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1 EINLEITUNG

Mit Hilfe einer groB angelegten Szenariendarstellung hat das Bundesministerium fiir Wirtschaft
und Klimaschutz (BMWK) das Ziel, grundlegende Erkenntnisgewinne fir die Energiewende in
Deutschland abzuleiten. Hierzu betrachtet ein breites wissenschaftliches Konsortium an Insti-
tuten (u.a. Fraunhofer ISI, Consentec, IFEU, TU Berlin und Energy & Ressources) einzelne Pfade
zur Dekarbonisierung des Energiesystems und bewertet deren techno-6konomische Wirkung.

Wie bereits in einer vorherigen Veroffentlichung des BEE zu den Langfristszenarien aus dem
Sommer 2021 beschrieben sowie in diversen Fachausschiissen des BMWK auf Grundlage der
Langfristszenarien mitgeteilt, hat der BEE eindringliche fachliche Bedenken in Bezug auf die
Abbildung der Erneuerbaren Energien innerhalb der Langfristszenarien. Es ist sehr wahrschein-
lich, dass die gefundenen Abweichungen zentrale Auswirkungen auf mehrere Ergebnisse der
Langfristszenarien haben. Diese fachlichen Bedenken wurden dem BMWK und den Autoren
der Langfristszenarien auch direkt in einem Zeitraum von fast 2 Jahren in mehreren Workshops
bilateral vorgestellt. Dabei wurden zwar diverse vorgetragene abweichende Abbildungen der
Erneuerbaren Energien zur Realitat in den Langfristszenarien anerkannt (z.B. Wahl der Inputpa-
rameter Windenergie Onshore, Abbildung Wasserkraft, usw.), doch die begriindete Forderung
der Erneuerbaren Verbande nach einer dringenden Nachberechnung und Korrektur der Lang-
fristszenarien aufgrund der Vielzahl von gefundenen Punkten wurde nicht umgesetzt.

Erschwerend kommt hinzu, dass die Langfristszenarien (in Teilen oder in Ganze) in einer Vielzahl
weiterer Studien des BMWK als Grundlage verwendet werden (u.a. der Systementwicklungs-
strategie, der Plattform Klimaneutrales Stromsystem, dem Biddingzone Review, der Verteil-
netze der Zukunft, usw.) und die Ergebnisse somit auch politische Entscheidungen massiv
beeinflussen. Da dieser Umstand nicht haltbar ist, haben sich der BEE und seine Spartenver-
bande entschlossen, dieses Hintergrundpapier zu den Langfristszenarien zu erstellen, um einen
Raum fir eine breite 6ffentlich wissenschaftliche Diskussion Uber die zu andernde Abbildung
der Erneuerbaren Energien als auch deren potenziellen Einfluss auf die Ergebnisse der Lang-
fristszenarien zu ermdglichen.

In diesem Papier sollen daher zunachst die Annahmen bzw. die gewahlten Inputdaten der
Langfristszenarien entsprechend fachlich gewdrdigt werden (Kapitel 3 und 4). Im Hauptteil
dieses Papiers werden die Outputdaten der Langfristszenarien fir die einzelnen Erneuerbaren
Technologien (Kapitel 5) bewertet sowie die Analysen zur Strompreisbildung (Kapitel 6) und
die Flexibilitatsansatze (Kapitel 7) der Langfristszenarien diskutiert. Den Abschluss der Arbeit
bildet das Kapitel 8, in den konservativen grobe Abschatzungen zu den Abweichungen in den
Langfristszenarien bei der Abbildung der Erneuerbaren Energien aus Kapitel 5 vorgenommen
werden.

Die nachfolgenden Analysen basieren neben den BEE-internen Auswertungen auch auf dem
Input aus den Spartenverbanden des BEE.



2 MANAGEMENT SUMMARY

Innerhalb dieser Arbeit wird eine detaillierte Analyse der Langfristszenarien des BMWK vorge-
nommen. Diese Analyse erstreckt sich von den gewahlten Inputparameter Giber die Outputda-
ten Uber die Fragestellungen im Hinblick auf die Strompreisermittlung bis hin zur Verwendung
von impliziten Flexibilitaten’.

Die gewdhlten Energieeffizienzen und Effizienzgewinne der Langfristszenarien sind auf
Basis der Analyse der Vergangenheitswerte der letzten Jahre sehr ambitioniert. Dennoch sind
diese Energieeffizienzen und Effizienzgewinne aus Klimaschutz- und technischen Griinden
zwingend notwendig und werden daher auch in anderen Klimastudien unterstellt. Sie zeigen
somit den Zielkorridor auf.

Der Ausbaurahmen der Erneuerbaren Energien ist gegentiber den letzten Langfristszenarien
aus dem Jahr 2021 deutlich angestiegen. Wahrend im Jahr 2021 der Ausbaurahmen im TN
Strom Szenario im Jahr 2050 bei nur 495 GW lag, wurde dies in den neuen Langfristszenarien
im Jahr 2045 auf knapp 667 GW gesteigert (+34,5 %). Die Zuwachse kommen vor allem
aus den Bereichen Photovoltaik (+139 GW) und Wind Offshore (+25 GW). Der Gesamtausbau
der Erneuerbaren Energien in den Langfristszenarien und dessen Entwicklung zu vorangegan-
genen Studien wird seitens der Erneuerbaren Branche als positiv und notwendig bewertet,
auch wenn dieser noch unterhalb dem Ausbaurahmen von 720 GW liegt, welcher in der Strom-
marktdesignstudie des Bundesverband Erneuerbare Energie 2021 zu Grunde gelegt wurde.

Auch in den neuen Langfristszenarien Ende 2022 ist ein schleichender ,phase out” der Bioener-
gie aus der Stromerzeugung unterstellt aufgrund zu geringer Biomassepotenziale. Die Annah-
men zum nachhaltigen Biomassepotenzial in den Langfristszenarien sind deutlich zu
gering bemessen, berlcksichtigen zukiinftige Entwicklungen in den Landnutzungssektoren
nicht und betrachten bestimmte Biomassesortimente nicht, die fir eine nachhaltige Nutzung
zur Verfigung stehen. Auch steht die Nutzung von Biomasse im Umwandlungssektor nicht in
Konkurrenz zur Bereitstellung von klimaneutralem CO, fir die Industrie oder zur Erzeugung
von Negativemissionen zur Kompensation nicht vermeidbarer Restemissionen.

Die Inputparameter bei der Windenergie Onshore, speziell der maximalen Nabenhohe
sowie der minimalen Flachenleistung (Schwachwindanlagen), sind grundsétzlich falsch
gewadhlt. Wie in Abb. 1 gut zu erkennen, gibt es seit 2012 Neuanlagen, die eine bessere Anlagen-
konfiguration aufweisen, als es die Langfristszenarien bis einschlieBlich 2040 maximal vorsehen.

1 Implizite Flexibilitaten sind Flexibilitaten, welche in der Simulation genutzt, doch nicht als solche ausgewiesen
werden bzw. in der Realitdt nicht vorhanden sind. Dies umfasst z.B. die konstante Einspeisung der Photovoltaik
in Zeiten der Abregelung oder auch die Fahrweise der Wasserkraft.



In den letzten zwei Jahren (2021 bis 2022) wiesen ca. 75 % der Neuanlagen eine bessere
Anlagenkonfiguration aus als es die Langfristszenarien in ihren Szenarien bis einschlieB3-
lich 2040 unterstellten. Die Tendenz des prozentualen Anteils der Neuanlagen mit besse-
rer Anlagenkonfiguration ist in den kommenden Jahren weiter steigend.

Abb. 1: Darstellung des prozentualen Anteils der Neuanlagen in Deutschland seit
2012 mit einer besseren Anlagenkonfiguration als die Langfristszenarien bis
einschlieBlich 2040 ansetzen.
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten aus dem Marktstammdatenregister.

Zudem sind auch die Annahmen zu Abschattungseffekten in Windparks in den Langfristszena-
rien deutlich zu groB angesetzt und es werden technische Degradationen der Generatorleis-
tungen unterstellt, welche um das Zwanzigfache héher liegen als in der Realitdt vorkommend.

Trotz eines deutlich verdnderten Anlagenparks in den Langfristszenarien im Wind Onshore
Bereich (sowohl in Nabenhohe, Flachenleistung als auch raumlicher Verteilung) sind die relati-
ven stiindlichen Einspeisungsverlaufe der einzelnen Szenariojahre in den Langfristszenarien
untereinander annahernd deckungsgleich, was sowohl fir die zeitlichen als auch fir die in
der Hohe ausgepragten Gradienten betrifft. Ein solches Verhalten ist aus fachlicher Sicht
nicht erklarbar.



Im Wind Offshore Bereich wird zwar das im Wind Onshore fehlende erwartete veranderbare
relative Einspeisungsverhalten tber die Szenariojahre hinweg abgebildet, doch ist die Heuris-
tik der Einspeisungsverlaufe zum Teil gegen die Realitdt abgebildet. So weisen im Szena-
riojahr 2025 tber 600 Stunden Auslastungen oberhalb von 95 % der Nennleistung auf,
obwohl solch hohe Spitzenauslastungen in den letzten 8 Jahren nicht in einer einzigen
Stunde vorgekommen sind. In den folgenden Szenariojahren steigen die Spitzenauslastun-
gen im Offshore Bereich sogar auf Giber 800 Stunden und das trotz eines massiven Ausbaus der
Windenergie Offshore und einem damit einhergehend hdheren Abschattungsgrad aufgrund
der Windparkdichte im Offshorebereich.

Die hochste Einzelheuristik im Wind Offshore Bereich mit Giber 350 Stunden weist der hochste
Prozentrang von 100 % (Auslastungen von 99 % bis 100 %) aus, was rein technisch nicht
moglich ist, da aufgrund der technischen Verfiigbarkeit (laut den Langfristszenarien im
Wind Onshore Bereich 98 %) eine solche Auslastung nicht erreicht werden kann. Aufgrund der
schlechteren Erreichbarkeit im Offshorebereich liegt der Wert der technischen Verfligbarkeit in
der Realitat noch deutlich niedriger als im Onshore Bereich.

Im Bereich der Photovoltaik kommt es in den Langfristszenarien zu einer dynamischen
Spitzenkappung, was allerdings nichts anderes als eine pauschale Abregelung bei einer
Auslastung von ca. 50 % der Nennleistung (Deutschlandebene) ist. Dies flihrt zu mehreren
Abweichungen. Neben der rechtlichen Thematik, die eine solche pauschale Abregelung auf
nationaler wie auch EU-Ebene verbietet, entsteht damit auch eine konstante Einspeisung
der Photovoltaik Gber mehrere Stunden am Tag. Die damit realisierte konstante Einspeisung,
welche auch in die Simulation eingeht, stellt eine implizite Flexibilitat dar, zumal es nicht
erklarbar ist, wie eine solche konstante Einspeisung bei der Photovoltaikeinspeisung in
Deutschland méglich ware. Zudem kommt es zeitgleich in den Zeitfenstern der Abregelung
gehauft, im Szenariojahr 2025 sogar in Uber 80 % der Falle, zu Nettoimporten Deutschlands.
Das bedeutet, dass die Langfristszenarien eine der giinstigsten und vor allem dezent-
ral am Verbraucher erzeugten Strommengen aus Erneuerbare Energien abschalten um
zeitgleich teuren, unter Umstidnden nicht griine, Strommengen aus Nachbarlandern zu
importieren.

Die Wasserkrafteinspeisung, welche auch eine dargebotsabhangige Erneuerbare Energie-
form darstellt, wurde in den Langfristszenarien ohne Inputdaten aus Pegel- oder Wasser-
abfliissen simuliert, was zu einer ganzlich falschen Abbildung dieser Technologie fiihrte.
Dabei weist die Wasserkraft in 75 % bis 90 % der Zeitfenster, je nach betrachtetem Szenario-
jahr, keine Einspeisungsveranderung zur Vorstunde auf, was der Wasserkrafteinspeisung ein
weitgehend konstantes Verhalten abbildet. Zusatzlich kommt es in den restlichen 10 % bis
25 % der Zeitfenster zu massiven Leistungsspriingen von bis zu 28 % der Nennleistung,
welche mit der Wasserkraft in Deutschland, die vor allem auf Laufwasserkraftwerke beruht,
technisch nicht méglich ist.



AbschlieBend kann gezeigt werden, dass die Wasserkrafteinspeisung, trotz gleichen Wett-
erjahres und gleichen Anlagenparks eine saisonale Verschiebung von iiber 800 GWh
zwischen den Szenariojahren 2025 und 2045 aufweist. Selbst unter Ausnutzung aller Speicher-
kapazitaten von Wasserkraftanlagen in Deutschland ware eine solche saisonale Verschiebung
nicht moglich. Das konstante Einspeisungsverhalten der Wasserkraft iiber weite Teile, die
hohen Leistungsspriinge zwischen einzelnen Stunden sowie die saisonale Verschiebung
der Wasserkrafteinspeisung stellen implizite Flexibilitdten in den Langfristszenarien dar.

Innerhalb der Langfristszenarien kommt es in Zeiten der Photovoltaikeinspeisung zu anna-
hernd konstanten Strompreisen. Der Hintergrund dieses Strompreisverhaltens liegt in
der Berlicksichtigung der abgeregelten Strommengen in der vortagigen Strompreisbildung
begriindet. Dies setzt voraus, dass die Abschaltungen bereits am Vortag auf Anlagenebene
und auf viertelstiindlicher Ebene bekannt sind. Dies ist aus mehreren Griinden kaum
moglich. Zudem umgehen die Langfristszenarien mit dieser Annahme das Redispatch-Problem,
welches bereits bei der heutigen Installation der EE zu erheblichen Herausforderungen fihrt.

In den Langfristszenarien entstehen zudem extreme Strompreise, welche mit einer linearen
Verhalten der Einspeisungshohe in der Rubrik ,Andere Erzeuger” erklart werden konnte?.
Nach der Korrektur dieser Einspeisungszeitreihe in den Langfristszenarien, aufgrund von
ebenfalls gefundenen Bilanzfehlern, lasst sich keine direkt nachvollziehbare Erklarung mehr
fiir diese extremen Strompreise finden. Weder kam es in diesen Zeitfenstern zu einer stark
erhéhten H,-Gasturbinenleistung noch zu erhéhten Stromverbrauch oder erhéhtem Strom-
importen.

Im Bereich der Speicherflexibilitit haben die Langfristszenarien eine Sonderstellung
aufgrund des Nullwachstums in diesem Bereich gegeniiber allen anderen Studien. Ein Grund
hierflr liegt aus Sicht des BEE unter anderem in der Verwendung einer Vielzahl von impli-
ziten Flexibilitaten (konstante PV- und Wasserkrafteinspeisung, kiinstliche Leistungshubs im
Wasserkraftbereich, usw.) und den damit teils einhergehenden konstanten Strompreisniveaus
(u.a.in Zeiten der PV-Abregelung). Fir eine detaillierte Analyse der Effekte ware unter anderem
eine Nachberechnung der Langfristszenarien ohne solche impliziten Flexibilitaten notwendig.

Im Bereich der Erzeugerflexibilitat wird im Gegensatz zur Entwicklung der Flexibilitat aus
der Bioenergie in der Vergangenheit deutlich, dass die Langfristszenarien diese massiv
unterschatzen. So kann gezeigt werden, dass bereits 2021 eine bessere Erzeugerflexibilitat
(basierend auf den Volllaststunden) im Biosektor erreicht werden konnte als es die Langfrist-
szenarien im Szenariojahr 2025 vorsehen.

2 Es konnte ein lineares Verhalten zwischen der stiindlichen Einspeisung der Rubrik ,Andere Erzeuger” und der
Strompreishohe in Zeiten hoher Strompreise nachgewiesen werden.



Zudem hat sich die Flexibilisierungsrate der Bioenergie (gemessen an den Volllaststunden)
gegeniiber der vorangegangenen Version der Langfristszenarien im Jahr 2021 um 33 %
verschlechtert. Die Griinde daflir werden in den Langfristszenarien nicht genannt.

Diese Arbeit versucht, die sich aus den oben genannten Punkten ergebenden Abweichungen in
den Langfristszenarien zu ermitteln. Dies soll nur der groben Einteilung der Gré3enordnungen
(potenzielle Leistungsabweichung, Stundenanzahl und Abweichungsmenge) dienen und keine
abschlieBende oder vollstandige Abbildung darstellen. Die ermittelten AbweichungsgréBen
wurden auf Basis der veroffentlichten Einspeisungszeitreihen auf Deutschlandebene analysiert.
Fir eine detailliertere Analyse waren Einspeisungszeitreihen und Inputdaten auf einer deutlich
feingranulareren Ebene erforderlich, welche allerdings nicht zur Verfligung stehen.

Abb. 2: Ubersicht iiber die ermittelten AbweichungsgroBen in den Langfristszenarien

Pot. Fehler GW - Bereich GW —Bereich GW - Bereich GW - Bereich GW - Bereich*
(teilweise zweistellig) (teilweise zweistellig)
> 8.000 h > 100 h > 8.500 h Mehrere 100 h > 1.000 h
Ca. 62 TWh Ca.3 TWh Ca.7 TWh Ca. 9 TWh

Wie in Abb. 2 gezeigt, liegt die AbweichungsgroBBe der erneuerbaren Einspeisungsleistun-
gen in den Langfristszenarien im deutlichen GW-Bereich je erneuerbarer Technologie.
Zeitweise lagen diese Abweichungen / Fehler wie im Wind Onshore und im Photovoltaikbe-
reich auch im zweistelligen GW-Bereich. Die ermittelte Abweichung erstreckten sich tiber mehr
als 100 Stunden (Photovoltaik und Wind Offshore) bis hin zu mehreren tausend Stunden
(Wind Onshore und Wasserkraft).

Wie das Kapitel 9 in der dortigen Analyse zeigt, vermutet der BEE bei den Langfristszenarien
in Summe iiber die einzelnen® erneuerbaren Technologien eine Abweichungshéhe von
ca. 80 bis 90 TWh. Die sich aus den impliziten Flexibilitaten ergebende AbweichungsgroBe
kann an dieser Stelle nicht abschlieBend bewertet werden.

3 Die AbweichungsgroBe ist eine Summe der einzelnen gefundenen Abweichungen pro Technologie. Abwei-
chungsfehler unterschiedlicher Technologien kdnnen sich in der Realitat temporar kumulieren bzw. saldieren.



Da die gezeigten AbweichungsgroBBen groBtenteils die Abbildung der Erneuerbaren Ener-
gien selbst betreffen, ist davon auszugehen, dass die fehlerhaften Annahmen nicht nur auf
Deutschlandebene sondern auch bei anderen betrachteten europaischen Staaten in die
Langfristszenarien eingegangen sind und die hier gezeigten Abweichungen somit um
ein Vielfaches groBer sind. Dies kann auch Ruickwirkungen auf die Ergebnisse in Deutschland
aufgrund der stiindlichen Im- und Exportmengen sowie auf die Strompreise haben.

Der BEE und die Erneuerbare Verbande fordern aufgrund der gefundenen Abweichun-
gen in den Langfristszenarien das BMWK auf, die Langfristszenarien komplett nachzube-
rechnen mit Korrektur aller in dieser Kurzstudie benannten und belegten Punkte. Zudem
sollten die Annahmen bzw. Ergebnisse der Langfristszenarien in der aktuell vorliegen-
den Fassung ohne Korrekturen der Abweichungen in keiner weiteren Studie des BMWK
Eingang finden, weder als Vergleichsstudie noch als Studiengrundlage.

3 ANALYSE DER LANGFRISTSZENARIEN

Die oben in Kurzform aufgefiihrten, sich auf die einzelnen Bereiche des Energiesystems bezie-
henden Kritikpunkte werden nachfolgend detaillierter dargestellt. Hierzu wird im Anschluss an
eine Zusammenfassung der in den Langfristszenarien getatigten Grundaussagen zu den jewei-
ligen Bereichen eine Bewertung erstellt.

An dieser Stelle wird darauf hingewiesen, dass die aktuellen Veroffentlichungen keine finalen
Fassungen der Langfristszenarien sind. Daher kdnnen sich noch Anpassungen ergeben.

Diein Tab. 1 dargestellten Reduktionen im Endenergieverbrauch sollen unter anderem mit Hilfe
starker Energie- und Materialeffizienzsteigerungen, der Elektrifizierung (bessere Wirkungs-
grade), besserer Warmedammung sowie effizienterer Gerate erreicht werden.

