktion aus Photovoltaikanlagen korrespondiert per se relativ gut mit der 
Stromnachfrage (Mittagspeak). Dies könnte beispielsweise durch Nachführung 
der Anlagen mit dem Sonnenstand noch weiter verbessert werden. Eine darüber 
hinaus gehende Flexibilisierung der Erzeugung ist nur schwerlich möglich, aber 
auch nicht unbedingt notwendig. 

Die Einführung der optionalen Marktprämie im neuen Erneuerbaren-Energien-
Gesetz (EEG) adressiert diese Herausforderungen und bietet Lösungen für eine 
Flexibilisierung der Stromproduktion aus RES-E-Anlagen. Diese nehmen dabei 
direkt am Strommarkt teil und können höhere Einnahmen erwirtschaften, wenn 
sie in Zeiten hoher Nachfrage Strom produzieren. Außerdem eröffnet die optio-
nale Marktprämie den RES-E-Erzeugern die Teilnahme an weiteren Märkten, 
z. B. an Regel- und Terminmärkten. Auch die Einführung der Flexibilitätsprämie 
für Biomassekraftwerke trägt zu einer stärkeren Flexibilisierung der Stromerzeu-
gung bei. Weiterhin bietet die Marktprämie den RES-E-Erzeugern Anreize für 
verbesserte Prognosen, was mittelfristig zu einer Minderung des Bedarfs an Re-
gelenergie führen sollte. 

Allerdings kann die Marktprämie zumindest kurzfristig die Förderkosten für 
Strom aus erneuerbaren Energien erhöhen. Es ist daher abzuwarten, inwieweit 
dieses neue Förderinstrument tatsächlich zu einer Veränderung des Einspeisever-
haltens von erneuerbaren Energien und damit einer höheren Flexibilität des 
Stromsystems führt und die anfänglichen Zusatzausgaben und der administrative 
Aufwand durch die Vorteile der Marktprämie gerechtfertigt sind. 

Vor dem Hintergrund des zurückgehenden Bedarfs an Grundlastkraftwerken 
und den langen Investitionszyklen im Kraftwerksbau wäre es allerdings sinnvoll, 
konsequent zwischen regelbaren und nichtregelbaren erneuerbaren Erzeugungs-
anlagen zu unterscheiden. Regelbare Anlagen sollten dann möglichst nicht durch 
die Förderungssystematik zur Dauerproduktion angereizt werden, wie das der-
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zeit im System der festen Einspeisevergütung der Fall ist. Hier sollte im Detail 
evaluiert werden, wie Biomasseanlagen die bestehenden Instrumente zur 
Marktintegration im EEG nutzen, insbesondere da laut NREAP bis 2020 bereits 
8,8 GW Biomassekraftwerke am Netz sein sollen, die einen substanziellen Bei-
trag zur Flexibilität des Kraftwerksparks leisten könnten. 

LASTMANAGEMENT/FLEXIBILISIERUNG DER NACHFRAGE 

Durch Flexibilisierung der Nachfrage kann die Abweichung zwischen Strom-
produktion aus erneuerbaren Energien und Stromverbrauch verringert werden. 
Vor allem bei industriellen Verbrauchern existieren gesamtwirtschaftlich at-
traktive Potenziale, bei denen die Kosten für die Einsparung von Strom zu 
Hochlastzeiten (bzw. von Regelenergie) geringer sind als die für zusätzliche 
Stromproduktion. 