Tab. 1: Endenergieverbrauchsanderungen bis 2050 in einzelnen Sektoren

GHD* + Haushalte

Sektor Industrie Gebadudewarme Verkehr (HH)

0, 0,
Endenergiever- 18 % bis 23 % 33 % bis 47 % 42 % bis 52 % Li/gfdtiti‘g”nd 33 %
brauch 2050 Reduktion ggii. 2015 Reduktion ggii. 2008 Reduktion ggii. 2018 g9y

2018

4 GHD: Gewerbe, Handel und Dienstleistung



Bewertung BEE:

Der Vergleich mit der Entwicklung der letzten Jahren zeigt, dass die in den Langfristszena-
rien angesetzten Effizienzgewinne sehr ambitioniert sind. Dafiir wurde die Verbrauchsreduk-
tion der verschiedenen Sektoren in den Langfristszenarien bis 2050 auf jahrliche Minderun-
gen umgerechnet. Es wurde angenommen, dass die EffizienzmaBnahmen ab 2024 umgesetzt
werden, d.h. es wird der Zeitraum 2024 bis 2050 betrachtet (siehe folgende Tabelle). 2024 als
Ausgangspunkt ist gerechtfertigt, weil seit 2015 alle Sektoren auB3er Verkehr bis 2021 auf glei-
chem Niveau verblieben sind und der Verkehrsriickgang coronabedingt ist. Bei den anderen
Sektoren hat Corona nur den Industrieverbrauch im Jahr 2020 deutlich um rund 6 % gesenkt.
2021 ist der Industrieverbrauch dann wieder nahezu auf das Vorpandemieniveau zurlickge-
kehrt. Sektorspezifische Daten liegen fir 2022 noch nicht vor. Insgesamt ist der Verbrauch im
Jahr 2022 durch die hohen Energiepreise um rund 5 % gesunken, dementsprechend grof3 wird
der Rickgang in den Sektoren sein. Das sind aber wie die Corona-Pandemie Sondereffekte, die
fur eine historische Analyse auBen vor gelassen werden mussen.

Tab. 2: Jahrliche Verdnderung der Sektorenverbrauche 2015-2019 und in den Lang-
fristszenarien

Zum Vergleich LFS 2015-2050

2015-2019 pro Jahr gesamt

pro Jahr niedrig hoch niedrig hoch
Industrie -0,3% -0,7% -0,9% -18,0% -23,0%
Gebdudewarme 0,1% -1,2% -1,7% -33,0% -47,0%
Verkehr 0,8% -1,6% -1,9% -42,0% -52,0%
GHD -1,6% -0,4% -0,4% -12,0% -12,0%
Haushalte 1,1% -1.2% -1.2% -33,0% -33,0%

Quelle: BMWK Energie in Zahlen

Die Auswertung des Zeitraumes 2015-2019 zeigt, dass es auBer dem Gewerbe/Handel/Dienst-
leistungs- (GHD)-Bereich keine nennenswerte Effizienzgewinne gegeben hat (siehe folgende
Tabelle und Abbildung). Der GHD-Sektor ist 2021 wieder auf das 2017-Niveau gestiegen und
weist damit ebenfalls kaum Effizienzfortschritte seit 2015 auf. Deswegen sind alle Effizienz-
annahmen in den Langfristszenarien sehr anspruchsvoll. Das gilt neben dem starken Anstieg
der Anforderung an die Gebaudehille besonders fiir den GHD- und Haushaltsbereich (HH)
aufgrund des teilweise groBeren Stromverbrauchs (u.a. Rechenzentren, Endgerate bis hin zur
Klimatisierung). Nur die Reduktion des Endenergiebedarfs im Verkehr scheint leichter erreich-
bar zu sein, da durch die voranschreitende Elektrifizierung die Effizienz deutlich steigt.
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Die Effizienzannahmen in den Langfristszenarien entsprechen aber den Annahmen anderer
Klimaschutzstudien, z.B. der Agora Energiewende, die zum Teil noch ambitionierter sind. Insge-
samt sind die in den Langfristszenarien angesetzten Effizienzoptimierungen aus Sicht des BEE
sehr optimistisch. Aus Klimaschutz- und technischen Griinden sind die Verbrauchsriickgange
in den verschiedenen Sektoren aber notwendig, um z.B. im Gebaudebestand die Warmepum-
pennutzung zu ermdglichen.

Abb. 3: Entwicklung der Sektorenverbrauche 2010-2021
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Die Langfristszenarien 3 nehmen flr den Ausbau der Erneuerbaren Energien in den drei Haupt-
szenarien ca. 250 GW im Jahr 2025 bzw. im Jahr 2045 eine Schwankungsbreite von 706 bis 746
GW an. Hierbei betonen die Studienautoren, dass mit diesen Zahlen der Ausbau der Erneuer-
baren Energien an Land ,extrem” ware und dies einer starken Ausschépfung der Potenziale an
Land in Deutschland entsprache.

Die Autoren haben den Zubau verstarkt im europaischen Rahmen gesetzt und den dafir
notwendigen Netz- und Interkonnektorenausbau unterstellt (sieche unter Kapitel 1.6 ,Uber-
tragungsnetze Strom”).
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Abb. 4: Ubersicht Erneuerbare Erzeugungsleistung in Deutschland des TN Strom
Szenarien in 2025 und 2045 der Langfristszenarien 3

Strom Leistung Deutschland T45 / Electricity Capacity Germany T45
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Quelle: BWMK Langfristszenarien.

Bewertung BEE:

Die deutliche Leistungsanhebung gegenliber den vorangegangenen Langfristszenarien 2 aus
dem Jahr 2021 beim Ausbau Erneuerbarer Energien sieht der BEE positiv. Vor dem Hintergrund
des aufgrund der Sektorenkopplung erhéhten Strombedarfs innerhalb der Energiewende, den
die Langfristszenarien 2 nicht abgebildet hatten, ist dies ein logischer, wenn auch tberfalliger
Schritt.

Es verwundert an dieser Stelle sehr, dass die Langfristszenarien 3 genau wie die Langfristszena-
rien 2 von einer ,vollstandigen Ausschopfung” der erneuerbaren Potentiale sprechen obwohl
die aktuellen Langfristszenarien eine um fast 33 % hohere erneuerbare Nennleistung auswei-
sen. Daher erscheinen solche Aussage als sehr beliebig.

Auch in den Langfristszenarien 3 gibt es ein ,Phase Out” der Bioenergie im Umwandlungs-
sektor (insb. Stromerzeugung), auch wenn deren installierte Leistung leicht angehoben wurde
auf 3,17 GW. Allerdings geht diese Leistungserhdhung einher mit einer geringeren Flexibilitat
der Bioenergie. Wahrend in den Langfristszenarien 2 die Bioenergie noch ca. 2.350 Volllast-
stunden produzierte, liegt die Prognose in den Langfristszenarien 3 bei Uber 3.500 Volllast-
stunden, was eine deutlich schlechtere flexible Fahrweise der Bioenergie unterstellt. Wie bereits
in der Strommarktdesignstudie des BEE gezeigt, kann der wertvolle Rohstoff der Bioenergie
viel flexibler eingesetzt werden, so dass bei der gleichen Verstromungsmenge mehr Flexibilitat
erzeugt werden kann.
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Eine umfangreiche Verlagerung des aktuell im Umwandlungssektor genutzten Biomasse-
potentials in andere Sektoren erscheint unrealistisch. Ein GroBteil der nachhaltig verfliigbaren
Biomasse fallt verstarkt dezentral an, ist in weiten Teilen sehr heterogen und nicht Gber weite
Strecken wirtschaftlich transportierbar. Deshalb bietet sich fiir viele Biomassesortimente eine
dezentrale Nutzung an, was insbesondere fiir Biogassubstrate oder holzige Sortimente aus
Wald- und Landschaftspflege gilt. Die dezentrale Nutzung dieser Stoffe ist auch umweltpoli-
tisch wichtig, da z.B. der Garrest von Biogasanlagen wieder als klimaneutraler Diinger in der
Landwirtschaft genutzt werden kann. Dies steigert die CO,-Bindung in Form von Humus sowie
die Wertschopfung auf diesen Flachen und tragt damit zur Abfederung von Konjunkturzyklen
in der Landwirtschaft bei.

Aufgrund des vorgesehenen ,Phase Outs” der Bioenergie aus dem Umwandlungssektor
musste die elektrische Leistung der Bioenergie (groBtenteils in Stddeutschland) zusatzlich
Uber H,-Gasturbinen ersetzt werden, deren Inputstoff die Langfristszenarien 3 als Importbedarf
darstellen bzw. iiber entsprechenden Ausbau der Ubertragungsnetze kompensiert werden. Der
BEE stellt deshalb die Sinnhaftigkeit einer solchen exogenen Annahme in Frage und verweist
diesbezlglich auf die Strommarktdesignstudie des BEE, die vom Fraunhofer IEE und ISE erstellt
wurde. Die Studie zeigt, dass mit ausreichender Flexibilisierung und bei gleichbleibender
Stromerzeugung der Bioenergie tber das Jahr hinweg nahezu vollstandig auf den Neubau von
reinen H,-Gasturbinen und deren zusatzlich benétigte (Netz)-Infrastruktur verzichtet werden
kann.

4 ANNAHMEN ZU DEN INPUTDATEN ERNEUERBA-
RER ENERGIEN

Nachfolgend sollen die Annahmen zu den Inputdaten der Erneuerbaren Energien bei den Lang-
fristszenarien bewertet werden. Diese Betrachtung bezieht sich auf den Bereich Wind Onshore
und Bioenergie.

In der Veroffentlichung der Langfristszenarien 3 im November 2022 stellten die Autoren die
Annahmen zu den Inputdaten der Erneuerbaren Energien, hier im speziellen der Windenergie
Onshore vor (siehe Abb. 5).
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Abb. 5: Inputdaten Windenergie Onshore der Langfristszenarien 3

| 20212030 2031-2040 20412050

Min Max Min Max Min Max
IEC Klasse 1 (extreme Starkwindzone: @ > 10 m/s)

Nabenhéhe in m 80 140 80 150 80 160
Spezifische Flichenleistung in W/m* 440 500 430 500 420 500
IEC Klasse 2 (Starkwindzone: 8,5 m/s < @ < 10 m/s)

Nabenhéhe in m 80 140 80 150 80 160
Spezifische Flichenleistung in W/m? 350 500 350 500 350 500
IEC Klasse 3 & 4 (Schwachwindzone: @ < 8,5 m/s)

Nabenhéhe in m 80 150 80 150 80 160
Spezifische Flichenleistung in W/m* 280 500 280 500 270 500

Quelle: SensfuB et al. (2022): Langfristszenarien fiir die Transformation des Energiesystems in Deutschland. T45

Zusatzlich wurden von den Autoren auch die in Abb. 6 zu sehenden Angaben zu Abschattungs-
effekten innerhalb der Windenergie Onshore beschrieben. Hierbei sind vor allem der ,Park-
effekt” als Abschattungseffekt sowie die technische Degradation der Anlagen von besonderer
Bedeutung und sollen nachfolgend naher erlautert werden.

Abb. 6: Ubersicht iiber Parkeffekte und Verluste bei der Windenergie Onshore

| windanland | Windaufsee |

Abgeschattete Fliche 5 * 3 * Rotordurchmesser2 7,5 * 4 * Rotordurchmesser2 in
(jetzt dichter als zuvor) Deutschland & Belgien (jetzt dichter als
zuvor wegen knapper Flachen)

9 * 5 * Rotordurchmesser? in tbrigen
Landern (wie zuvor)

Parkeffekt 61% 43% (2025) — 32% (2045) in Deutschland

(Wirkungsgradfaktor fiir (Abschatzung auf Basis von (1)) 2(2):2 :2 Eglr?éir:] e

Abschattu ng) (Abschatzung auf Basis von (2) und (3))
Technische Degradation 6% Wirkungsgradverlust pro Dekade (4)

Sonstige Verluste im Windpark 5%

Technische Verfugbarkeit 98%

Quelle: SensfuB et al. (2022): Langfristszenarien fiir die Transformation des Energiesystems in Deutschland. T45

Parkeffekt:

Die Langfristszenarien gehen von einem Abschattungseffekt von 39 % aufgrund der Parkver-
schattung aus. Eine entsprechend frei angestromte und nicht beeinflusste Einzelanlage wiirde
dementsprechend einen deutlich hoheren Mehrertrag erbringen.

Dieser Abschattungseffekt erscheint deutlich zu groB angenommen, da selbst heutige sehr stark
verdichtete Windparks nur auf einen Parkeffekt von 80 % bis 90 % kommen und somit ledig-
lich eine Abschattung von 10 % bis 20 % aufweisen. Eine weitere deutlich starkere Verdichtung
als heute wird hierbei von den Windgutachtern des Bundesverbands der Windenergie (BWE
e.V.) nicht als realistisch angesehen, zumal der Abschattungswert in den Langfristszenarien das
Mittel darstellt.
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Der BEE bittet die Autoren der Langfristszenarien zu erkldren, weshalb ein so starker
Abschattungsgrad regional angenommen wurde. Andere Studien, welche einen dhnli-
chen bzw. auch deutlich groBeren Zubau an Windleistung Onshore fiir planbar und
realisierbar halten als es die Langfristszenarien sehen®, legen nahe, dass es ausreichend
Standorte geben und somit die (interne und externe) Parkverschattung niedriger ausfal-
len sollte.

Zudem konnte auch eine einfache VergroBerung der Abstande der Anlagen innerhalb des
jeweiligen Windparks um 100 bis 200 m zu einer deutlich verringerten Abschattung und somit
besseren und hoheren Einspeisung der Windenergie bei gleicher installierter Nennleistung
fuhren. Eine Verschlechterung der Akzeptanz durch eine solch kleine VergroBerung ist aus
Sicht des BEE nicht zu erwarten, da die Anlagenanzahl sich nicht erhht und die Windfelder nur
in geringem Umfang groBer wirden.

Technische Degradation:

Die in den Langfristszenarien angenommene Degradation von Windenergieanlagen tber die
Zeit von 6 % pro Dekade ist aus Sicht der Windgutachter des BWE sowie aus rein technischen
Grinden nicht nachvollziehbar. Aktuell planen die Windgutachter eine Reduktion um 0,5 % fur
die gesamte Lebensdauer (zwei Dekaden) einer Windenergieanlage ein.

Der BEE bittet die Autoren der Langfristszenarien zu erkldren, weshalb ein so hoher
technische Degradationsverlust angenommen wurde, welcher an realen Anlagen so
nicht gemessen worden ist. Zudem bittet der BEE die Autoren der Langfristszenarien die
Griinde fiir die technische Degradation qualitativ und quantitativ zu benennen.

Der BEE verweist hierbei darauf, dass , Rotorblattverschmutzungen” oder dhnliche Punkte
nicht zur technischen Degradation fiihren, da solche Effekte durch einfache Mittel (z.B.
Reinigung, usw.) verhindert werden kénnen.

Wesentliche Parameter der Windenergie Onshore

Die Langfristszenarien 3, welche Ende 2022 vorgestellt wurden, haben zudem Aussagen zu
den Grenzen von wesentlichen Parametern wie der Nabenhodhe und der Flachenleistung fur
die Windenergie Onshore in der Zukunft getroffen (siehe Abb. 5). Wie in Abb. 7 beschrieben,
fuhrt eine hohere Nabenhdhe in der Regel zu mehr Winddargebot und somit zu einer hdheren
Einspeisung, wahrend eine maoglichst geringe Flachenleistung (Rotorkreis im Verhaltnis zur
Nennleistung der Anlage) zu einer besseren Ausnutzung des Windertrags aufgrund der groBe-

5 unter anderem die Strommarktdesignstudie der Fraunhofer Institute IEE und ISE (https://www.klimaneutrales-
stromsystem.de/) bzw. die UBA Studie Flachenverfligbarkeitsstudie des UBA (https://www.umweltbundesamt.

de/publikationen/flaechenverfuegbarkeit-flaechenbedarfe-fuer-den)
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ren Rotorflache flhrt. Daher spricht man in der Windenergie hier von ,Schwachwindanlagen”,
wenn deren Flachenleistung eher gering ist.

Abb. 7: Ubersicht iiber die wesentlichen Anlagenparameter Wind Onshore und ihre
Wirkung

Nabenhohe in m Flachenleistung in W/m?

T
0 1 2 3 4 5 6 T & Y9 Mot A G2l a3
Windgeschwindigkeit [m/s]

Je hoher die Nabenh6he umso groBer ist die Je niedriger die Flachenleistung (inst.
Windgeschwindigkeit und somit die Nennleistung zur Rotorkreisflache) umso mehr
Windeinspeisung Windeinspeisung in Schwachwindzeiten

(,Schwachwindanlagen”)

Wie in Abb. 8 gut zu erkennen bilden die Langfristszenarien mit ihren Annahmen zu den Anla-
genparametern Nabenhdhe und Flachenleistung selbst den aktuellen Technologiestand nur
sehr ungenligend ab. Im Jahr 2023 gab es, ahnlich wie in den Vorjahren, viele Anlagen mit teil-
weise fast 170 m Nabenhohe bzw. Anlagen mit einer Flachenleistung von deutlich unterhalb
von 280 W/m?. Nachfolgend soll dies genauer analysiert werden.

Abb. 8: Ubersicht iiber die reale Spannbreite (Nabenhohe, Flichenleistung) der instal-
lierten Anlagen 1 HJ 2023 gegeniiber den Annahmen der Langfristszenarien 3
bis einschlieBlich 2040

Range Langfristszenarien bis 2040

81m 169 m

Range Langfristszenarien bis 2040

223 W/m? 435 W/m?
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Bewertung BEE:

Am auffdlligsten in den Annahmen der Langfristszenarien 3 im Wind Onshore Bereich ist die
begrenzte Nabenhdhe von 150 m bis einschlieBlich des Szenariojahres 2040, da diese Naben-
hohe bereits seit mehreren Jahren Gberschritten wird.

In Abb. 9 sind hierzu die Nabenhhen des Neubaus fiir jedes Jahr seit 2012 auf Basis der verof-
fentlichten Marktstammdaten in entsprechende Quantile abgebildet. Zusatzlich ist auch die
maximale Nabenhohe der Langfristszenarien 3 von 150 m (horizontale rot gestrichelte Linie)
eingezeichnet.

Abb. 9: Entwicklung der Nabenh6he von Neuanlagen seit 2012 auf Basis der Markt-

stammdaten
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Zeitachse

Anhand der maximal verbauten Nabenhdhe (blaue Kurve) in den jeweiligen Jahren seit 2012,
wird deutlich, dass bereits seit 2017 Anlagen hohere Nabenhdhen aufweisen als es die Lang-
fristszenarien 3 bis einschlieBlich 2040 annehmen. Dass dies nicht nur vereinzelte Anlagen Uber
Deutschland verteilt sind, ist an dem 10 % Quantil (rote Kurve) zu erkennen. Hier wird gezeigt,
dass mindestens 10 % aller jahrlichen Neuanlagen seit 2019 eine Nabenhohe Uber 150 m
haben.

Zusatzlich ist zu erkennen, dass die mittlere Nabenhohe (gelbe und graue Linie) seit Gber 10
Jahren in einem linearen Rahmen mit ca. 2 m/a steigt. Dies wurde einmal fiur alle Neuanlagen
dargestellt (graue Linie) und einmal fir alle Anlagen auBerhalb Schleswig-Holsteins (gelbe Linie).
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Diese Unterscheidung ist wichtig, da Schleswig-Holstein aufgrund der sehr guten Windverhalt-
nisse in dieser Kurzstudie zur Vereinfachung in die IEC Klasse 2 eingeordnet wird, wahrend alle
anderen Bundeslander Deutschlands der IEC Klasse 3 zugeordnet wurden und diese Standorte
nach Abb. 5 der Langfristszenarien eine geringere maximale Nabenhdhe besitzen.

Hierbei ist zu erkennen, dass die mittlere Nabenhdhe von Anlagen auBerhalb Schleswig-
Holsteins (gelbe Linie) bereits 2022 knapp unterhalb der maximalen Nabenhéhe der Lang-
fristszenarien bis einschlieBlich 2040 liegt. Auch wenn potenziell der weitere lineare Anstieg
der Nabenhohe abflachen sollte, so ist dennoch zu erwarten, dass ab 2025 bereits jede zweite
Windenergieanlage in diesen Gebieten die maximale Nabenhohe der Langfristszenarien tber-
schreitet.

In Abb. 10 ist die Entwicklung der Flachenleistung von Neuanlagen in Schleswig-Holstein abge-
bildet (sowohl als 50 % Quantil (blaue Linie) als auch das 10 % Quantil (gelbe Linie). Zusatzlich
wurde der graue Bereich eingefarbt, der den Annahmen der Langfristszenarien 3 fiir Standorte
der Windklasse IEC 2 entspricht. Hier ist deutlich zu erkennen, dass bereits seit 2014 die mitt-
lere Flachenleistung von Neuanlagen in Schleswig-Holstein niedriger ist als die Annahmen der
Langfristszenarien 3 bis einschlieBlich 2040 vorsehen. 10 % der jeweils jahrlich neugebauten
Anlagen mit den niedrigsten Flachenleistungen (siehe 10 % Quantil, gelbe Linie) haben sogar
seit mehr als 10 Jahren Flachenleistungen, welche deutlich unterhalb der ,optimalen” Annah-
men der Langfristszenarien 3 bis einschlieBlich 2040 fir Neubauten liegen.

Abb. 10: Entwicklung der Flachenleistung von Neuanlagen in Schleswig-Holstein seit
2012 auf Basis der Marktstammdaten
550 W/m?
—50% Quantil

10% Quantil
500 W/m?
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Bereich der Langfristszenarien
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henleistung in W/m
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Zeitachse
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Ein ahnliches Bild ergibt auch die Auswertung aller anderen deutschen Bundeslander (siehe
Abb. 11). Auch hier liegt das 50 %-Quantil (50 % aller Neuanlagen, blaue Linie) seit 2016 am
unteren Ende der von den Langfristszenarien 3 bis 2040 vorgesehenen optimalen Flachenleis-
tung fir neugebaute Anlagen. Die 10 % jahrlichen Neuanlagen mit den niedrigsten Flachen-
leistungen (gelbe Linie) liegen seit 2013 deutlich unterhalb der ,optimalen” Auslegung der
Langfristszenarien 3 bis einschlieBlich 2040 von 280 W/m?.

Abb. 11: Entwicklung der Flachenleistung von Neuanlagen auBerhalb von Schleswig-
Holstein seit 2012 auf Basis der Marktstammdaten
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Wie bereits in Abb. 9, Abb. 10 und Abb. 11 zu erkennen, sind die begrenzenden Annahmen zur
Nabenhohe sowie zur Flachenleistung der Langfristszenarien 3 bereits in den letzten 10 Jahren
deutlich Gberschritten worden.

Um dies in einer Grafik zu verdeutlichen und somit auch zusammenzufiihren, ist in Abb. 12 der
prozentuale Anteil des jahrlichen Neuzubaus dargestellt, welcher eine bessere Anlagenkon-
figuration (max. Nabenhohe, min. Flachenleistung) besitzt als es die Langfristszenarien 3 bis
einschlieBlich des Jahres 2040 sehen. Aus dieser Grafik lassen sich vier wesentliche Erkenntnisse
ableiten:

1. Im Jahr 2012 gab es bereits Neuanlagen, welche eine bessere Anlagenkonfiguration
ausweisen als es die Langfristszenarien 3 bis einschlieBlich des Jahres 2040 sehen
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Seit 2012 steigt der prozentuale Anteil an Neuanlagen mit einer besseren Anlagenkon-
figuration als es die Langfristszenarien 3 bis einschlieBlich des Jahres 2040 sehen linear
an.

Allein in den letzten zwei Jahren (2021 bis 2022) wiesen 75 % aller Anlagen eine bessere
Anlagenkonfiguration auf.

Auf Basis der bereits gemeldeten, aber erst noch zu bauenden Anlagen in den Markt-
stammdaten kann gezeigt werden, dass dieser prozentuale Anteil weiter steigen wird.

Abb. 12: Darstellung des prozentualen Anteils der Neuanlagen in Deutschland seit
2012 mit einer besseren Anlagenkonfiguration als die Langfristszenarien bis
einschlieBlich 2040 ansetzen
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten aus dem Marktstammdatenregister.

Auf Basis der vorhergehenden Analyse auf Basis der Marktstammdaten kann gezeigt werden,
dass die gewahlten Inputparameter der Langfristszenarien 3 bereits in der Vergangenheit
Uberholt wurden.

Der BEE bittet die Autoren der Langfristszenarien zu erkldren, wie die extremen Abwei-
chungen zwischen dem aktuellen Technologiestand im Wind Onshore Bereich und den
Annahmen der Langfristszenarien zustande kamen. Der BEE und seine Spartenverbande
sehen hier dringenden Anpassungsbedarf, um realistische Ergebnisse in den Langfrist-
szenarien 3 zu erhalten.
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Im den nachfolgenden Unterkapiteln sollen die Inputdaten der Biomasse in den Langfristsze-
narien untersucht und bewertet werden.

4.2.1 Ableitung des Biomassepotentials

Die Langfristszenarien nehmen einen Rickgang des Biomassepotentials an, weil davon ausge-
gangen wird, dass die landwirtschaftlich zur Verfligung stehende Flache zurtickgehen wird und
die Senkenfunktion des Waldes zunehmen wird, um die im Klimaschutzgesetz vereinbarten
Senkenziele zu erreichen, so dass weniger Biomasse fir die stoffliche und/oder energetische
Nutzung entnommen bzw. angebaut werden kann.

Abb. 13: Ubersicht iiber die Entwicklung der Biomassepotenziale in Deutschland der
Langfristszenarien

Entwicklung der Biomassepotenziale in Deutschland
[P)/a]

1400
1221
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.
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\ - Stroh / sonst Reststoffe
600 — | ]
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200 ~ Wald / Holz
0 I _— o N
2020 2030 2040 2045
M Industrierestholz sonstige feste Biomasse H Waldholz
Biogas NaWaRo Biokraftstoffe 1. Gen M Biokraftstoffe HVO
Biokraftstoffe KUP Biokraftstoffe Paludikultur Stroh
M sonst. Reststoffe H Importe

Quelle: BMWK (2022): Langfristszenarien 3, T45, Webinar zum Energieangebot / Umwandlungssektor.

Bewertung des BEE:

Nach Ansicht des BEE unterliegen die Annahmen zu den Biomassepotentialen grundsatzlichen
Fehlern und bertiicksichtigen zukilnftige Entwicklungen in den Landnutzungssektoren nicht. So
sind die Grundannahmen zur Landwirtschaft unvollstdandig und aus den aufgefiihrten Annah-
men werden nicht die richtigen Schlisse gezogen. Eine Reduktion des Fleischkonsums um 33
% impliziert z.B., dass bislang als Futter genutzte Griinlandflachen alternative Verwertungs-
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moglichkeiten des Aufwuchses (in Form einer energetischen Nutzung) benétigen, um den aus
Umweltsicht erstrebenswerten Erhalt und Pflege der Griinlandflachen zu gewahrleisten.

Die Wiedervernassung eines GroBteils der aktuell knapp 1,2 Mio. ha trockengelegter und land-
wirtschaftlich genutzter Moorflachen wird ebenfalls alternative Verwertungsmdglichkeiten
erfordern. Dazu gehdren neben PV-Flachen und einer stofflichen Verwertung der Aufwiichse
(Paludikulturen wie Schilf, Seggen, Binsen, Weiden, usw.) auch die energetische Biomassenut-
zung, da aufgrund der betroffenen Flachenkulissen von einer Vielzahl an unterschiedlichen
Nutzungsformen auszugehen ist. Hinzu kommen vermehrt Flachen in der Landwirtschaft, die
anstatt z.B. dem Anbau von Nahrungs- und Futtermitteln oder Energiepflanzen zu Natur-
schutz- und Biodiversitatszwecken dienen werden und deren Aufwuchs einer Abfuhr und sinn-
vollen Verwertung bedarf.

Entsprechend ist der im Langfristszenario 3 fir die Landwirtschaft angenommene Flachen-
rickgang fur die energetische Biomassenutzung von aktuell 2,45 Mio. ha auf 0,7 Mio. ha nicht
nachvollziehbar. Vielmehr wird es innerhalb der landwirtschaftlich genutzten Flachen zu einer
Verschiebung der Flachennutzung kommen. Die Abschatzung des Bundesverbandes Bioener-
gie (BBE) / Hauptstadtbiros Bioenergie (HBB)® geht von einem Riickgang der fiir Bioenergie
genutzten Ackerflache aus, sieht aber Zuwachse z.B. im Bereich der energetischen Griinland-
verwertung, des Aufwuchses von wiedervernassten Moor- und Biodiversitatsflachen, so dass
insgesamt die energetisch verwertbare landwirtschaftliche Flache in der Hauptnutzung etwa
konstant bleibt und zusatzliche Potentiale aus der Nebennutzung (z.B. Zweitkulturen, Agro-
forst) unter dem Gesichtspunkt der Co-Benefits fiir Umwelt- und Naturschutz hinzukommen
werden (siehe Tab. 3).

Mit Blick auf den Bedarf an nachwachsenden Rohstoffen fir die Biookonomie ist die im Lang-
fristszenario angenommene Flache fir die stoffliche Nutzung (0,28 Mio. ha, entsprechend der
heutigen Flachennutzung) ebenfalls als nicht realistisch zu bewerten. Ebenfalls zu hinterfragen
ist die Annahme der Langfristszenarien bezliglich einer Flachensuffizienz in 2045. Auch wenn
Biomasseimporte (politisch gewollt) fiir die Energieversorgung keine Rolle spielen sollen, ist
die Annahme in Anbetracht einer sich stetig weiterentwickelnden Weltwirtschaft und Handels
zu hinterfragen.

6 Stellungnahme und Potentialabschdtzung zur Nationalen Biomassestrategie: https://www.bioenergie.de/down-

load_file/force/1539/725
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Tab. 3: Abschadtzung der Bioenergie/Biomassepotentials nach HBB und BBE

mogl. Entwick- | Projektion

Hauptkulturen in ha LF | Ist 2021 [ha] lung 2030 [ha] | 2045/50 [hal Bemerkung
Nachwachsende Rohstoffe/ | 1.982.000 1.820.000 750.000
Ackerbau
dar. Biogas: Strom/Warme | 1.271.000 1.100.000 450.000
dar. Biokraftstoffe: Verkehr | 700.000 700.000 250.000 zzgl. EiweiBfuttermittel
dar. KUP & Miscanthus 11.000 20.000 50.000
Biokraftstoffe Land&Forst 60.000 150.000 450.000 Sektoreigener Bedarf fur LuF-
Traktoren/Maschinen
NawaRo Acker zusammen: 2.042.000 1.970.000 1.200.000
Grunland 300.000 400.000 750.000 Vermehrte Nutzung mangels
Tierhaltung
Moore 0 80.000 600.000 Paludikulturen etc.
Stoffliche Nutzung / 257.000 350.000 700.000
C-Senken
Hauptnutzung fiir 2.599.000 2.800.000 3.250.000
Biomasse
. maogl. Entwick- | Projektion
Nebennutzen in ha LF | Ist 2021 [ha] lung 2030 [ha] | 2045/50 [ha] Bemerkung
Aufwuchs von Biodiversitats- | 0 400.000 800.000 Spéaten Schnitt fir Bioener-
flachen & Agroforst gie-Nutzung in der GAP-

Férderung zulassen. Ziel der
GAPDZV 200.000 ha Agro-
forst in 2030

Zweitkulturen/Zwischen- 100.000 300.000 800.000
frichte der Ackernutzung
Quelle: Schatzung des Bundesverband Bioenergie, Sept. 2022, auf Basis FNR/BMEL ,Anbaufldchen Nachwachsender

Rohstoffe nach Kulturarten”

Im Bereich der Forstwirtschaft werden ebenfalls unrealistische Grundannahmen getroffen: Die
Treibhausgassenkenziele fir den Bereich Landnutzung, Landnutzungsanderung und Forst-
wirtschaft (LULUCF) des Bundesklimaschutzgesetzes (KSG) sind nicht wissenschaftsbasiert,
sondern politisch festgelegt. Aus Zielen, die nicht auf der Basis von wissenschaftlichen Erkennt-
nissen festgelegt wurden, konnen folglich keine Annahmen zu Biomassepotentialen abgeleitet
werden.

Nach dem Projektionsbericht 2019 der Bundesregierung (erstellt vom Thinen-Institut fir den
Bereich LULUCF) sind in 2030 Emissionen in Hohe von ca. 22 Mio. t CO, im LULUCF-Bereich
zu erwarten (siehe Abb. 14), im Gegensatz zum Ziel des Klimaschutzgesetzes (KSG) von einer
Senke in Hohe von 25 Mio. t CO, (Zielerflllungsliicke ca. 47 Mio. t CO,).
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Abb. 14: Projizierte Entwicklung der THG-Emissionen und Senken im LULUCF-Sektor:

1990 2005 2018 2025 2030 2035 | 2040
Wald -70.943 | -41.208 | -66.995 | -26.638 -15.006 | -14.091 | -14.459
Ackerland 12966 | 14493 | 16,591 | 17.324 16.629 | 16.051 l 15.452
Griinland 24119 | 20.749 | 15.952 | 16.338 14.109 | 14573 | 15.410

|

Feuchtgebiete 3.577 4.405 4.383 4.210 3.470 3.217 | 3.008
Siedlungen 2.797 3.252 6.377 5.417 4.850 4.327 3.712
Holzprodukte -1.330 | -15.044 -3.239 209 -1.739 | -1.094 l -1.251
¥ LULUCF* -28.813 | -13.353 | -26.932 | 16.859 22,312 | 23.024 | 21.872

* gesamte Landflache in Deutschland

Quelle: Projektionsbericht 2021 fiir Deutschland, S. 308.7

Die Griinde dafir liegen in relativ stabilen, da kurzfristig schwierig zu mindernden Emissionen
aus trockengelegten Moorflachen sowie einem Riickgang der Senkenleistung des Waldes, v.a.
aufgrund der Altersstruktur der Badume, deren CO,-Bindungsleistung mit dem Alter nachlasst.
Infolgedessen sinkt die Treibhausgasbindung des Waldes. Erschwerend kommen Dirre- und
Kalamitatsereignisse hinzu, die eine Zielerreichung noch unrealistischer werden lassen, als
ohnehin projiziert.

Der wissenschaftliche Beirat fir Waldpolitik des Bundesministeriums fur Landwirtschaft und
Ernahrung (BMEL) hat bereits 2021 in seinem Gutachten zum Klimaschutzgesetz vor den unrea-
listisch gesetzten Zielen fur die CO,-Bindung im LULUCF-Sektor gewarnt.® Die Grundannahmen
sollten auf einer realistischen Abschatzung und nicht einem politisch gewiinschten Idealbild
beruhen. So ist z.B. im Forstbereich durch die Notwendigkeit des Waldumbaus zur Klimaanpas-
sung der Walder und dem dadurch anfallenden Durchforstungs- und Pflegematerial von einem
zunehmenden Potential auszugehen, ebenfalls aufgrund des Ausbaus der stofflichen Holznut-
zung, deren Rest- und Nebenstoffe sowie Althdlzer am Ende der Nutzungsdauer energetisch
verwertet werden kénnen. Entsprechend sind die holzigen Biomassepotentiale hdher als in den
Langfristszenarien 3 angenommen.

7 Projektionsbericht der Bundesregierung 2021, S. 308; https://www.umweltbundesamt.de/sites/default/files/
medien/372/dokumente/projektionsbericht 2021 uba website.pdf

8 Das Ziel lieBe sich ,theoretisch nur durch eine starke Einschrdnkung der Holzentnahmen bei stabilen Zuwéach-
sen erreichen.” Dies wiirde zu Verlagerungseffekten von Klimaschutz in andere Sektoren (z.B. verringerte
Substitutionsmdglichkeit energie- und CO,-intensiver Baustoffe, fossiler Energietréger,...) und in Walder auBer-
halb Deutschlands fihren: ,(...) Dann erglbt sich zwar rechnerisch fiir den LULUCF-Sektor eine bessere Emis-
sionsbilanz. Dieser sektorspezifisch positive Effekt wird aber durch zusatzliche Emissionen in anderen Sektoren
der deutschen Wirtschaft Uberkompensiert, so dass es fir Deutschland insgesamt zu einer Verschlechterung
der Emissionsbilanz kommt. (...) Wirde das Holz von auBerhalb der EU beschafft, kdime es bei der derzeitigen
Versorgungsstruktur zum tberwiegenden Teil aus Landern mit niedrigeren Standards fiir nachhaltige Wald-
wirtschaft (sowie hoherem Gefdhrdungspotential fir die blologlsche Vielfalt). Dieser niedrigere Nachhaltig-

keitsstandard impliziert gleichzeitig hohere Emissionen.” https://www.bmel.de/SharedDocs/Downloads/DE/
Ministerium/Beiraete/waldpolitik/klimaschutzgesetz.pdf;jsessionid=1ET1DB5F164B06A9654F5BEC71EB277FC.

live832?__blob=publicationFile&v=5
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Neben den angesprochenen Kritikpunkten zur festen Biomasse ist insbesondere bei den
landwirtschaftlichen Biomassepotential zu kritisieren, dass in den Potenzialannahmen
der Langfristszenarien zudem eine Reihe von nachhaltigen Biomassesortimenten fehit.

Zu diesen Stoffen gehdren insbesondere:

Zwischenfriichte/Zweitkulturen (z.B. Kleegras): Diese Kulturen nehmen keine
zusatzliche Ackerflache in Anspruch, weshalb sie ohne Zielkonflikte in landwirtschaft-
liche Produktionsprozesse integrierbar sind. Das Potenzial von Zwischenfriichten und
Zweitkulturen steigt bei Verkiirzung der Vegetationsperiode, die im Rahmen des Klima-
wandels zu erwarten ist, und bei einem verstarktem Okolandbau. Die Bioenergiever-
bande setzen in ihrer Potenzialanalyse und in Abstimmung mit dem Deutschen Bauern-
verband e.V. (DBV) fiir 2045 den Anbau von Zweitkulturen/Zwischenfriichten auf einer
Ackerflache von 800.000 ha an, die fir die Produktion von 16 TWh Biogas/Biomethan
genutzt werden kann.®

Aufwuchs von Dauergriinland: Unter der Annahme des Rickgangs der Viehhal-
tung, der auch in den Langfristszenarien angenommen wird, kann davon ausgegan-
gen werden, dass Griinland frei werden wird, dass nicht mehr fir die Produktion von
Futtermittel genutzt werden muss, aus Klimaschutzgriinden aber nicht zu Ackerland
umgebrochen werden darf. Der Aufwuchs muss geerntet werden, um einer Verbus-
chung der Landschaft vorzubeugen, steht aber aufgrund der geringen Energiedichte
nicht flir langere Transporte zur Verfliigung. Die Bioenergieverbande setzen in ihrer
Potenzialanalyse und in Abstimmung mit dem DBV fiir 2045 eine Dauergrinlandflache
von 750.000 ha an, deren Aufwuchs fiir die Produktion von 14 TWh Biogas/Biomethan
zur Verfligung steht. In einer Studie von Guidehouse-Economics zum Biogas-/Biome-
thanpotenzial in Europa' wird fiir Deutschland sogar ein Potenzial von 23 TWh Biogas/
Biomethan aus dem Aufwuchs von Dauergriinland angegeben.

Aufwuchs von Biodiversititsflichen: Im Rahmen der Okologisierung der Landwirt-
schaft kénnen Flachen mit Blihpflanzen angelegt werden, die Wildtieren als Riickzugs-
raum dienen. Um die Biodiversitat zu erhalten und einer Verbuschung der Landwirtschaft
vorzubeugen, muss der Aufwuchs ohnehin mind. einmal jahrlich gemulcht werden.
Alternativ steht dieser nach dem Abblihen einer dezentralen Nutzung in Biogasanla-
gen zur Verfigung, ohne die 6kologischen Vorteile der Flachen zu beeintrachtigen. Die
Bioenergieverbande setzen in Abstimmung mit dem DBV fiur 2045 600.000 ha Blihfla-
chen an, deren Aufwuchs fir die Produktion von 7 TWh Biogas/Biomethan zur Verfi-
gung steht.

9 Siehe die Stellungnahme der Bioenergieverbdnde zum Entwurf einer Nationalen Biomassestrategie aus dem
Januar 2023.

10 Siehe; Guide House Economics (2022), Biomethane production potential in the EU.
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Allein durch die Berlicksichtigung von Zwischenfriichten/Zweitkulturen sowie des Aufwuchses
von Dauergriinland und Biodiversitatsflachen ergeben sich signifikante zusatzliche Biomasse-
potenziale, die unserer Ansicht nach im Bereich von 44-53 TWh angesetzt werden kdnnen.

Insgesamt gehen die Bioenergieverbande bis 2030 von einem nachhaltigen Bioenergiepoten-
zial von rund 420 TWh (ggu. ca. 240 TWh in den Langfristszenarien), bei einer gleichbleibenden
nichtenergetischen Nutzung von nichtforstwirtschaftlichen Reststoffen und moderat steigen-
der stofflicher Holznutzung. Bei einer aktuellen Bioenergienutzung von ca. 260 TWh ist damit
sogar noch ein deutlicher Zuwachs moglich.™

4.2.2 Phase Out der Biomasse aus der Stromerzeugung und Warmenetzen

In den Langfristszenarien wird ein Phase-Out fiir die Biomasse aus der bisherigen Nutzung
zur Strom- und Warmeerzeugung in dezentralen Anlagen (Biogasanlagen, Holzheizwerke etc.)
vorgenommen, weitgehend zur Steigerung der stofflichen Nutzung der chemischen Industrie,
in der Zement- und Kalkherstellung sowie der industriellen Prozesswarme.