In Deutschland wird bisher besonders die stärkere Einbeziehung der Nachfrage in 
den Markt für Regelenergie diskutiert, einige Unternehmen sind bereits als Teil-
nehmer präqualifiziert. In Teilen Deutschlands wird außerdem Nachfragemanage-
ment zur Netzentlastung angewendet. In anderen Ländern liegen bereits umfangrei-
che Erfahrungen für die Einbeziehung der Nachfrage vor. Beispielsweise konkurrie-
ren in den USA insbesondere große Industrie- und Handelsunternehmen, aber auch 
Bietergemeinschaften aus mehreren kleineren Unternehmen auf den dort bestehen-
den Kapazitätsmärkten erfolgreich mit Stromerzeugern. Auch in Dänemark werden 
beispielsweise zur Integration des hohen Anteils an Windenergie schon heute ver-
stärkt Lastmanagementmaßnahmen eingesetzt – u. a. die thermische Nutzung ver-
bleibender Überschussmengen in Fernwärmenetzen. 

Kurz- bis mittelfristig ist es fraglos sinnvoll, die Flexibilität der großen Strom-
verbraucher zu erhöhen. Geeignete Instrumente dazu sind die stärkere Öffnung 
der Regelmärkte (Kap. VI.4), aber auch die verstärkte Einführung von Strom-
tarifen, bei denen der Strompreis mit dem Börsenpreis schwankt. 

Aktuell wird zur Erschließung eines höheren Lastmanagementpotenzials aus der 
Industrie die vom BMWi erarbeitete »Lastabwurfverordnung« diskutiert. Die 
Verordnung soll Netzbetreiber und Industriebetriebe zum Abschluss von Verträ-
gen zum Lastabwurf zur Stabilisierung des Netzbetriebs motivieren. Die Verord-
nung legt dabei die Dauer und Bedingungen der Lastabwürfe sowie die Vergü-
tung (eine feste Summe für die Bereitschaft) fest. Der Entwurf wird jedoch kon-
trovers diskutiert. Unter anderem werden die nichtmarktkonforme Festlegung 
und die Höhe der Vergütungssätze kritisiert, die weit über den Preisen der Re-
gelenergie liegen. 

Die Lastmanagementpotenziale im Haushaltssektor (und in großen Teilen des 
Sektors »Gewerbe, Handel, Dienstleistungen«), beispielsweise durch intelligent 
zu- bzw. abschaltbare Haushaltsgeräte (»smart appliances«) oder Lademanage-
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ment von Elektrofahrzeugen, müssen dagegen vor einer definitiven Bewertung 
noch genauer untersucht werden, insbesondere unter dem Aspekt, inwieweit die 
Einsparpotenziale Investitionen in Smart-Grid-Infrastrukturen rechtfertigen 
können. 

REGELMARKT 4. 

Wie aus den Modellierungsergebnissen eindeutig hervorgeht, führt eine geringere 
konventionelle Sockelleistung zur erhöhten Aufnahmefähigkeit des Stromsystems 
für erneuerbare Energien. Die Sockellast entsteht typischerweise durch konventi-
onelle Kraftwerke, die Systemdienstleistungen bzw. Regelenergie bereitstellen 
und dadurch in Teillast laufen müssen (Must-Run-Kraftwerke). Um die Sockel-
last zu verringern, ist daher eine Öffnung der Regelmärkte für erneuerbare Ener-
gien und für die Nachfrageseite geboten. Die im Juni 2011 erfolgte Verkürzung 
der Auktionszeiträume auf eine Woche für Primär- und Sekundärregelleistung 
und auf einen Tag für die Minutenreserve sowie die Reduktion der Mindestan-
gebotsgrößen ist dabei ein erster wichtiger Schritt. Ein weiterer Abbau von Zu-
gangsbarrieren zum Regelmarkt ist jedoch notwendig, um die Anzahl der 
Marktteilnehmer zu erhöhen und zu diversifizieren. 

Zusätzlich gibt es einige Ansatzpunkte, um den Gesamtbedarf an Regelleistung 
zu reduzieren. Dazu wäre zum einen eine Kooperation auf europäischer Ebene 
wünschenswert, da größere Regelzonen prozentual weniger Regelleistung benö-
tigen. Dies setzt allerdings ein leistungsfähiges transeuropäisches Netz voraus. 