BEE-Bewertung:

Der BEE halt ein umfassendes Phase-Out der Bioenergie aus der Strom- und Warmeerzeu-
gung fiir nichtrealistisch und umwelt- sowie klimapolitisch kontraproduktiv.

Erstens: Viele Biomassesortimente eignen sich aus technischer, wirtschaftlicher sowie
umwelt- und klimapolitischer Sicht am besten fiir den Einsatz in dezentralen KWK-Anla-
gen oder Heizwerken und nicht fiir den Einsatz in wenigen zentralen groBtechnischen Produk-
tionsanlagen wie sie in der chemischen Industrie sowie in der Kalk- und Zementherstellung
Ublich sind. Dabei handelt es sich insbesondere um:

Biomassesortimente, die dezentral anfallen und aufgrund ihrer geringen Energiedichte
nicht Gber weite Strecken transportierbar sind. Dazu gehoren neben Giille, Bioabfal-
len und Ernteresten, die auch in den Langfristszenarien fiir eine dezentrale Nutzung in
Biogasanlagen vorgesehen sind, auch die oben beschriebenen Zwischenfriichte/Zweit-
kulturen, der Aufwuchs von Dauergriinland, Blihflachen und wiedervernassten Mooren.
Auch Rest- und Schadhdlzer sowie Stroh sind nicht Uber weite Strecken wirtschaftlich
transportierbar. Ihre Nutzbarkeit fir die Industrie hangt also stark von den lokalen
Gegebenheiten ab.

11 Stellungnahme und Potentialabschatzung zur Nationalen Biomassestrategie: https://www.bioenergie.de/down-

load_file/force/1539/725
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Weiterhin sollten alle Biomassesortimente aus dem landwirtschaftlichen Segment
sowie aus Bioabfallen aus 6konomischen Griinden sowie Griinden des Umweltschutzes
wieder in die Landwirtschaft zurlickgeflhrt werden. Der Garrest aus Biogasanlagen ist
als klimaneutraler Diinger bzw. fiir den Aufbau von Humus und damit der CO2-Bindung
im Boden zentraler Bestandteil der Landwirtschaft, insbesondere in einer klimaneut-
ralen Volkswirtschaft. Es ist nicht zu sehen, wie Nahrstoffe von dezentral anfallender
Biomasse auf den Acker zuriickgefiihrt werden kann, wenn die Biomasse in zentralen
groBtechnischen Anlagen der chemischen Industrie oder in der Kalk- und Zementher-
stellung eingesetzt wird.

Unterstellt man die in den Langfristszenarien angenommenen Potenziale fiir Biogas aus Rest-
und Abfallstoffen (53 TWh) und Stroh (44 TWh)' sowie die oben beschriebenen Potenziale des
Aufwuchses von Dauergriinland (14 TWh) und Biodiversitatsflachen (7 TWh) sowie Zwischen-
frichten (16 TWh) dann ergibt sich ein Minimum von ca. 134 TWh Biomasse, die am besten
dezentral und nicht in groBBtechnischen Anlagen zu verwerten ist. Dazu kommen:

Energiepflanzen als Co-Substrat fiir die Biogas/Biomethan-Erzeugung werden:
Der Garprozess und damit die Wirtschaftlichkeit von gullevergarenden Anlagen kann
durch die Co-Vergarung von geringen Mengen an Energiepflanzen deutlich verbessert
werden. Auch der Gesetzgeber erkennt dies an und ermdglicht mit §44 EEG 2023 den
Einsatz von bis zu 20 Masseprozent Energiepflanzen in sogenannten ,Gillekleinanla-
gen”. Dezentral anfallenden Gille- und Mistmengen, die nicht besonders transport-
wirdig sind, kdnnen so sinnvoll erfasst werden, da eine wirtschaftliche Anlagengrofe
erreicht werden kann. Als Nebeneffekt lasst sich durch diese Verwendungsmaoglichkeit
eine kleinstrukturierte Landwirtschaft fordern. In der Studie ,Klimaneutrales Deutsch-
land 2045" von Agora Energiewende et al. werden fir die ErschlieBung der Glllepoten-
ziale 8 TWh Biogas aus Energiepflanzen unterstellt.'

Alle Mengen an Rest- und Schadhélzern sowie Paludikulturen, die nicht nahe
genug an den zentralen Industriestandorten anfallen, um sie wirtschaftlich dahin
transportieren zu kénnen.

Zweitens: Die Nutzung von Biomasse fiir die Strom- und Warmeerzeugung in dezentralen
Biogasanlagen oder Holzheiz(kraft)werken ist Stand der Technik und trifft auf hohe soziale
Akzeptanz.

Drittens: Die Nutzung von Biomasse im Umwandlungssektor steht nicht in Konkurrenz
zur Bereitstellung von klimaneutralem CO, oder zur Erzeugung von Negativemissionen.

12 Siehe: https://www.langfristszenarien.de/enertile-explorer-de/intern/termine.php?highlight=biomasse

13 Siehe: Agora Energiewende et al (2021), Klimaneutrales Deutschland 2045, S. 97.
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Die Nutzung des bei der Biomethanaufbereitung abgeschiedenen CO, ist langst Stand der
Technik und wird bereits praktiziert, ebenso bietet die Abscheidung von CO, aus dem Abgas-
strom von Heizwerken die Méglichkeit, griines CO, fir die Verwendung in chemischen Prozes-
sen oder zur dauerhaften Speicherung zur Verfiigung zu stellen.

Eine Begriindung fiir ein Phase-Out von Biomasse ist gelegentlich, anstatt einer energetischen
Nutzung — flr die auch Wasserstoff in Frage kommt — musse der in der Biomasse gebundene
Kohlenstoff fir Produktionsprozesse wie z.B. fur synthetische Kohlenwasserstoffe genutzt oder
zur Erzeugung von Negativemissionen dauerhaft gespeichert werden.

Der BEE sieht auch dies als kein iberzeugendes Argument fiir das weitgehende Phase-Out von
Biomasse im Umwandlungssektor an, da die Nutzung von Biomasse zur Strom- und Warme-
erzeugung nicht grundsatzlich in Konkurrenz zur Nutzung des biogenen CO_s flir Produktions-
prozesse oder eine dauerhafte Speicherung steht. So ist beispielsweise die Nutzung des bei der
Biogasaufbereitung oder bei Heizkraftwerken abgeschiedenen CO,s, z.B. in der Industrie, zur
Produktion synthetischer Kraftstoffe oder zur Bereitstellung von Negativemissionen Stand der
Technik und wird von mehreren Anlagen bereits wirtschaftlich umgesetzt, ohne dass dies die
energetische Nutzung der Biomasse beeintrachtigt.™

Fazit: Unter Beriicksichtigung der obigen Uberlegungen sollten die Annahmen in den Lang-
fristszenarien fur das nachhaltige Biomassepotenzial im Allgemeinen, aber im Speziellen fir
die angenommene Nutzung von Biomasse im Umwandlungssektor grundsatzlich Uberarbeitet
werden. Ein weitgehendes Phase-Out von Biomasse im Umwandlungssektor ist angesichts
der zur Verfiigung stehenden Biomassepotenziale weder realistisch noch klima- oder
umweltpolitisch sinnvoll und notwendig.

5 OUTPUTDATEN ERNEUERBARER ENERGIEN

In diesem Kapitel werden die Outputdaten (Einspeisungsverlaufe) der Erneuerbaren Energien
in den Langfristszenarien qualitativ sowie quantitativ analysiert und etwaige zu hinterfragende
Ergebnisse deutlich gemacht. Um auf die einzelnen Technologien zu fokussieren, werden diese
getrennt im jeweiligen Unterkapitel betrachtet.

14 Hier ausgewahlte Beispiele fir die Nutzung des bei der Biogasaufbereitung abgeschiedenen CO,s bei gleichzei-
tig energetischer Nutzung des Biomethans:

- Industrielle Produktion: Herstellung von Trockeneis und Dinger.
- Synthetische Kraftstoffe: Herstellung von synthetischem Kerosin.
- Bereitstellung von Negativemissionen: Nutzung im Betonrecycling mit anschlieBender Verbauung des Betons.
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Die Windenergie Onshore ist eine fluktuierend einspeisende erneuerbare Energieform, welche
allerdings einer engen Haufigkeitsverteilung (Heuristik) Gber das Jahr folgt. Diese enge Heuris-
tik ist in Abb. 15 in gestrichelten Linien (blau und gelb) seit 2015 als Minimum und Maximum
jeder einzelnen Klassenbreite (1 % der Windeinspeisungsleistung) dargestellt.

Die Einspeisungsverlaufe der Windenergie Onshore in den einzelnen Szenariojahren der Lang-
fristszenarien wurde zur Darstellung im Diagramm mit der jeweiligen Nennleistung des Szena-
riojahres relativiert (feste Linien) um die relativen Windeinspeisung zur Nennleistung zu erhal-
ten.

Abb. 15: Windeinspeisungsheuristik Windenergie Onshore 2012 bis 2022 und Lang-
fristszenarien 3
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Die Auswertung zeigt 3 wesentliche Erkenntnisse:

Die Langfristszenarien folgen iiber weiten Teilen der Heuristik, wobei sich diese
im niedrigen Einspeisungssegment (relative Windeinspeisung < 15 % der Nenn-
leistung)leicht reduziert gegeniiber dem Minimum auspragt, wahrend sie sich im
Segment zwischen 40 % bis 80 % der Nennleistung leicht erh6ht darstellt. Dieses
Verhalten ist erwartungsgemal auf den Einsatz von starkeren Schwachwindanlagen
zurlickzufihren.
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Die einzelnen Szenariojahre zeigen eine sehr dhnliche Heuristik auf. Dieses Verhal-
ten ist nicht zu erwarten und stark erklarungsbediirftig. Zwar basieren alle Szenario-
jahre auf dem gleichen Wetterjahr, doch ist der Anlagenpark 2025 (mittlere Nabenhdhe
= 102,8 m, Flachenleistung = 365 W/m?) deutlich anders ausgepragt als der Anlagen-
park 20456 (mittlere Nabenhdhe = 150 m, Flachenleistung = 280 W/m?). Zudem kommt
es mit dem Flachenziel von etwa 2 % der Landesflache pro Bundesland (siehe Wind an
Land Gesetz 2021) zu einer rdumlich deutlich groBer ausgepragten Windinstallation
Uber Deutschland. All diese Punkte sollten sich tGber die einzelnen Szenariojahre der
Langfristszenarien zu einer deutlich anderen Heuristik auspragen.

Der Peak im hinteren Segment bei ca. 80 % der Nennleistung entspricht nicht der
Heuristik des Einspeisungsverlaufs in der Vergangenheit. Da er fast in allen Szena-
riojahren an der gleichen Klassenbreite auftritt, vermutet der BEE, dass es sich hierbei
um eine ,Spitzenkappung” handelt. Die Abbildung einer solch pauschalen Spitzenkap-
pung, fast unabhangig von den realen netztechnischen Gegebenheiten, spiegelt hierbei
aber weder den Vorrang Erneuerbarer Einspeisung wider, noch dem logischen Punkt
des ,Nutzen statt Abregeln”, gerade da es sich hierbei um eine der kostenglinstigsten
erneuerbaren Strommengen handelt.

Aufgrund obiger heuristischer Analyse der Einspeisungsverlaufe im Windenergie Onshore
Bereich der Langfristszenarien und der sich daraus ergebenden erklarungsbedirftigen Aspekte
werden im Nachfolgenden die Einspeisungsverlaufe der Szenariojahre 2025 (graue Linie) und
2045 (dunkelblaue Linie) in Abb. 16 dargestellt. Zur besseren Ubersichtlichkeit wurden hierfiir
60 Tage (2 Kalendermonate) ausgewahlt, welche sowohl Schwachwindzeiten als auch Stark-
windzeiten aufweisen.

Aufgrund des deutlich anderen Anlagenparks, welcher im Szenariojahr 2045 besser im Schwach-
windbereich agieren sollte als im Szenariojahr 2025 und den deutlich hoheren Nabenhéhen im
Szenariojahr mit entsprechend héheren Windgeschwindigkeiten sowie der raumlich deutlich
weiter ausgepragten Windinstallation Uber Deutschland sollten sich die relativen Einspeisungs-
verldufe der beiden Szenariojahren deutlich unterscheiden.

Wie in Abb. 16 zu sehen, sind die beiden relativen Einspeisungszeitreihen in beiden
Szenariojahre allerdings groB3tenteils fast deckungsgleich, und dies sowohl fiir Schwach-
als auch fir Starkwindzeiten sowie in den Gradienten (kaum zeitliche Verschiebung).

15 Basierend auf dem Bestandspark 2021 (Marktstammdaten) sowie dem geplanten Zubau der LFS 3 von ca. 19
GW mit jeweils 4,7 MW Anlagen und der optimalen Auslegung (mit 150 m Nabenhdhe und einer Flachenleis-
tung von 280 W/m?).

16 Basiert vollstandig auf den Grenzen der optimalen Auslegung der LFS 3, da alle Bestandsanlagen 2021 bereits
Uber 20 Betriebsjahre haben und somit repowert wurden.
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Abb. 16: Vergleich der relativen Einspeisungsverlaufe der Szenariojahre 2025 vs. 2045
der Langfristszenarien 3
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Um auszuschlieBen, dass es sich hierbei nur um einen zufalligen Effekt innerhalb dieser 60
Tage handelt, wurden in Abb. 16 das jeweilige gesamte Szenariojahr zwischen 2025 und 2045
stundlich verglichen.

Aus Abb. 17 geht hervor, dass in ca. 40 % aller Zeitfenster die Abweichung unter 1 % der Nenn-
leistung, also im Promillebereich, liegt. Zudem weisen Uber 92 % aller Zeitfenster eine Abwei-
chung von weniger als 5 % zur Nennleistung auf. Somit bestatigt sich die Annahme, dass beide
Szenariojahre sehr dhnliche relative Einspeisungsverlaufe besitzen.

Dieses gefundene &dhnliche relative Einspeisungsverhalten der Windenergie (Onshore)
der Szenariojahre 2025 und 2045 ist stark erklarungsbediirftig, da sich der Anlagenpark
in den Szenariojahren deutlich voneinander unterscheidet.

Ist im Szenariojahr 2025 der Anlagenpark noch durch eine mittlere Nabenhdhe von 102 m
und einer Flachenleistung von 365 W/m? gepragt, so hat der Anlagenpark 2045 in den Lang-
fristszenarien eine deutliche hohere Nabenhohe von ca. 150 m und besitzt mit einer mittleren
Flachenleistung von ca. 280 W/m? eine deutlich starker ausgepragte Schwachwindanlagendy-
namik.
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Abb. 17: Abweichung Einspeisungsverlaufe Wind Onshore 2025 vs. 2045 in den Lang-
fristszenarien 3
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Allein der Einsatz von Schwachwindanlagen fihrt entlang der Leistungskennlinie in einzel-
nen Windgeschwindigkeitsbereichen zu teilweise tber 20 % hoherer relativer Einspeisung (im
Bezug zur Nennleistung) bei gleicher Windgeschwindigkeit (siehe Abb. 18). Zusatzlich steigt die
Stromerzeugung durch die hheren Windgeschwindigkeit aufgrund der hohere Nabenhéhen.

Zwar nehmen bei den Langfristszenarien auch die Abschattungsverluste auf bis zu 39 % im Jahr
2045 zu, was zu einer Reduktion der Einspeisung fihrt, doch kann dies aus den vier nachfol-
gend genannten, offensichtlichen Griinden nicht der Hauptgrund fiir das obige fast deckungs-
gleiche Einspeisungsverhalten zwischen den Szenariojahren 2025 und 2045 sein.

1. Abhédngigkeit der Abschattung mit der Windgeschwindigkeit

Damit es zu einem solchen sehr d@hnlichem Einspeisungsverhalten kommen kann, misste der
Abschattungseffekt stets fast genau die sich ergebende Mehreinspeisung, welche sich aus
héheren Windgeschwindigkeit (aufgrund héherer Nabenhéhe) und dem Einsatz von Schwach-
windanlagen ergibt, ausgleichen.

In Abb. 18 sind hierbei die zwei Leistungskennlinie einer 362 W/m? Anlage und einer 280 W/m?
abgetragen (Linien, abgelesen an der linken Abszisse) und der sich daraus pro Windgeschwin-
digkeit ergebenden Mehreinspeisung der 280 W/m? Anlage (Balken, abgelesen an der rechten
Abszisse) gegeniiber der 362 W/m? Anlage.
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Es ist gut zu erkennen, dass sich die Mehreinspeisung deutlich Gber den Windbereich zwischen
3 bis 12 m/s verandert, so dass auch der daflir benotigte Abschattungsfaktor sich so verhalten
musste. Er misste zwischen 3 bis 9 m/s immer groBer werden und sich dann von 9 bis 12 m/s
wieder reduzieren auf einen Wert von annahernd null, damit wie in Abb. 16 die Einspeisungs-
kurven des Szenariojahres 2025 ggu. 2045 anndhernd deckungsgleich werden.

Es existiert zwar mit dem Leistungsbeiwert (CP-Wert) ein mit der Windgeschwindigkeit veran-
derlicher Wirkungsgrad, doch erklart dieser nicht die in Abb. 18 gesehene Differenz. Der
Verschattungsfaktor misste zudem nach 12,5 m/s bei ,0” liegen, da beide verglichenen Anla-
gentypen ihre Nennleistung ab diesem Punkt erreichen und somit keine relative Mehreinspei-
sung der Schwachwindanlage (280 W/m?) ggii. der Normalwindanlagen (362 W/m?) entsteht.
Der Leistungsbeiwert (CP-Wert) verandert sich aber deutlich auch noch nach 13 m/s.

Abb. 18: Leistungskennlinienvergleich 2025 vs. 2045 und die sich ergebende rel. Mehr-

einspeisung
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2. Alle Szenariojahre sind fast deckungsgleich

Wie bereits Abb. 16 vermuten lasst, sind nicht nur die Szenariojahre 2025 und 2045 fast
deckungsgleich, sondern alle relativen Einspeisungsverlaufe Wind Onshore der Szenariojahre
2025 bis 2045 in den Langfristszenarien 3. Da sich auch in den Jahren 2030 bis 2040 die Anla-
genparks in Nabenhdhe und Flachenleistung anders darstellen als es in 2045 der Fall ist, misste
sich hierbei, ahnlich wie in der Betrachtung 2025 vs. 2045, die sich ergebende Mehreinspeisung
fast vollstandig in jeder Stunde neutralisieren.
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3. Windabschattungen sind Windrichtungsabhingig

Der offensichtlichste Grund, weshalb die Windabschattung nicht fir den fast deckungsglei-
chen relativen Einspeisungsverlauf der Szenariojahre 2025 und 2045 der Langfristszenarien
3 hauptverantwortlich sein kann, liegt in dem Fakt, dass Windabschattungseffekte windrich-
tungsabhangig sind. Windparks werden so gebaut, dass sie in der Hauptwindrichtung den
geringsten Abschattungseffekt aufweisen, wahrend sie in anderen Windrichtungen deutlich
hohere Abschattungseffekte haben. Somit musste es im Jahresverlauf mehrere Zeitfenster
geben, in denen die Mehreinspeisung aus dem Szenariojahr 2045 vom Abschattungsfaktor
Uberkompensiert bzw. unterdeckt werden wiirde und es somit zu einem abweichenden Verhal-
ten kommen musste.

4. Andere Standorte fiihren zu zeitlich versetzten Einspeisungsverhalten
Die Bundesregierung hat mit dem Wind-an-Land-Gesetz ein Flachenziel von etwa 2 % pro
Bundesland gesetzt, welches bis spatestens 2032 fir die Windenergie Onshore ausgewiesen

werden muss. Andernfalls gilt auch auBerhalb der Vorrangflachen eine Privilegierung.

Abb. 19: Volllaststunden Windenergie Onshore im Jahr 2050
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Die so Uber Deutschland verteilte Wandinstallation sollte zum einen zu einem deutlichen gerin-
geren Abschattungseffekt fiihren als es die Langfristszenarien 3 mit im Durchschnitt von fast
40 % darstellen. Zum anderen ist aber auch ein zeitlich versetzter Einspeisungsverlauf tber die
Szenariojahre zu erwarten. Als Beleg fiir dieses abweichende Einspeisungsverhalten ist in Abb.
20 die relative Einspeisung der Windenergie Onshore im Stidwesten (Transnet BW) und Nord-
osten (50 Hertz) aus dem Jahr 2022 dargestellt.
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Abb. 20: Ubersicht iiber die relative Einspeisung der Regelzonen 50 Hz und Trans-
netBW aus Februar 2022
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Gut zu erkennen ist, dass die Windfronten zeitversetzt die Regionen Deutschlands erfassen
und dass es auch Windfronten gibt, welche sich nur regional stark auspragen, siehe hierzu
zwischen dem 28.02.2022 bis 07.03.2022.

Eine solches normales Einspeisungsverhalten wiirde im Rahmen des politisch gewollten Wind-
energieausbaus in Stiddeutschland auf ca. 25 % bis 30 % der bundesweiten Gesamtinstalla-
tion (bezogen auf die Landesflache), zu einer deutlich veranderten Einspeisungscharakteristik
zwischen dem Jahr 2025 und dem Jahr 2045 fihren. Zudem wirde die zusatzliche installierten
Windenergieleistung im Stden zu einem flacheren Anstieg und einer Glattung der Gradien-
ten flhren. Das Fehlen dieser Gradientenverschiebung und den Glattungseffekten zwischen
den beiden Szenariojahren in den Langfristszenarien kann nicht mit dem Abschattungsfaktor
erklart werden.

Aus Sicht des BEE ist es daher nicht verstiandlich, wie in den Langfristszenarien 3 die sehr
ahnlichen relativen Einspeisungsverhalten im Bereich Windenergie Onshore der Szena-
riojahre entstanden sind. Der BEE halt dies fiir dringend erklarungsbediirftig und bittet
die Autoren, dies fachlich und nachvollziehbar fiir Dritte zu erlautern.

Wie oben erldutert ist eine Erklarung hinsichtlich eines ,,Abschattungsfaktors” hierfiir
nicht ausreichend.
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In Abb. 21 wurden die relativen Einspeisungsverlaufe der Windenergie Offshore der Szena-
riojahre 2025 bis 2045 der Langfristszenarien 3 als Heuristik abgebildet. Zusatzlich wurde die
mittlere relative Einspeisungsheuristik (blau gestrichelte Linie) aus den Jahren 2015 bis 2022
dargestellt.

Es lasst sich hierbei eine sehr gute Ubereinstimmung der Heuristik bis zu ca. 50 % der Nennleis-
tung ablesen. Zwischen 50 % und 90 % kommt es in den Langfristszenarien 3 zu einer erheblich
geringer ausgepragten Haufigkeit als es in der Realitat der letzten 8 Jahren zu sehen war.

Abb. 21: Windeinspeisungsheuristik Windenergie Offshore 2012 bis 2022 und Lang-

fristszenarien 3
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Demgegeniiber weisen die Langfristszenarien 3 ein stark abweichendes Verhalten im
Bereich oberhalb von 95 % auf. Wahrend es in den vergangen 8 Jahren niemals zu einer
stundlichen relativen Einspeisung von Uber 95 % der Nennleistung kam, liegen in den Lang-
fristszenarien 3 hier ca. 7 bis 10 % aller Zeitfenster.

Am auffalligsten ist hier der hdchste Peak in der gesamten Heuristik im letzten Segment bei 100
% Nennleistung. Ein solches Verhalten ist weder in der Theorie noch durch die reale Einspei-
sung der letzten 8 Jahre zu erklaren. Ahnlich wie bei der Windenergie Onshore muss bei einem
Portfolio eine technische Verfligbarkeit angesetzt werden.
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Im Wind Onshore Bereich haben die Langfristszenarien diese bei 98 % angesetzt, welche in
mindestens der gleichen Hohe auch im Wind Offshore Bereich anzusetzen ware. Realistisch
musste diese sogar niedriger sein, da im Wind Offshore Bereich die Erreichbarkeit der Anlagen
wetterbedingt nicht immer mdglich ist. Somit ist eine Erreichung der Nennleistung als Port-
folioeinspeisung nicht moglich.

Zudem scheinen die Langfristszenarien 3 aufgrund der Heuristik der Einspeisung im Offshore-
bereich, vor allem in den héchsten Segmenten, nicht die gleichen Rahmenparameter wie im
Onshorebereich angesetzt zu haben. Mit den in Abb. 6 befindlichen Rahmenparametern des
Onshore Bereichs (technische Verfligbarkeit (98 %), Parkeffekte (im Mittel 39 %), technische
Degradation (6 %/Dekade), sonstige Verluste im Park (5 %)) lieBe sich die gefundene Heuristik
im Offshore Bereich nicht erklaren.

Der in Abb. 22 gezeigte Einspeisungsverlauf der Windenergie Offshore zeigt zudem ein deut-
lich unterschiedlicheres Einspeisungsverhalten tber die Szenariojahre auf, welches gréBtenteils
sowohl durch die Anlagentechnik als auch durch die Standortwahl erklart werden kann.

Abb. 22: Einspeisungsverlauf Windenergie Offshore Langfristszenarien 3
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Vergleicht man diesen Einspeisungsverlauf aus Abb. 22 mit der Windeinspeisung Onshore des
gleichen Wetterzeitrahmens von Mitte September bis Ende September 2010 (siehe Abb. 23),
zeigt sich die im vorangegangenen Kapitel bereits erwahnte Fragestellung des im Onshore
Bereich gefundenen sehr ahnlichen Einspeisungsverlauf, sowohl in Hohe als auch im Zeitrah-
men von Gradienten.

37



Dies tritt auf, obwohl im Onshorebereich eine um ein vielfaches gréBere Flache als im Offshore-
bereich zum Tragen kommt (siehe Wind-an-Land-Gesetz (Pflicht von 2 % Landesflache pro
Bundesland fir Windenergie)) sowie ein deutlich sich veranderter Anlagenpark (Nabenhdhe,
Flachenleistung) eine entsprechende zeitliche Versetzung von Gradienten und Einspeisungs-
hohen erwarten lieBen.

Abb. 23: Einspeisungsverlauf Windenergie Onshore Langfristszenarien 3
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Allerdings ergeben sich auch in der Offshore Energieeinspeisung Fragestellungen zum Einspei-
sungsverlauf, die nicht einfach erklart werden kénnen. Am offensichtlichsten ist hierbei die
Einspeisung oberhalb von 95 % der Nennleistung mit der groBten Haufigkeit im Segment
100 % der Nennleistung. Obwohl in den letzten 8 Jahren in keiner Stunde eine Auslastung im
Offshore Bereich von mehr als 95 % aufgetreten ist, soll diese laut den Langfristszenarien 3 in
bereits 2 Jahren (Szenariojahr 2025) einen Anteil von tber 7 % der Zeitstunden (mehr als 600
Stunden) ausmachen.

Dies erscheint bereits aufgrund der Vergangenheitsbetrachtung, aber auch des Umstands
eines deutlich geringeren Zubauportfolios bis zum Szenariojahr 2025 gegeniiber dem
aktuellen Installationsbestand im Offshorebereich als unrealistisch.

Zudem steigen, wie in Abb. 24 zu sehen, diese Zeitanteile von Einspeisungen oberhalb von 95
% der Nennleistung im Zeitverlauf der Langfristszenarien 3 deutlich weiter an und erreichen
im Jahr 2040 den hochsten Punkt von fast 10 % der Zeitstunden (Gber 800 Stunden im Jahr).
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Vor dem Hintergrund des immer starkeren Offshore Ausbaus im Zeitverlauf auf bis zu 70 GW
in den Langfristszenarien 3 im Jahr 2045 und dem damit immer starkeren Abschattungsef-
fekt der Parks auch untereinander, erscheint die Anhebung der Haufigkeit des relativen
Einspeisungsverlauf oberhalb von 95 % der Nennleistung im zeitlichen Verlauf als unrea-
listisch.

Abb. 24: Ubersicht iiber die Zeitanteile der Offshoreeinspeisung oberhalb von 95 % der
Nennleistung
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Abb. 25: Deutschlandkarte mit Nordsee AWZ

Im Vergleich zu Windenergie Onshore mit
einer Installation von 160 GW im Jahr 2045
auf der Deutschlandebene, hat die Wind-
energie Offshore, mit einer Installation
2045 von 70 GW auf einer Bruttoflache
nicht einmal halb so groB3 wie Bayern (siehe
Abb. 25, gelbe Fldachen sind die Nettoflache
der Offshore Windparks), ein mindestens
gleichgroBes, wenn nicht sogar hoheres
Abschattungsverhalten als die Windenergie
Onshore.
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Zudem wird auch der Offshore-Ausbau anderer Nord- und Ostseeanrainerstaaten zusatzlich zu

Abschattungen fuhren. Dieser steigende Abschattungsfaktor wiirde somit aus Sicht des BEE zu
deutlich geringeren Zeitanteilen im hohen Einspeisungssegment fiihren.

Die Photovoltaik besitzt aufgrund ihres sehr dhnlichen Einspeisungsprofils eine noch engere
Heuristik im Einspeisungsverlauf als es bei der Windenergie Onshore oder Offshore vorkommt.
In Abb. 26 ist diese Heuristik in ihrem minimalen und maximalen Korridor seit 2015 aufgetra-

gen. Gut zu erkennen ist, dass zwischen minimalen und maximalen Korridor haufig nur 0,5 %
liegt.

Abb. 26: PV-Einspeisungsheuristik 2012 bis 2022 und der Langfristszenarien 3.
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Die Langfristszenarien 3 folgen dem aufgezeigten Heuristikkorridor der letzten 8 Jahren (2015
— 2022) bis ca. 50 % der relativen Einspeisung. Dann kommt es zu einem extremen Peak, der
den hochsten Zeitanteil der gesamten Heuristik darstellt. Danach kommt es zu keiner hheren

relativen Einspeisung, obwohl dies aus der Einspeisungsheuristik der Vergangenheit zu erwar-
ten ware.

Aufgrund dieses sehr ungewdhnlichen Verhaltens hat der BEE auf Basis der veroffentlichten
Einspeisungszeitreihen der Langfristszenarien 3 die 25 besten Solarertragstage des Szenario-
jahres 2025 als mittleren Einspeisungsverlauf in Abb. 27 dargestellt.
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Das sehr typische Einspeisungsmuster ist hierbei flr den Vor- und Nachmittag gut zu erken-
nen, doch fehlt die typische Einspeisungsspitze in der Tagesmitte. Stattdessen befindet sich
dort eine fast konstante Einspeisung. In den veroffentlichten Prasentationen der Langfristsze-
narien 3 findet sich hierzu nur der Hinweis auf eine ,dynamische Spitzenkappung”.

Abb. 27: Relativer Einspeisungsverlauf der 25 besten Solarertragsdaten aus den Lang-

fristszenarien 3 (Szenariojahr 2025).
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Rechtliche Einschatzung einer dynamischen Spitzenkappung

Eine pauschale Spitzenkappung bei ca. 50 % der installierten Leistung von PV-Anlagen ist
mit §§ 1,3 Klimaschutzgesetz und den THG-Minderungszielen nicht vereinbar. Eine solche
Regelung ware daher voraussichtlich nicht verfassungskonform, denn die Aufgabe, das Klima
als Komponente der natirlichen Lebensgrundlage zu schiitzen, hat gemaB Art. 20a Verfas-
sungsrang.

Ungeachtet dessen wiirde die Einfiihrung einer nicht an weitere Voraussetzungen gekoppelten
Moglichkeit zur pauschalen Reduzierung der Einspeisung aus EE-Anlagen gegen euro-
parechtliche Vorgaben sowie die auf dieser Grundlage erlassenen nationalen Gesetze
verstoBBen. So ergibt sich bereits aus Art. 13 Abs. 6 lit. a VO (EU) 2019/943 Uber den Elektrizitats-
binnenmarkt (ABI. L 158/54, Elektrizitatsbinnenmarkt-VO), dass EE-Anlagen fir ,nicht marktba-
sierten abwdrts gerichteten Redispatch” (sog. negativen Redispatch) nur dann herangezogen
werden dirfen, ,wenn es keine Alternative gibt oder wenn andere Ldsungen zu erheblich unver-
héltnisméBig hohen Kosten flihren oder die Netzsicherheit erheblich gefdhrden wiirden”. Diese
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MalBgaben sind insbesondere bei Einfiihrung des § 13 Abs. 1a EnNWG bericksichtigt worden, so
dass bei einer zur Sicherheit oder Zuverlassigkeit des Elektrizitatsversorgungssystems notwen-
digen Reduzierung der Einspeiseleistung nur unter engen Voraussetzungen auf EE-Anlagen
zurtickgegriffen werden darf. Der Gesetzgeber hat bei der lediglich ausnahmsweise bestehen-
den Mdoglichkeit der Abregelung von EE-Anlagen folgende Abwagung zugrunde gelegt:

.Eine EE-Abregelung ist nur dann zuléssig, wenn ein Vielfaches an konventioneller Erzeugung
abgeregelt werden mdsste, um die zusétzlich abgeregelte EE-Menge einsparen zu kénnen."
(BT-Drs. 19/7375, Seite 52 f.).

Mit diesen Pramissen wire es offenkundig unvereinbar, wenn die in EE-Anlagen erzeugte
elektrische Energie pauschal bei Uberschreitung bestimmter Leistungswerte begrenzt
werden diirfte.

Zu beachten ist auch, dass ca. ein Drittel der gesamten deutschen Photovoltaik Leistung,
aufgrund ihres sehr geringen Leistungssegments, nicht durch den Netzbetreiber steuerbar ist.
Somit stellt sich die Frage, ob die Grenze von 3 % bzw. 5 % der Jahreserzeugung pro Anlage
eingehalten werden kann, da u.U. die gleiche Abschaltmenge nun auf nur noch 2/3 der instal-
lierten Nennleistung verteilt wird.

Die wichtigste Frage, die hierbei im Raum steht, ist, ob eine Abregelungsgrenze von 50
% der PV Nennleistung auf Deutschlandebene liberhaupt zu dem in den LSF 3 dargestell-
ten Verhalten (relativ konstante Einspeisung iiber mehrere Stunden) fiihrt oder deutlich
anders aussehen wiirde. Denn die Schaltung passiert immer bei den Anlagen vor Ort. Zwei
maogliche Szenarien sind hierbei denkbar und sollen theoretisch beschrieben werden.

a) Feste Steuerungsgrenze bei 50 % bei jeder Anlage
Die Umsetzung wiirde neben offenen rechtlichen Punkten vor allem auch dem Vorrang der
Erneuerbaren Energien entgegenstehen. Fur die hier betrachtete Fragestellung des Wirkens
einer solchen Regelung auf Anlagenebene auf die Portfolioeinspeisung Deutschlands sollen
aber diese Beweggriinde nicht naher betrachtet werden.

Um die Auswertung flr Dritte nachvollziehbar zu machen, soll dies anhand der veréffentlichten
Solareinspeisung der vier Ubertragungsnetzbetreiber analysiert werden. Hierzu wird einmal
zuerst die Summe der Solareinspeisung aller vier Ubertragungsnetzbetreiber stiindlich gebil-
det und die dabei entstehende Gesamteinspeisung Uber Deutschland bei 50 % der Nennleis-
tung gekappt. Das ist die Referenz zu den Langfristszenarien.

In einem zweiten Rechenweg, werden zuerst auf der Regelzonenebene der vier Ubertragungs-
netzbetreiber die Kappung auf 50 % der jeweiligen Nennleistung vorgenommen und erst
danach die Gesamteinspeisung der Photovoltaik Deutschlands tber die Summe der vier Regel-
zoneneinspeisungen ermittelt.
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Abb. 28: Ubersicht iiber die Abweichung der Einspeisung bei fester Steuergrenze auf
Anlagenebene.
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Die sich daraus ergebende Abweichung aus dem Jahr 2022 zwischen beiden Einspeisungsver-
laufe ist in Abb. 28 dargestellt. Gut zu erkennen ist hierbei nicht nur, dass ein Fehler bis zu 5 %
der Nennleistung auftauchen kann, sondern dass die Fehler stark vermehrt im Sommer statt-
finden.

In Abb. 29 ist exemplarisch eine Woche aus dem April 2022 dargestellt. Hierbei ist gut die
veranderte Einspeisung zu erkennen, die sich ergibt, wenn man die feste Steuerungsgrenze
von 50 % auf der Regelzone anwendet und danach auf die Deutschlandebene aufsummiert.

Ganz entscheidend hierbei ist, dass nicht nur die Einspeisungskurve an Tagen der PV-Begren-
zung (z.B. 19.4 bzw. 20.4) sich stark verandert, sondern auch an Tagen, bei denen die Gesamt-
einspeisung Deutschlands gar nicht Gber die 50 % Schwelle kommt.

Dieser Umstand lasst sich einfach durch den Saldierungseffekt erklaren. Innerhalb der Deutsch-
landbetrachtung konnte eine Regelzone voll einspeisen (z.B. 70 % der Nennleistung) und in
anderen Regelzonen (u.U. aufgrund von Bewolkung) nur 20 %. In Summe kommt die Gesamt-
einspeisung der Photovoltaik in Deutschland unterhalb der 50 % Grenze, so dass eine Rege-
lung auf Deutschlandebene (erster Rechenweg) nicht stattfindet. Verwendet man allerdings die
50 % Grenze auf Regelzonenebene (zweiter Rechenweg) wiirde die eine Regelzone mit 70 %
der Nennleistungseinspeisung auf 50 % Nennleistung gedrosselt werden.
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In Summe ergibt sich dann das in Abb. 29 gezeigte, andere Einspeisungsprofil der Photovoltaik
selbst in solchen Zeitfenster, bei denen die Gesamteinspeisung Deutschlands unterhalb von 50
% der Nennleistung liegt.

Abb. 29: PV-Einspeisungsverlauf Deutschland mit 50 % Spitzenkappung und Regel-
zonen 50 % Spitzenkappung.
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Doch auch Regelzonen sind immer noch riesige Portfolien im GW-Bereich und haben dement-
sprechend schon solche Saldierungseffekte. Um den Effekt auf Parkebene zu veranschaulichen,
wurde daher auf Basis von 39 realen Solarparks, verteilt Gber Deutschland, der gleiche Zeitraum
abgebildet wie in Abb. 29. Daflir wurden die realen Einspeisungsverlaufe der 39 Solarparks mit
ihrer jeweiligen installierten Nennleistung dividiert, um den relativen Einspeisungsverlauf zu
ermitteln.

Das Ergebnis beider Rechnungswege (Regelung auf Portfolioebene bei 50 % bzw. Regelung
auf Parkebene bei 50 %) ist in Abb. 30 dargestellt. Gut zu erkennen ist, dass die Abweichung
mit teilweise fast 12 % der Nennleistung um den Faktor 2 bis 3 hoher liegt, als es auf Regel-
zonenebene ermittelt worden war. Eine Auswertung Uber die Jahre 2020 und 2021 dieser 39
Solarparks ergab, dass die Hohe der Abweichung auch in diesen Jahren bis zu 12 % der Nenn-
leistung umfasste, was die Daten aus 2022 bestatigt. Zudem ist erkennbar, dass die Abwei-
chungen viel haufiger auftreten als es in Abb. 29 beim Vergleich Deutschlandebene vs. Regel-
zonenebene gegeben war.
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Abb. 30: PV-Einspeisungsverlauf Deutschland mit 50 % Spitzenkappung und Park (39
Parks verteilt liber Deutschland) 50 % Spitzenkappung.
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Fazit:

Eine starre Schaltung der Anlagen auf einen festen Prozentsatz wiirde nicht zu dem in
den Langfristszenarien dargestellten Einspeisungsverhalten fiihren. Die sich hieraus erge-
benden Abweichungen zu den Langfristszenarien entstiinden aufgrund des Saldierungseffekts
(Portfolioeffekt). Der Fehler in den Abweichungen wirde hierbei nicht nur in den Tagen mit
potenziellen Einspeisungen oberhalb von 50 % passieren, sondern auch, wie das Beispiel aus
dem April 2022 zeigt, Tage betreffen, die eine relative Gesamteinspeisung Deutschlands von
unter 50 % aufweisen.

b) dynamische Steuerung

Das zweite Szenario ware die Abbildung des in den Langfristszenarien 3 unterstellten Rahmens.
Wenn die relative PV-Einspeisung Deutschlands in einer Stunde oberhalb von 50 % der Nenn-
leistung liegt, wird diese Mehreinspeisung gekappt und die Abschaltmengen werden Uber die
Netzbetreiber verteilt. Eine solche dynamische Steuerung wiirde aber zwei wesentliche Punkte
voraussetzen:
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Den ,allwissenden” Netzbetreiber

Damit so ein dynamisches Steuern der PV-Anlagen realisiert werden kann wie es die Langfrist-
szenarien vorsehen (konstante Einspeisung oberhalb von 50 % der Nennleistung), ware ein
.allwissender” Netzbetreiber tber allen anderen Netzbetreiber notwendig. Dieser misste nicht
nur minutlich die reale Ist-Erzeugung aller PV-Anlagen in Deutschland kennen, sondern gleich-
zeitig auch fur die nahe Zukunft (bis zu 60 Minuten) perfekt prognostizieren, denn das ist zur
Ermittlung der relativen Einspeisung und der potenziellen Abschaltmenge oberhalb von 50 %
der relativen PV-Einspeisung notig.