Eine weitere Möglichkeit ist die Stärkung des untertägigen Stromhandels (»intra-
day«). Die Prognosegüte, insbesondere zur Stromproduktion aus Windkraft, 
verbessert sich in den Stunden kurz vor der tatsächlichen Erzeugung erheblich. 
Ein liquider Intraday-Markt kann diese neuen Informationen nutzen und 
dadurch den Bedarf an Regelenergie senken. Hierzu existieren positive Beispiele 
im Ausland: In Spanien wird erfolgreich eine Reihe von Intraday-Auktionen ge-
nutzt. Auch ein Poolmarkt wie in den USA mit einem Systembetreiber, der so-
wohl den regulären Strom- als auch den Regelenergiemarkt abwickelt und opti-
miert, ermöglicht einen liquiden Intraday-Handel, allerdings müssten aufgrund 
des notwendigen weitreichenden Eingriffs in die Marktorganisation vor einer 
entsprechenden Umstellung, deren Auswirkungen genau untersucht werden. Bis-
herige Studien zeigen nicht eindeutig, dass ein Poolmarkt besser zur Integration 
hoher Anteile erneuerbarer Energien geeignet ist. 
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STROMMARKTDESIGN 5. 

Im derzeitigen Strommarkt erfolgt die Preisbildung auf Basis der Grenzkosten 
der Kraftwerke, also der Kosten, die für die Produktion einer zusätzlichen Kilo-
wattstunde Strom anfallen. Bei den meisten erneuerbaren Kraftwerken liegen 
diese nahe bei Null, da für den »Brennstoff« Sonne oder Wind im Gegensatz zu 
Kohle oder Gas keine Kosten anfallen. Mit zunehmendem RES-E-Anteil an der 
Stromerzeugung könnten sich daher in vielen Stunden des Jahres Strompreise 
ergeben, die zu gering sind, um Kapitalkosten zu decken und Investitionen in 
Kraftwerke zu gestatten. Es besteht daher die Möglichkeit – abhängig unter an-
derem von der genauen Zusammensetzung des zukünftigen Strommixes und 
dem Bietverhalten der Kraftwerksbetreiber am Markt –, dass das Strommarkt-
design grundlegend überarbeitet werden muss, um den neuen Rahmenbedingun-
gen gerecht zu werden. Kapazitätsmärkte werden aktuell als ein zentrales Ele-
ment eines veränderten Marktdesigns diskutiert, eine andere Option ist die stär-
kere Konzentration auf langfristige Lieferverträge. 

Da Veränderungen in der Regulierung immer auch zu Kosten und Verunsiche-
rung von Investoren führen, sollte die Eingriffstiefe einer solchen Umgestaltung 
möglichst gering gehalten und gewissenhaft vorbereitet werden. Wie schon beim 
Thema Kapazitätsmärkte diskutiert, besteht auch hier kein sofortiger Hand-
lungsbedarf. 

EUROPÄISCHE KOOPERATION 6. 

Kooperation auf europäischer Ebene ist in vielen Bereichen sinnvoll, um die In-
tegration der erneuerbaren Energien zu fördern. Netzausbau und Marktintegra-
tion können die Flexibilität des Systems entscheidend erhöhen. Ein überzeugen-
des Beispiel ist Dänemark, wo die Zusammenlegung der skandinavischen 
Strommärkte die Systemintegration der Windenergie maßgeblich unterstützt hat, 
indem die großen Pumpspeicherkapazitäten in Schweden und Norwegen für die 
Integration der dänischen Windenergie genutzt werden konnten. Die Koopera-
tion auf europäischer Ebene kann außerdem den Regelbedarf reduzieren und 
potenziell Kosten senken, z. B. wenn bei der Standortentscheidung für Investitio-
nen in erneuerbare Anlagen die Verfügbarkeit der Ressourcen und die Integrati-
onskosten ganzheitlich berücksichtigt werden. 
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