Den ,allmachtigen” Netzbetreiber

Zusatzlich musste dieser allwissende Netzbetreiber auch allméchtig gegeniiber den anderen
Netzbetreiber sein, da er den anderen Netzbetreibern (Anschlussnetzbetreiber) Schalthand-
lung minutlich vorgeben misste, die in den Netzgebieten direkt umgesetzt werden mussten.
Andere Schalthandlungen von PV-Anlagen der jeweiligen Anschlussnetzbetreiber oberhalb
des freigegebenen Rahmens oder das Ausbleiben von vorgegebenen Schalthandlungen muss-
ten zudem ausgeschlossen sein, da ansonsten zu viel oder zu wenig abgeregelt werden wirde.

Einen solchen Netzbetreiber mit diesen Eigenschaften gibt es nicht und es ist auch nicht zu
erwarten, dass dieser Netzbetreiber real in nachster Zeit existieren wird. Zum einen haben ca.
ein Drittel der deutschen Photovoltaikanlagen aufgrund ihrer GroBe keine Echtzeitfernausle-
sung durch den Netzbetreiber und auch keine direkte Steuerungsmdglichkeit, was die Bestim-
mung der realen PV Gesamteinspeisung Deutschlands beeintrachtigt. Zum anderen wiirde sich
die potenziell gemessene Einspeisung von der realen Erzeugung durch den Eigenverbrauch vor
dem Netzverknlpfungspunkt deutlich unterscheiden.

Mit Verweis auf den aktuellen Redispatch 2.0 Prozess wird deutlich wie schwierig selbst schein-
bar ,einfache” Kommunikationsprozesse und Abldufe zwischen Netzbetreiber sich gestalten.
Selbst nach annahernd 2 Jahren haben nicht einmal 5 % aller Netzbetreiber den Redispatch 2.0
Prozess umgesetzt und dieser ist in seiner Ausgestaltung bei weitem nicht so kompliziert wie
die eben genannte Kommunikationsaufgabe. Zwar wiirden sich insbesondere beim ,allméch-
tigen Netzbetreiber” Analogien zum anfordernden Netzbetreiber im Redispatch 2.0 System
ziehen lassen, doch insbesondere die Kenntnis und Prognose der PV-Einspeisung erscheint
in dieser Granularitat nicht nachvollziehbar. Selbst minimale prozentuale Abweichungen vom
aktuellen Geschehen flihren auf Grund der hohen installierten Leistung zu Abweichungen im
GW-Bereich.
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Zusiatzlich ergibt sich bei der beschriebenen dynamischen Steuerung ein Marktprob-
lem: Der eingespeiste Strom der PV-Anlagen wird direkt vermarktet (entweder (iber den UNB
(bei Anlagen in der Festpreisverguitung) oder Uber einen Direktvermarkter (bei Anlagen in der
Direktvermarktung). Die jeweiligen Stromhandler geben hierfir fiir die Teilnahme am Spot-
markt am Vortag die Fahrplane ihrer Einspeiser ab, also ohne das Wissen einer potenziellen
Abregelung.

Da somit aber die volle Einspeisung am Markt angeboten wird, wirken diese auch vollstandig
am Strommarkt und senken die Strompreise. Selbst wenn sie in der Realitat dann tber den
Netzbetreiber abgeregelt werden. Zudem wiirde eine solch massive Abschaltung (iber 75 GW
im Jahr 2045), aufgrund der damit einhergehenden Abweichung zu den abgegebenen Fahr-
planen der Stromhandler, zu deutlich héherem Intradayhandel bzw. zusatzlichem Regelener-
gieeinsatz fihren und damit vermutlich zusatzliche volkswirtschaftliche Kosten verursachen.

Fazit:

Auch eine dynamische Steuerung wiirde, aufgrund der oben beschriebenen Vorausset-
zungen (u.a. allwissender und allmachtiger Netzbetreiber) nicht zu einem, den Langfrist-
szenarien 3 entsprechenden, konstantem PV-Einspeisungsverlauf fiihren.

Aus Sicht des BEE sind daher weder eine starre Regelung der PV-Anlagen noch eine
dynamische Steuerung geeignet, das in den Langfristszenarien 3 gezeigte konstante
PV-Einspeisungsverhalten abzubilden noch wird ersichtlich, warum die Annahme eines
solchen PV-Einspeisungsverhalten notwendig ist.

Die Wasserkraft besitzt aufgrund ihres Einspeisungsprofils und ihrer Anlagenstruktur gleich
mehrere Vorteile fur die Energiewende. So ist die Wasserkrafteinspeisung zwar eine darge-
botsabhdngige Energieform, jedoch stark gepragt von einer stetigen und prognostizierbaren
Erzeugung auf Deutschlandebene, da das Wasser stetig und verldsslich flieBt. Zudem bietet die
Wasserkraft steuerbare Flexibilitaten, da Energiemengen gestaut werden kénnen. Das ist bei
Speicherwasseranlagen (z.B. Talsperren) deutlich ausgepragter als in Laufwasserkraftwerken,
bei denen das Stauvolumen nur wenige Stunden betragt.

Laut dem Marktstammdatenregister 2021 handelt es sich bei fast 90 % der gesamten Wasser-
kraftinstallation in Deutschland um Laufwasserkraftwerke und nur bei knapp tber 10 %
um Speicherwasseranlagen.

Da Wasserkraftwerke bereits vor Gber 100 Jahren zur Stromversorgung beigetragen haben,
sind sie haufig in der Nahe von groBeren Stromverbrauchern mit Zugang zum Wasser
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installiert, so dass die Wasserkraft (vor allem die Laufwasserkraft) stark dezentral mit Schwer-
punkt auf lastnahe Stromerzeugung fokussiert ist. Wasserkraft speist v. a. in die Nieder- und
Mittelspannungsnetze ein und tragt hier zur Netzstabilisierung bei.

Die Wasserkraft hat in Simulationen ein weiteres Alleinstellungsmerkmal. In den letzten 10
Jahren ist ihre Nennleistung anndhernd konstant geblieben. Auswertungen auf Basis der
Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik (AGEE-Stat) zeigen, dass die Nennleistung 2012
nur ca. 2 % abweichend von der Nennleistung 2021 ist. Das liegt nicht an fehlenden Poten-
zialen, sondern zu groBBen Teilen an den betriebswirtschaftlichen Rahmenbedingungen und
hohen Auflagen beim Neubau und Repowering.

So wird die Wasserkraft in vielen Studien zur Entwicklung der Energiewende, auch in den Lang-
fristszenarien des BMWK, bis 2045 als anndhernd konstant in der Nennleistung prognostiziert.
Dieser Umstand, wenn auch aus Energiewendesicht nicht wiinschenswert, bietet eine einmalige
Chance: Da ein Vergleich der simulierten Outputdaten in den Langfristszenarien mit der realen
Einspeisung aus dem hinterlegten Wetterjahr 2010 maoglich ist, kbnnen Abweichungen erkannt
und qualitativ und quantitativ bestimmt werden.

In Abb. 31 ist die heuristische Verteilung der Einspeisung der Wasserkraft in Deutschland aus
dem Jahr 2010 auf Basis der Daten der EEX im Vergleich zu den Langfristszenarien des BMWK
abgebildet, die ebenfalls auf dem Wetterjahr 2010 beruhen. Hierbei wird sehr deutlich, dass
das simulierte Einspeisungsverhalten massive Abweichungen zum realen Einspeisungsverhal-
ten hat.

Abb. 31: Wasserkraftheuristik 2010 und der Langfristszenarien 3 (ebenfalls beruhend

auf Wetterjahr 2010).
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Das kann an folgenden Punkten festgemacht werden:
a) Kurvenform

Wahrend das reale Einspeisungsverhalten eine zu erwartende ,Glockenkurve” beschreibt mit
seinem Extremum in der Mitte, zeigt sich bei den Langfristszenarien eher eine ,Badewannen-
kurve” mit seinen Extrema an beiden Enden.

b) Die Hohe der Extrema

Die Heuristiken zur Einspeisung basieren in allen Grafiken dieser Arbeit auf einer Schrittbreite
von 1 %. Diese geringe Schrittbreite fihrt dazu, dass die Maximalwerte der Heuristik (Haufig-
keit des Anteils des Jahres) nur bei wenige Prozent liegen. Innerhalb der Langfristszenarien im
Wasserkraftbereich sehen wir nun zwei Extrema die nicht nur deutlich im zweistelligen Prozent-
bereich liegen, sondern zusammen fast 90 % aller Stundenwerte darstellen.

c) Maximalwerte der Heuristik liegen bei den Langfristszenarien an beiden Enden

Die hochsten Werte der Haufigkeit in der Einspeisungscharakteristik des Wasserkraftbereich
liegen in den LFS bei 34 % bzw. bei 61 % der Nennleistung. Es gibt in keinem der Szenariojahre
TN Strom eine Stunde, in dem weder eine geringere Einspeisung als 34 % noch eine hohere
Einspeisung als 61 % der Nennleistung stattfindet.

d) Stiindliche Anderung der Stromeinspeisung aus Wasserkraft

In Abb. 32 sind die stlindlichen Veranderungen der Wasserkrafteinspeisung, relativ zur Nenn-
leistung, der Langfristszenarien abgebildet. Fiir eine bessere Ubersicht wurden oberhalb des
Diagramms die Zeitanteile keiner stiindlichen Anderung, der stiindlichen Anderung bis 10 %
der Nennleistung und der stiindlichen Anderung oberhalb 10 % der Nennleistung sowohl als
Mittelwert aller Szenariojahre der Langfristszenarien bzw. des realen Wetterjahres 2010 dar-
ber zusammengefasst. Gut zu erkennen ist, dass auch hier die Abbildung der Wasserkraft in
den Langfristszenarien kaum der Realitat entspricht.

So weisen im Mittel tGber alle Szenariojahre der Langfristszenarien ca. 85 % der Zeitrau-
me Uberhaupt keine stiindliche Veranderung der Wasserkraft auf, wahrend das in der
Realitat im Jahr 2010 in weniger als 1 % der Zeitfenster der Fall war.

Wihrend das Wetterjahr 2010 in ca. 99 % aller Zeitrdume eine stiindliche Anderung
der Wasserkrafteinspeisung von bis zu 10 % der Nennleistung aufweisen, liegen in den
Langfristszenarien in diesem Bereich nur ca. 11 % der Zeitraume.



Im Segment oberhalb von 10 % der stiindlichen Anderung der Wasserkrafteinspeisung
lagen fast 5 % aller Zeitfenstern in den Langfristszenarien, wahrend diese Situation in
der Realitat nur extrem selten vorkam, namlich in ca. 0,4 % der Zeitfenster.

Abb. 32: Stiindliche Verdanderung der Wasserkrafteinspeisung (relativ zur Nennleis-
tung) in den LFS.
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e) Sprungfunktion zwischen 43 % und 53 % der Nennleistung

Innerhalb der Langfristszenarien existiert so gut wie keine Stunde mit einer Wasserkraftein-
speisung zwischen 43 % bis 53 % der Nennleistung. Somit stellt dies eine Sprungfunktion der
potenziell stiindlichen Einspeisungsanderung von 10 % zur Nennleistung dar. Diese GroBen-
ordnung von 10 % entspricht ca. dem gesamten Leistungspotenzial aller Speicherwasserkraft-
anlagen in Deutschland.

f) Haufige Sprungfunktion von 27 % der Nennleistung

Wie weiter unten gezeigt wird, treten in den Langfristszenarien haufig stiindliche Wechsel in
der Einspeisungsleistung von 27 % auf (von 34 % zu 61 % der Nennleistung oder umgekehrt).
Dieses Sprungverhalten lieBe sich selbst unter optimalen Voraussetzungen technisch nicht mit
der installierten Speicherwasserkraftanlagenleistung bewerkstelligen.
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g) Abweichung der relativen Einspeisung iiber die Szenariojahre

Wie in Abb. 33 zu sehen, existieren deutliche Unterschiede der stindlichen Wasserkraftein-
speisung zwischen den Szenariojahren (hier der Vergleich zwischen dem Szenariojahr 2025
und 2045).

Vor dem Hintergrund, dass in den Langfristszenarien in allen Szenariojahren der gleiche Anla-
genbestand, das gleiche Wetterjahr und nur begrenzte Mdéglichkeiten der Verlagerung Uber
Speicherwasserkraftanlagen bestehen (nur etwas tber 10 % der installierten Nennleistung),
ist ein solches Verhalten stark erklarungsbedurftig. Nachfolgend sollen diese Abweichungen
anhand von beispielhaften Wochen naher betrachtet werden.

Abb. 33: Ubersicht iiber die Abweichung der Einspeisungsverlidufe der Wasserkraft in
den Szenarien 2025 und 2045.
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Detaillierte Untersuchung der Abweichung zwischen den Langfristszenarien und der
realen Wasserkrafteinspeisung 2010

In Abb. 34 ist die reale Wasserkrafteinspeisung in Deutschland aus dem Jahr 2010 (hellblaue
Kurve) und die Wasserkrafteinspeisung der Szenariojahre 2025 (gelbe Kurve) und 2045 (dunkel-
blaue Kurve), die ebenfalls auf dem Wetterjahr 2010 und dem gleichen Anlagenbestand beru-
hen, Gber den Zeitraum eines Monats in Q1 2010 (15.01.2010 bis 15.02.2010) dargestellt.
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Gut zu erkennen ist, dass die reale Wasserkrafteinspeisung aufgrund des Dargebots nur ca.
30 bis 35 % der Nennleistung entsprach, wahrend die Langfristszenarien in weiten Teilen hier
Wasserkrafteinspeisungen von tber 60 % der Nennleistung sehen.

Abb. 34: Reale Wasserkrafteinspeisung im Vergleich zu den Langfristszenarien (rel.
Einspeisung) Q1 2010.
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Im Mai 2010 sehen wir dhnlich hohe Abweichungen Uber weite Zeitrdume der Langfristszena-
rien gegenliber der realen deutschen Wasserkrafteinspeisung nur in der anderen Richtung. Wie
in Abb. 35 zu sehen, kam es dort aufgrund des Wasserdargebots zu einer erhdhten Einspeisung
von 40 % bis 50 %, zum Ende des Monats fast 60 %, wahrend die Langfristszenarien in weiten
Teilen nur ihren minimalen Einspeisungsrahmen von 34 % der Nennleistung darstellen.

Diese massiven Abweichungen zwischen dem realen Dargebot der Wasserkraft aus dem Jahr
2010 gegenuber der simulierten Wasserkrafteinspeisung der Langfristszenarien treten tber
mehrere Tage, teilweise iber mehr als 1 Woche lang auf.

Der BEE bittet die Autoren der Langfristszenarien zu erklaren, wie eine solche Abweichung
maoglich ist. Da zudem alle Szenariojahre der Langfristszenarien die gleiche Jahresarbeit
besitzen (ca. 20 TWh) stellt sich zudem die Frage, wo die abweichenden Einspeisungen
(auch innerhalb der Szenariojahre der Langfristszenarien) gespeichert wurden.
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Abb. 35: Reale Wasserkrafteinspeisung im Vergleich zu den Langfristszenarien (rel.
Einspeisung) Q2 2010.
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In Abb. 36 ist ein weiterer Beispielmonat aus dem Q3 2010 (21.06.2010 bis 21.07.2010) darge-
stellt. Hierbei ist deutlich die Sprungfunktion (siehe Punkt f weiter oben) zu erkennen.

Abb. 36: Reale Wasserkrafteinspeisung im Vergleich zu den Langfristszenarien (rel.
Einspeisung) Q3 2010.
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Die reale Wasserkrafteinspeisung 2010, beruhend auf dem Dargebot zeigt flr diesen Zeitho-
rizont eine mittlere bis gute Auslastung der Wasserkraft von 40 bis 60 % der Nennleistung an.
Die Langfristszenarien hingegen weisen einen extrem stark volatilen Einspeisungsrahmen auf,
der taglich (meist zwischen 7 bis 18 Uhr) auf das Minimalniveau von 34 % der Nennleistung
fallt, um dann in den restlichen Zeiten auf das Maximalniveau (61 % der Nennleistung) zu
springen.

Es ist offensichtlich, dass die Langfristszenarien versuchen, Wasserkraft und Photovoltaikein-
speisung gegenzusteuern. Die wesentlichen Fragen hierbei sind:

Woher soll der Leistungshub von 27 % der Nennleistung kommen, wenn alle Speicher-
wasserkraftwerke Deutschlands nur etwas Uber 10 % Anteil an der Gesamtinstallation
haben?

Wo sollen die tGber den Tag angestauten Wassermengen gespeichert werden?

Wie soll eine solche ,Batteriefahrweise” in der Realitdt moglich sein, wenn z.B. Schwall-
betrieb oder dhnliches nicht umsetzbar ist.

Saisonale Verschiebung der Wasserkrafteinspeisung

Wie bereits in den vorangegangenen Analysen gezeigt, gibt es neben den Abweichungen zur
realen Wasserkrafteinspeisung aus dem Wetterjahr 2010 auch Abweichungen zwischen den
einzelnen Szenariojahren. Um das zu verdeutlichen, wurde in Abb. 37 der kumulierte Einspei-
sungsverlauf der Szenariojahre 2025 und 2045 und in Abb. 38 die quartalsweise Wasserkraft-
einspeisung der Langfristszenarien der Szenariojahre 2025 und 2045 abgebildet.

Gut zu erkennen ist, dass im ersten Quartal das Szenariojahr 2025 Uber 400 GWh weniger
Wasserkrafteinspeisung aufweist als das Szenariojahr 2045. In dem zweiten und dritten Quartal
in den Langfristszenarien kam es dagegen zu einer deutlich starkeren Wasserkrafteinspeisung
im Szenariojahr 2025 gegentiber dem Szenariojahr 2045. Damit gleicht das Szenariojahr nicht
nur die Minderproduktion aus dem ersten Quartal aus, sondern tberholt es am Ende des drit-
ten Quartals um deutlich mehr als 400 GWh. Im vierten und letzten Quartal weist wiederum das
Szenariojahr 2045 eine deutlich hohere Wasserkrafteinspeisung auf als das Szenariojahr 2025.
Wie in Abb. 37 zu sehen weisen zum Ende des Jahres beide Szenariojahre die gleiche Wasser-
krafteinspeisung von ca. 20,38 TWh aus.
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Abb. 37: Wasserkrafteinspeisung Langfristszenarien kumuliert liber das Jahr.
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Abb. 38: Quartalsweise Wasserkrafteinspeisung der Langfristszenarien (Szenariojahre
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Insgesamt kommt es bei der Wasserkrafteinspeisung in den Langfristszenarien zu einer saisona-
len Verschiebung zwischen den Szenariojahren 2025 und 2045 von tGber 800 GWh. Das ist mehr
als das Doppelte des gesamten deutschen Speichervolumens (Wasser), wobei hierbei auch
Pumpspeicher inbegriffen sind (die separat in den Langfristszenarien ausgewiesen werden)
wie auch des Stauwasserpotenzials von Laufwasserkraftanlagen in Deutschland, welches nicht
zur saisonalen Verschiebung geeignet ist. Zudem haben die deutschen Speicherwasserkraft-
werke noch andere Aufgaben (z.B. Hochwasserschutz, Pegelregulierung, Wasserreservoir) und
kdnnen daher nur zum Teil frei genutzt werden.

Fazit:

Obenstehende Vergleiche zwischen der Wasserkraft in den Langfristszenarien und dem
realen Dargebot der Wasserkraft im verwendeten Wetterjahr 2010 sowie zwischen den
einzelnen Szenariojahren untereinander, lassen aus Sicht des BEE nur den fachlichen
Schluss zu, dass die Wasserkrafteinspeisung in den Langfristszenarien falsch abgebildet
wurde.

Das betrifft nicht nur die Abbildung des verfligbaren zeitlichen Dargebots, sondern erstreckt
sich auch auf die technischen Méglichkeiten der Wasserkraftflexibilitat (siehe u.a. Sprungfunk-
tion, konstante Einspeisung.) sowie deren Speicherfahigkeit.

Zudem fuhren obenstehende Abweichungen auch zu kinstlichen impliziten Flexibilitaten im
Simulationssystem der Langfristszenarien, die so in der Realitat nicht bestehen. Das umfasst
den Umstand der haufig konstanten Einspeisung, der hohen Leistungssprungfunktion und der
saisonalen Verschiebungspotenziale, die um ein Vielfaches hoher angesetzt wurden als real
moglich.

Der BEE hilt all diese Punkte fiir dringend erklarungsbediirftig und bittet die Autor*in-
nen fachlich und nachvollziehbar fiir Dritte, die zugrunde liegenden Annahmen zu erlau-
tern.

Der BEE hilt es fiir zwingend notwendig, die Wasserkrafteinspeisung in den Langfrist-
szenarien aufgrund der obenstehend analysierten Abweichungen neu zu berechnen.
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6 STROMPREISERMITTLUNG IN DEN LANGFRIST-
SZENARIEN

Im nachfolgenden Kapitel sollen Besonderheiten bei der Strompreisermittlung naher analysiert
werden. Diese Besonderheiten treten hierbei nicht nur in Zeitfenstern der im vorangegange-
nem Kapitel beschriebenen pauschalen Abregelungen der Photovoltaik auf, sondern auch in
diversen anderen Stunden.

Betrachtet man die maximale Strompreisveranderung in Abregelungsereignissen der
PV-Einspeisung aus dem Szenariojahr 2045 der Langfristszenarien 3 in Abb. 39, so fallt auf,
dass es sich im Zeitfenster der Photovoltaik-Abregelung um annahernd konstante Strompreise
handelt.

In den 28 gefundenen Abregelungsereignissen mit einer Dauer von mindestens 2 Stunden
wiesen 26 Ereignisse eine Strompreisanderung von nur wenigen €Cent/MWh auf.

Dieses Verhalten wirkt ungewohnlich, da es genau in diesen Zeitfenstern, wie aktuell am Spot-
preis zu sehen, in der Realitat zu den mit starksten Preisausschlagen kommt. Dieses Preisverhal-
ten kdnnte darauf hindeuten, dass zur Strompreisermittlung in den Langfristszenarien die reale
PV-Einspeisung, also mit der Abregelung und somit eine annahernd konstante PV-Einspeisung,
zum Tragen gekommen ist.

Abb. 39: Maximale Strompreisverdnderungen in Abregelungsereignissen der PV aus
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Nach direkter Riicksprache mit den Autoren in Q1 2023 wurde diese Vermutung bestatigt.

Diese Annahme der Langfristszenarien fiihrt zu zwei groBen Herausforderungen in der Zukunft,
welche nicht vollstandig geldst werden kdnnen. Hierbei handelt es sich zum einen um die vier-
telstindliche Einbindung der Abregelungsmengen in die vortaglichen Fahrplane der zustan-
digen Direktvermarkter und zum anderen um die perfekte Kommunikation und Schalthand-
lung aller Netzbetreiber wahrend des Tagesverlauf. Beide Punkte sollen nachfolgend naher
beschrieben werden.

Zusatzlich fuhrt diese Annahme der Langfristszenarien zur impliziten Annahme, dass fiir das
aktuelle Redispatchproblem in Deutschland eine Lésung gefunden wurde.

6.1.1 Implizite Annahme der Losung des aktuellen Redispatchproblems

Fir ein stabiles Stromnetz ist es zwingend erforderlich, dass es zu jedem Zeitpunkt zu einem
Ausgleich zwischen der Einspeisung in bzw. der Ausspeisung aus dem deutschen Stromnetz
kommt. Nur so kann die Frequenz stabil um 50 Hz gehalten werden. Kommt es zu gréBe-
ren Abweichungen dieser Frequenz, kdnnten Betriebsmittel bzw. Verbrauchsgerate zerstort
werden.

Daher giltinnerhalb Deutschlands eine Bilanzierungspflicht von allen eingespeisten bzw. ausge-
speisten Strommengen des deutschen Stromnetzes auf viertelstiindlicher Ebene. Entsprechend
mussen alle prognostizierten Energiemengen auch in die Fahrplane der jeweiligen Stromhand-
ler, in diesem Fall den Direktvermarktern der PV-Anlagen, integriert werden.

Kommt es dann zu einem bestimmten Zeitpunkt zur Abregelung von Erneuerbaren Strom-
mengen aufgrund von Netzengpassen, missen zum Ausgleich andere steuerbare Kraftwerke
hinter dem Netzengpass wieder hochgefahren werden, um die Nettobilanz zwischen Ein- und
Ausspeisung aus dem deutschen Stromnetz auszugleichen. Dies wird Redispatch genannt und
fuhrt aktuell zu einem entsprechend hohen Bedarf an steuerbaren Kraftwerken.

Die Langfristszenarien umgehen diese Problematik einfach mit der Annahme, dass bereits zum
Vortag der Fahrplanabgabe (12 bis 36 Stunden vor potenzieller Einspeisung) alle Abregelun-
gen bekannt sind und entsprechend fir die Fahrplane berticksichtigt werden. Dies fuhrt auch
dazu, dass innerhalb der Langfristszenarien in den Zeitfenstern der PV-Abregelung die Strom-
erzeugung von steuerbaren Kraftwerken nicht hochfahrt, sondern sogar auf ein entsprechen-
des Minimum runterfadhrt.

Da innerhalb der Langfristszenarien aufgrund der pauschalen Abregelung der PV bei 50 %
der Nennleistung (betrachtet deutschlandweit) teilweise Gber 70 GW an PV-Strom abgeregelt
werden, bedarf es bei einem solchen Vorgehen in der Realitat entsprechend mindestens der
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gleichen Menge an steuerbarer Leistung, sofern nicht bereits im Vorfeld (Day Ahead Auktion)
diese Abschaltungen den Direktvermarktern Anlagenscharf mitgeteilt werden kénnen. Zudem
ist eine solche Abregelung auf einen pauschale Leistungswert von giinstigen erneuer-
baren PV-Strommengen bei gleichzeitigem Hochfahren teurer Gaskraftwerke als nicht
sinnvoll anzusehen.

6.1.2 Annahme der Einbindung der Abregelungsmengen in die vortédglichen Fahrplane

Um das Redispatchproblem zu umgehen, nehmen die Langfristszenarien an, dass bereits zur
Fahrplanabgabe am Vortag um 12 Uhr alle Akteure parkscharf genau wissen:

a) Wer genau geregelt wird,
b) wieviel geregelt wird und
C) von wann bis wann geregelt wird.

Dass dies in der Realitdt nicht mdglich ist, zeigt das aktuelle Redispatch 2.0 Thema. Seit fast
2 Jahren missen alle Netzbetreiber dies umgesetzt haben, was aber aktuell nur ein geringer
Prozentsatz dieser Netzbetreiber realisiert hat. Zudem erfolgt die Kommunikation von Schalt-
handlungen haufig nicht vor, sondern erst bei bzw. nach der Schalthandlung des Netzbetrei-
bers.

Es ist aus Sicht der Erneuerbaren Energieverbande kaum vorstellbar, dass ab dem Jahr 2025,
wie in den Langfristszenarien unterstellt, eine Vorabmeldung von Schalthandlungen der Netz-
betreiber anlagenscharf flachendeckend realisiert wird geschweige denn, dass dies mit einem
Vorlauf von 25 bis 36 Stunden realisiert wird.

Zudem existieren weitere Aspekte die eine solche Abbildung zumindest in Teilen ausschlieBen.
Dazu gehort zum einen die Prognoseunsicherheit tiber einen solchen Zeitraum, der Ausfall der
ferngesteuerten Schalteinrichtung an der Anlage, die zeitliche Verschiebung eines Netzprob-
lems aufgrund verschobener Wetterfronten und weiteren Punkten.

Somit ist eine Ermittlung der abzuschaltenden Anlagen am Vortag mindestens mit einer
bestimmten AbweichungsgroBe bestimmbar und wiirde damit auch zu Abweichungen in
den Fahrplanen der Direktvermarkter fiihren sowie zu einem entsprechenden Bedarf an
teurer Redispatchleistung bzw. Intradaykosten.

Zusammenfassend ist es aus Sicht der erneuerbaren Verbande aufgrund der gezeigten Griinde
nicht moglich, solche Schalthandlungen der Netzbetreiber in den Prognosefahrplan der Strom-
handler und somit zur Strompreisermittlung am Vortag vollstandig aufzunehmen.
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6.1.3 Stromimporte in Zeiten der PV-Abregelung

Neben dem eben dargelegten Punkt der Herausforderung der Abbildung eines solchen
PV-Einspeisungsverhaltens in Zeiten der PV-Abregelung weist diese Annahme der Langfrist-
szenarien eine weitere Anomalie auf.

Anhand der Abb. 40 kann gezeigt werden, dass es in den Langfristszenarien in Zeiten der
PV-Abregelung zeitgleich haufig auch zu Nettostromimporten flhrte. So ist es in tUber 80 %
der Zeitfenster im Szenariojahr 2025 zeitgleich zu Nettostromimporten gekommen, welche zu
einem durchschnittlichen Strompreis von tber 90 €/MWh aus dem Ausland bezogen wurden.

Aus volkswirtschaftlicher Sicht ist diese Anomalie nicht begreifbar, wieso giinstiger, erneuer-
barer, verbrauchsnaher erzeugte Strommenge abgeregelt werden um im gleichen Zeitraum
teuren, u.U. nicht erneuerbarer auslandischen Strommengen zu importieren. Was zeitgleich
auch u.U. zu einer Verteuerung der Strompreise in diesen Stunden gefihrt hat.

Der BEE mochte an dieser Stelle explizit darauf hinweisen, dass eine pauschale Abrege-
lung von PV-Anlagen auf 50 % der Nennleistung (betrachtet deutschlandweit), selbst mit
einem funktionierenden Redispatch keinen sinnhaften Losungsansatz darstellt. Es sollte
immer um die maximale Integration von erneuerbaren Energiemengen in Deutschland
gehen und nicht um eine willkiirlich festgelegte begrenzte EinspeisungsgroBe.

Abb. 40: Ubersicht iiber die Zeitgleichheit von Abregelungen der PV und Nettostrom-
importen
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Innerhalb der Langfristszenarien kommt es zu teilweise extremen Strompreisen mit fast 30.000
€/MWh. Diese treten vor allem um die 950. Simulationsstunde (Mitte Februar) bzw. um die
8500. Simulationsstunde (Mitte Dezember) auf.

Eine erste Analyse des BEE zeigte eine direkte Beziehung zwischen der Einspeisungshéhe der
Rubrik ,Andere Erzeuger” in den Langfristszenarien zum Auftreten der extremen Strompreise
oberhalb von 500 €/MWh. In Abb. 41 sind hierzu aus den unterschiedlichen Szenariojahren
die Extrempreise (rechte Abszisse, gelb gestrichelte Linie) sowie die Einspeisung der Rubrik
+Andere Erzeuger” abgebildet. Sehr gut zu erkennen ist das 1:1 Verhalten zwischen der Einspei-
sungsrubrik ,Andere Erzeuger” in den Langfristszenarien und den Strompreisen, sowohl relativ
als auch zeitlich.

Abb. 41: Extrempreise in den Langfristszenarien und der Einspeisung aus der Rubrik
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Noch deutlicher wird diese 1:1 Beziehung, wenn man wie in Abb. 42 die stiindliche Einspeisung
der Rubrik ,Andere Erzeuger” mit Strompreisen oberhalb von 500 €/MWh (TN Strom Szenarien)
Uber die zugehorigen Strompreise abtragt. Hieraus lasst sich eine annahernd lineare Funktion
darstellen, was ein sehr starkes Indiz dafir ist, dass die Hohe der bendtigten stiindlichen Leis-
tung aus der Rubrik ,Andere Erzeuger” aus den Langfristszenarien direkt preissetzend war.

Abb. 42: Funktion der stiindlichen Einspeisung ,,Anderer” und dem dazugehérigen
stiindlichen Strompreis
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Die Untersuchung der Zeitfenster dieser extremen Strompreise ergab allerdings auch,
dass es genau in diesen Zeitfenster zu einer massiven bilanziellen Abweichung im Simu-
lationsrahmen kam.

Wie in Abb. 43 zu sehen, korrespondieren die extremen Einspeisungen aus der Rubrik ,Andere
Erzeuger” (blaue Kurve) mit den Bilanzabweichungen innerhalb der Simulation (gelbe Kurve)
sowohl relativ als auch zeitlich sehr gut, so dass auch hier wieder eine 1:1 Beziehung festge-
stellt werden konnte.

Der BEE bat daraufhin die Autoren der Langfristszenarien um Klarstellung beztiglich des Ergeb-
nisses. Die Autoren informierten den BEE, dass es sich nur um einen falschen Einspeisungs-
lastgang beim Download im Internet der Rubrik ,Andere Erzeuger” handelte und man dies
nachtraglich korrigieren wirde. Ein Zusammenhang zwischen der Rubrik ,Andere Erzeuger”
und den extremen Strompreisen schlossen die Autoren, trotz obenstehenden klaren Zusam-
menhangen, allerdings aus.
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Abb. 43: Bilanzabweichungen in den Langfristszenarien und der Einspeisung aus der
Rubrik ,, Andere Erzeuger”
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Der im Internet verfigbare Dispatch weist zwar nun keine Bilanzabweichungen mehr auf, doch
woher die extremen Strompreise kommen, bleibt offen. Wie in Abb. 43 am Beispiel des Szena-
riojahres 2035 zu erkennen, kann der Grund nicht mehr der neue Einspeisungslastgang der
Rubrik ,Andere Erzeuger” sein.

Auch die H,-Gasturbinen kommen nicht als Begriindung in Frage (siehe graue Kurve in Abb.
44), da Uber den gesamten Zeithorizont von der Simulationsstunde 8503 bis 8517 genau die
gleiche H,-Gasturbinenleistung eingespeist hat. Dieses konstante Einspeisungsverhalten der
H,-Gasturbinen gilt im Ubrigen fir alle Zeitfenster in den Szenariojahren mit extrem hohen
Strompreisen.

In Tab. 4 kann zudem sehr gut dargestellt werden, dass die gefundenen Extrempreise um
das 15- bis 100-fache hoher liegen als die restlichen Strompreise bei gleicher H,-Erzeu-
gung.
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Tab. 4: Ubersicht iiber Strompreise bei maximaler Nutzung der H,-Gasturbinenleis-
tung

2030 2035 2040 2045

Minimaler Strompreis bei max. H,

Erzeugung ohne die Extrempreise 158 €/MWh 228 €/MWh 217 €/MWh 184 €/MWh

Mittlerer Strompreis bei max. H, Erzeu-

gung ohne die Extrempreise 265 €/MWh 268 €/MWh 241 €/MWh 260 €/MWh

Maximaler Strompreis bei max. H, Erzeu-

gung ohne die Extrempreise 286 €/MWh 286 €/MWh 307 €/MWh 461 €/MWh

Extremstrompreis bei max. H, Erzeugung 4.399 €/MWh = 28.790 €/MWh = 10.414 €/MWh 6.620 €/MWh

Auch der Stromverbrauch in der Simulationsstunde 8512 lag deutlich unterhalb der Vorstunde
8511 (-1,6 GW).

Als letzte Option bliebe noch eine hohere Importquote aus dem Ausland, die einen solchen
Effekt hervorgerufen haben kdnnte. Doch auch dies ist nicht der Fall. Der Nettoimport in der
Simulationsstunde 8512 des Szenariojahres 2035 der Langfristszenarien geht sogar um effektiv
17 % (4 GW) gegenuliber der Vorstunde zurtick. Auch in den anderen Szenariojahren kam es in
der Stunde 8512 gegenuber der Vorstunde immer zu einer Reduktion der Nettoimporte.

Abb. 44: Extrempreise in den Langfristszenarien und der korrigierten Einspeisung aus
der Rubrik ,,Andere Erzeuger”
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Aus Sicht des BEE sind die extremen Strompreise oberhalb von 500 €/MWh in den Lang-
fristszenarien nach dem korrigierten Einspeisungsverlauf der Rubrik ,Andere Erzeuger”
nicht mehr eindeutig zu erklidren. Der BEE bittet die Autoren zu erklaren, wie die extremen
AusreiBBer der Strompreise entstehen, wenn weder mehr Gasturbinenleistung verwendet
wurde, noch mehr Stromlast in Deutschland gegeniiber der Vorstunde existierte und der
Nettoimport Deutschlands zudem noch riicklaufig war.

7 FLEXIBILITATEN

Einer der zentralen Bausteine eines klimaneutralen Stromsystems sind Flexibilitdten. Sie konnen
aus dem Verbrauchssektor in Form von Lastmanagement, dem Speichersektor oder auch dem
Erzeugungssektor kommen. Allen gemein ist hierbei ihre komplementare Ausrichtung zur
dargebotsabhangigen Einspeisung von Windenergie und Photovoltaik.

Im Nachfolgenden soll sowohl die Speicher- als auch die Erzeugungsflexibilitat im Rahmen der
Langfristszenarien ndher untersucht werden.

Unter allen Studien zur Entwicklung der elektrischen Speicher bei der deutschen Energiewende
genieBen die Langfristszenarien eine Sonderstellung. Wahrend alle anderen gréBeren Studien
einen deutlichen Speicherzubau im zweistelligen, teilweise wie im Falle der Ariadne-Projekte
sogar im deutlich dreistelligen Gigawattbereich sehen, kommt es im Rahmen der Langfristsze-
narien des BMWK zu keinem weiteren Zubau gegeniiber dem Bestand an elektrischen Spei-
chern.

Eine mogliche Erklarung fir diesen Sachverhalt konnen die in den Langfristszenarien implizi-
ten Flexibilitaten sein (z.B. bei der Photovoltaik, Wasserkraft, usw.). Kombiniert mit den kaum
veranderten Strompreisen in den Abregelungszeitfenstern der Photovoltaik ist der Einsatz von
elektrischen Speichern gleich doppelt begrenzt.

So kénnen zum einen nicht ausreichend Uberschiisse generiert werden, welche verlagert
werden kénnten. Zum anderen fehlt es, unter anderem aufgrund der konstanten Strompreise,
an ausreichend groB3en Preisdeltas zur Wirtschaftlichkeit solcher Speicher.

Aus Sicht des BEE ist daher die Annahme der in den Langfristszenarien dargestellten
.Spitzenkappung” bei Windenergie und Photovoltaik sowohl im Rahmen der Thematik
~Nutzen statt Abregeln” als auch der Entstehung von weiteren Flexibilitaten stark zu
hinterfragen.
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Innerhalb der Erzeugerflexibilitdt geht es darum, die Einspeisung steuerbarer Erzeuger auf Zeit-
fenster mit geringer volatiler Einspeisung von Wind und PV zu verlagern und somit die Resi-
duallast zu decken.

Hierfir kommen neben KWK-Anlagen Bioenergie, Wasserkraft (mit Speichermdglichkeiten)
als auch reine H,-Gasturbinen zum Einsatz. Aufgrund des weitgehend exogenen (vorgegebe-
nen) Ausschlusses der Bioenergienutzung und nur begrenzter Flexibilitat im Wasserkraftbe-
reich ermitteln die Langfristszenarien einen extremen Bedarf an reinen H,-Gasturbinen in Hohe
von Uber 65 GW. Diese besitzen hierbei nicht nur hohe Stromgestehungskosten, sondern sind
zudem stark abhangig von H_-Importen flr ihren Betrieb. Der russische Angriffskrieg gegen die
Ukraine hat zu starken Verwerfungen in der Rohstofflieferung (insbesondere von Gas) gefiihrt
und deutlich gezeigt, dass die Abhangigkeit von Rohstoffimporten zu massiven Schaden an
der Volkswirtschaft Deutschlands fihren kann. Weiterhin wird der Betrieb der entsprechen-
den Infrastruktur — sofern genligend klimaneutral erzeugter Wasserstoff zur Verfligung steht,
was fraglich erscheint — erst langfristig nachhaltig moglich sein. Es steht zu befiirchten, dass
mittelfristig der Betrieb nur durch LNG, weitestgehend gewonnen durch Fracking, stattfinden
wird. Die enormen Umweltbelastungen entlang der Prozesskette sowie Effizienzverluste lassen
beflrchten, dass ein Klimaschutzeffekt gegeniber einer Kohleverstromung zunachst kaum
bzw. nur begrenzt erzielt werden kann. Eine starkere Fokussierung auf Bioenergieressourcen
wirde hingegen einen umfangreichen Beitrag zum Klimaschutz in der heimischen Land- und
Forstwirtschaft leisten und lieBe sich hinsichtlich der Leistung, wie in Kapitel 4.2 dargestellt, zu
weiten Teilen flachenneutral steigern.

Die Strommarktdesignstudie des Bundesverbands Erneuerbare Energie, welche vom
Fraunhofer IEE und Fraunhofer ISE im Dezember 2021 veroffentlicht wurde, zeigt hierzu
einen méglichen Pfad auf. Dabei wurde die Erzeugerflexibilitat unter anderem mafB3geb-
lich iiber die flexiblere Nutzung der Bioenergie mit heimischer Nutzung der Rohstoff-
potentiale umgesetzt."”

In der BEE-Studie wurde dabei nicht mehr Bioenergie verstromt als bisher, diese aber flexib-
ler eingesetzt. Diese Moglichkeit zum flexiblen Einsatz der Bioenergie ist ein entscheidendes
Argument, welches in den Diskussionen um ihre Zukunft nicht bertcksichtigt wird. Ein Leis-
tungszubau im Bioenergiebereich geht nicht zwingend mit einem gréBeren Flachenverbrauch
und einer hoheren produzierten Arbeit einher. Ausreichend dimensionierte Gas- und Warme-
speicher ermoglichen einen flexiblen Betrieb, der das Stromnetz bei gleichzeitiger Nutzung der
anfallenden Warme entlastet.

17 Die BEE-Strommarktdesignstudie konnte zeigen, dass Deutschland allein mit der flexiblen Bioenergie, der

Wasserkraft, flexibler KWK und Speichern in der Lage ist, die Versorgungssicherheit stromseitig zu sichern. Ein

Zubau von reinen H,-Gasturbinen wére fir die Versorgungssicherheit im Stromsektor nicht zwingend notwen-
dig.
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Dabei kdnnen je nach Anlagenkonzept sowohl kurz- und mittelfristige Schwankungen als auch
saisonal bedingte Residuallasten abgedeckt werden. Auch in der BEE-Strommarktdesignstudie
wurde daher die Stromerzeugung aus Bioenergie nur in Zeiten des residualen Stromlastbe-
darfs realisiert, daftir aber mit deutlich hdherer Stromleistung. Eine solche .Uberbauung” der
Biogasinstallation um den Faktor 6 flhrt dazu, dass die Bioenergie weniger als 1.500 Volllast-
stunden erreicht, dafiir jedoch in der Lage ist, in solchen Stunden bis zum sechsfachen der
heutigen Leistung bei Bedarf einzuspeisen.

Fur die nachfolgende Analyse der Erzeugerflexibilitat aus Bioenergie soll daher der Flexibilisie-
rungsgrad in Form der Volllaststunden analysiert werden.

Wie in Abb. 45 zu erkennen hat sich der Flexibilisierungsgrad der Biogasanlagen seit 2015
im Zuge der Forderbedingungen deutlich verbessert. Dieses flexible Verhalten liegt vor allem
an der starken Uberbauung eines Teils des heutigen Biogasanlagenparks mit einem Faktor
von vier bis acht zur bisherigen Nennleistung der Anlagen. Die Trendlinie (gelb gestrichelt)
zeigt hierbei einen Pfad mit deutlich starker sinkenden Volllaststunden und somit groBerer
Erzeugerflexibilitit, welche sich bei Fortfiihrung einer solchen Uberbauung auf den gesamten
Biogasanlagenpark entwickeln wirde.

Abb. 45: Ubersicht iiber die Volllaststunden der Bioenergie
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Anhand dieser Pfadprognose gehen die Erneuerbaren-Verbdande von einer Senkung der
Volllaststunden bis zum Jahr 2045 auf ca. 1.500 h/a aus, was einer sechsfachen Uberbauung
entsprechen wirde.
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Die Langfristszenarien aus dem Jahr 2021 haben eine ahnliche Flexibilisierungsrate proji-
ziert, auch wenn diese mit knapp Uber 2.300 h/a leicht héher ausfillt. Es ist auffallig, dass
die neueren Langfristszenarien Ende 2022 eine deutlich schlechtere Flexibilisierung im
Bioenergiebereich annehmen als ihre eigene Vorstudie aus dem Jahr 2021.

Im Jahr 2025 weist diese zudem eine schlechtere Flexibilisierung auf als in der Realitat 2021
realisiert und kommt in den Folgejahren zu einer deutlich geringeren Steigung.

Aus Sicht des BEE ist die deutlich geringere Flexibilititsannahme der Langfristszenarien
2022 sowohl im Kontext der Entwicklung der letzten Jahre als auch bei Betrachtung
der vorangegangen Langfristszenarien nicht einfach erklarbar. Fiir einen ressourcen-
schonenden Umgang im Rahmen der Energiewende erscheint eine solche Annahme auch
nicht zielfiihrend. Der BEE bittet daher die Autoren, diese Annahme zu erldutern und
entsprechend auch anzupassen.

8 ABSCHATZUNG DER ABWEICHUNGSGROSSEN
IN DEN LANGFRISTSZENARIEN

Wie in dieser Kurzstudie aufgezeigt und belegt, besitzen die Langfristszenarien erhebliche
Abweichungen bei der Abbildung jeder erneuerbaren Technologien. Nachfolgend soll sowohl
eine erste Abschatzung der AbweichungsgréBen in absoluter Hohe als auch deren Auswirkun-
gen auf die Ergebnisse erfolgen. Die nachfolgende Betrachtung kann hierbei nur eine grobe
Abschatzung der AbweichungsgroBe sein, da der BEE nur die Input- und OutputgréBen bewer-
ten kann, jedoch keinen Einblick in die ,Black Box" der verwendeten Simulationsumgebung hat.

Wie im Kapitel 4.4 beschrieben, haben die Langfristszenarien mit der Begrenzung der Wind-
energieanlagen auf 150 m Nabenhdhe und der minimalen Flachenleistung von nur 280 W/m?
selbst den heutigen Stand der Technik nicht korrekt wiedergegeben. In den letzten zwei Jahren
weisen Uber 75 % aller Neuanlagen eine bessere Anlagentechnik auf, als die Langfristszenarien
bis einschlieBlich 2040 vorsehen. Dies kann zu erheblichen Abweichungen in den Ergebnissen
fuhren, wie bereits in anderen wissenschaftlichen Arbeiten untersucht und belegt wurde.

Der BEE will an dieser Stelle nur den Effekt einer besseren Schwachwindanlage (mit ca. 230 W/
m?), wie sie bereits seit mehreren Jahren in Deutschland installiert wird, in Bezug auf die zent-
ralen Ergebnisse der Langfristszenarien darstellen.

18 Siehe ,Dynamische Simulation des Kraftwerkparks in Deutschland im Jahr 2030 auf regionaler Ebene”, Stark,
2014, Kapitel 5.9
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Der Effekt groBerer Nabenhdhen und damit auch besserer Einspeisung der Windenergie
Onshore, vor allem in Schwachwindzeiten, bleibt damit ebenso unberlicksichtigt wie auch die
starkere dezentrale, verbrauchsnahe Stromproduktion in Stiddeutschland.

Innerhalb der Auswertung sollen folgende 5 Aspekte untersucht werden:
Die ermittelten Volllaststunden der Windenergie
Die bendtigte H, Rickverstromungsmengen
Die Reduktion der Stunden, in denen lberhaupt H,-Gasturbinen notwendig sind
Die Reduktion der Importmengen sowie
Die zusatzliche Windeinspeisung im Allgemeinen.

Um die Auswirkungen einer besseren Schwachwindanlage auf die oben genannten 5 Aspekte
zu zeigen, wird das Szenariojahr 2045 zu Grunde gelegt. In der Folge wird die alte Windein-
speisungszeitreihe durch eine neue Windeinspeisungszeitreihe, basierend auf einer Schwach-
windanlage von 230 W/m?, ersetzt. Méglich wird dies, da sich nach Aussage der Autoren der
Langfristszenarien das System stets bei der Anlagenausrichtung am Optimum bewegt, so dass
das System in der Zukunft fast nur Windenergieanlagen mit einer Nabenhdhe von 150 m und
mit einer Flachenleistung von 280 W/m? berticksichtigen wird.

Das bedeutet, dass aufgrund der Lebensdauer von Windenergieanlagen von 20 bis 25 Jahren
im Jahr 2045 fast ausschlieBlich Anlagen mit den vorgenannten Spezifikationen installiert sein
werden. Damit lasst sich aus der Windeinspeisung anhand einer Leistungskennlinie einer 280
W/m? Anlage auf die stiindliche mittlere Windgeschwindigkeit zuriickrechnen.

Dieser Ansatz ist stark konservativ und unterschatzt sehr wahrscheinlich die reale mittlere
Windgeschwindigkeit, da u.a. die maximale Windeinspeisung im Portfolio Deutschlands bei
nur 85 % der Nennleistung liegt (Portfolioeffekt Gber Deutschland).

Danach wird auf Basis der so ermittelten stiindlichen Windgeschwindigkeit mit Hilfe der Leis-
tungskennlinie eines 230 W/m? Anlagentyps diese in eine Stromeinspeisung umgerechnet.

Der BEE weist an dieser Stelle darauf hin, dass vor allem in Schwachwindzeiten die so ermittelte
neue Stromeinspeisung der Windeinspeisung zusatzlich unterschatzt wird. Hintergrund dessen
ist, dass die Langfristszenarien im Zeitverlauf zwischen 2025 bis 2045
trotz deutlicher Reduktion der Flachenleistung (2025: 365 W/m? = 2045: 280 W/m?)
deutlich hoherer Nabenhohen (2025: 102 m = 2045: 150 m) als auch
deutlich starkerer siddeutscher Windeinspeisung
kaum Unterschiede in der relativen Windeinspeisung aufwiesen (siehe Abb. 16), obwohl eine
hohere relative Windeinspeisung, vor allem in Schwachwindzeiten, zu erwarten gewesen ware.
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Ergebnis Volllaststunden:

Wie in Abb. 46 zu sehen, wirde allein die
Verwendung einer deutlich starkeren Schwach-
windanlage in den Langfristszenarien einen
erheblichen Anstieg der produzierten Strom-
mengen bedeuten (+16 % der Wind Onshore
Strommenge).

In der Realitat durfte sich dieser Anstieg vor
allem auch in den wichtigen Schwachwindzei-
ten bemerkbar machen und somit nicht nur die
Integration der Windenergie drastisch verbes-
sern, sondern auch den Bedarf an H,-Gastur-
binen und deren Rickverstromung reduzieren.

Der Effekt der hoheren Nabenhdhe und somit
besseren Windhoffigkeit in der Realitat ist hier-
bei noch nicht bertcksichtigt.

Abb. 46: Entwicklung Volllaststunden
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Insgesamt ergibt sich eine Mehreinspeisung von 62 TWh.

Ergebnis H, Riickverstromungsmenge:

Innerhalb dieser vereinfachten Analyse wird
die zusatzliche Windeinspeisung im Onshore-
Bereich vorrangig verwendet, um bei einer zeit-
gleich stundlich realisierten H,-Rlckverstro-
mung H,-Gasturbinen zu substituieren.

Wie in Abb. 47 zu sehen, kénnten durch die
zusatzliche Onshore- Wind-Einspeisung Uber
9 TWh des Bedarfs an H,-Rickverstromung
eingespart werden, was eine Reduktion um 26
% bedeutet.

Es verbleiben von der Mehreinspeisung durch
Wind an Land fir die weiteren Berechnungen
noch 53 TWh.

Abb. 47: Entwicklung H,-Riickverstro-
mung
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Ergebnis Stunden mit H,-Gasturbinen:

Die verringerte Riickverstromung fihrt gleich-
zeitig auch zu einer Reduktion an Stunden, in
denen Uberhaupt keine H,-Gasturbinenein-
speisung mehr gebraucht wird.

Da H,-Gasturbinen haufig preissetzend am
Strommarkt sind fihrt dies dazu, dass die
Strompreise in solchen Stunden dann deutlich
niedriger ausfallen konnen und somit einen
direkten Einfluss auf die Wirtschaft haben.

Innerhalb der Berechnung kann gezeigt werden,
dass die Anzahl an Stunden mit H,-Gasturbi-
neneinspeisung um 428 Stunden reduziert
werden kann, was einer Reduktion um 22,3 %
entspricht (siehe Abb. 48).

Ergebnis Reduktion der Importmengen:

Die verbliebenen 53 TWh Mehreinspeisung aus
Wind Onshore werden danach zur Reduktion
der zeitgleichen Importmengen Deutschlands
verwendet.

Insgesamt kann so die Importmenge um weitere
30 TWh gesenkt werden, was einer Reduktion
von 24,7 % entspricht (siehe Abb. 49).

Es verbleiben von der Mehreinspeisung Wind
an Land fur die weiteren Berechnungen noch
ca. zusatzlich 23 TWh, welche sowohl preis-
senkend wirken als auch Uber den Einsatz von
Speichern eine bessere Integration von Sekto-
renkopplung (u.a. Elektrolyseure) ermdglichen
kénnte.

A

Stundenanzahl mit H2-Gasturbineneinsp. in h/a

bb. 48: Stunden mit H,-Gasturbinen-
einspeisung
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Abb. 49: Reduktion der Importmengen
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Fazit:

Wie in Abb. 50 gut zu erkennen kann, bereits mit der Verwendung einer entsprechenden
Schwachwindanlage ca. 62 TWh mehr griine Strommenge erzeugt werden. Diese kdnnen dann
maBgeblich zur Einsparung von H,-Riickverstromung beitragen, die Strompreise in tber 400
Stunden im Jahr deutlich senken und gleichzeitig die Stromimporte um tber 30 TWh reduzie-

ren.

Abb. 50: Ubersicht iiber die Substitution der Mehreinspeisung aus Wind Onshore in

den Langfristszenarien
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Es verbleibt sogar noch ein Rest von ca. 23 TWh (dunkelgriiner Balken) der fiir weitere Anwen-
dungen (vor allem im Sektorenkopplungsbereich) zur Verfligung steht.

Dieses einfache Beispiel beinhaltet nur die Korrektur eines einzelnen Teilfehlers in der Betrach-
tung der Onshore-Windenergie-Technologien. Hier wurde nur ein Anlagentyp korrigiert, nicht
jedoch die real deutlich héhere Nabenhdhe oder eine starkere Einspeisung aus Siiddeutsch-
land. Doch wie bereits oben belegt, hat selbst diese Teilkorrektur massive Auswirkungen auf
die Ergebnisse der Langfristszenarien.

Insgesamt lag die ermittelte Leistungsabweichung der neuen Einspeisungszeitreihe Wind
Onshore zur ausgewiesenen Onshore-Zeitreihe der Langfristszenarien bei teilweise iiber
13 GW. Mit dem oben gewdhlten Ansatz konnte gezeigt werden, dass im Szenariojahr
2045 in liber 8.000 Stunden die Abweichung oberhalb von 1 GW liegt.
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Da es sich im Offshore-Bereich der Langfristszenarien um eine heuristische Abweichung (siehe
Abb. 21) handelt, ist eine Neuberechnung der Windeinspeisung wie im Onshore Bereich mit
der Schwachwindanlage nicht zielfihrend, da die Abweichung so ibernommen wirde.

Um eine Abschatzung der AbweichungsgréBe im Offshorebereich vorzunehmen, werden zuerst
die Energiemengen bestimmt, welche definitiv als Fehler anzusetzen sind. Dies betrifft alle
Strommengen oberhalb von 95 % der Nennleistung, da zu keinem Zeitpunkt in der Vergan-
genheit im Offshorebereich mehr als 95 % der Nennleistung, unter anderem aufgrund von
Abschattungen und technischer Verfligbarkeit, eingespeist wurden.

Dies entspricht bis zu 3,5 GW an Leistung in insgesamt 818 Stunden des Jahres. Insge-
samt umfasst dieser Fehler eine Gesamteinspeisung von fast 2 TWh.

Die eben genannte Bestimmung der Abweichung ist allerdings nur ein Teilfehler, da in diesem
Fall nun alle Stunden oberhalb von 95 % der Nennleistung (818 Stunden) auf dem Prozentrang
95 % (umfasst die Stunden mit einer relativen Einspeisung zwischen 94 % und 95 % der Nenn-
leistung) lagen. Da in der Realitat der letzten 8 Jahre (2015 bis 2022) im Mittel nur 7 Stunden
auf dem Prozentrang 95 % lagen, ware dieser Ansatz zur Bestimmung der Abweichung nicht
korrekt.

Um eine grobe Abschatzung der Abweichung im Offshore-Bereich zu ermitteln, kann die
heuristische Verteilung der letzten Jahre (siehe blau gestrichelte Kurve in Abb. 21) als Grund-
lage fir die zu erwartende heuristische Verteilung der Zukunft herangezogen werden. Hinter-
grund dieser Annahme ist, dass es keinen logischen Grund gabe anzunehmen, dass sich die
heuristische Verteilung dermalen stark in hohere Nennleistungsbereiche wie bei den Lang-
fristszenarien verschieben wirde.

Dies ist wie bereits oben beschrieben durch die technische Verfligbarkeit der Anlagen ausge-
schlossen. Diese wurde in den Langfristszenarien im Onshore-Bereich bereits mit 98 % angege-
ben. Zudem kommen im zeitlichen Verlauf deutlich starkere Abschattungseffekte bei weiterer
Verdichtung im Offshore-Bereich, sowohl in der deutschen AWZ als auch in den anderen euro-
paischen Anrainerstaaten, dampfend hinzu. Dieser Effekt ist zudem auch in anderen Studien, so
z.B. der Strommarktdesignstudie des BEE vom Fraunhofer IEE und Fraunhofer ISE, beschrieben.

Am Beispiel der Abb. 51 soll die Neuverteilung der Stunden in den bisherigen Prozentrangen
96 % bis 100 % (818 Stunden) verdeutlicht werden. In einem einfachen Verfahren werden die
Stunden des Prozentrangs 100 % der Langfristszenarien (insgesamt 344 Stunden) auf Stunden
der mittleren Verteilung der letzten 8 Jahre gelegt, welche die héchste relative Auslastung
hatten. Somit ist sichergestellt, dass die daraus entstehende Abweichung stets die kleinste
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Differenz an Prozentrangen im Bezug zur Nennleistung (und somit im Leistungsbereich) hat.

Wie in Abb. 51 gut zu erkennen, wirden allein die 344 Stunden des Prozentrangs 100 % der
Langfristszenarien fast alle freien Stunden der Prozentrdnge 89 % bis 95 % der mittleren
Verteilung der letzten Jahre fillen (dunkelgriine Balken). Danach erfolgt die Neuverteilung des
Prozentranges 99 % (insgesamt 115 Stunden), welche die freien Stunden der Prozentrange 88
% bis 89 % der mittleren Verteilung der letzten Jahre vollstandig deckt (hellgriner Balken).

Abb. 51: Beispielhafte neue Verteilung der Stundenanteile der Langfristszenarien
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Abb. 52: Verlauf der kumulierten Stundenlinien der Realitiat und der Langfristszenarien
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Diese beispielhafte neue Verteilung der Stundenanteile der Langfristszenarien wird bis zum
Prozentrang 60 % vorgenommen, da, wie in Abb. 52 zu sehen, sich dort die kumulierten Stun-
denlinien zwischen der Realitat und den Langfristszenarien treffen.

Ergebnis:

Auf Basis der oben beschriebenen Neuverteilung der Stunden der einzelnen Prozentrange auf
die mittlere Verteilung der letzten acht Jahre gdbe es eine Leistungsabweichung von tiber
9 GW und eine Abweichung in den produzierten Energiemengen von 13,5 TWh in den
Langfristszenarien.

Bezieht man die Neuverteilung ausschlieBlich auf die Prozentrange 96 % bis 100 % der
Langfristszenarien, so wiirden sich folgende Werte ergeben:

a) die Leistungsabweichung wiirde bei iiber 9 GW verbleiben und
b) die Abweichung zur produzierten Energiemenge bei ca. 6 TWh liegen.

Somit kann gezeigt werden, dass der iiberwiegende Teil der Abweichung (100 % bei der
maximalen Leistungsabweichung und 45 % bei der Energiemenge) sich nur auf diesen
Bereich bezieht. Dies ist insofern von Relevanz, als dass aufgrund der bisherigen Heuris-
tik des Einspeisungsverhaltens der letzten 8 Jahre im Offshore-Bereich davon ausgegan-
gen werden kann, dass die Einspeisungen oberhalb des Prozentrangs 95 % fehlerhaft
in den Langfristszenarien sind. Daher bildet dies die minimale AbweichungsgréBe der
Langfristszenarien im Offshore-Bereich.

Die Abweichung der Photovoltaik (PV) basiert innerhalb der Langfristszenarien auf zwei Ebenen,
welche nachfolgend kurz beschrieben und bewertet werden sollen.

Ebene 1: pauschale Abregelung auf einen bestimmten Leistungswert

Die Langfristszenarien haben die PV, wie in Abb. 27 klar zu erkennen, pauschal bei ca. 50 % der
deutschlandweiten Einspeisung abgeregelt. Diese pauschale Abregelung der Photovoltaik tritt
in den Szenariojahren des TN-Strom-Szenarios der Langfristszenarien in 128 bis 144 Stunden
im Jahresverlauf auf. Wie auch in Abb. 41 zu sehen, kommt es hierbei auch haufig zu zeitglei-
chen teuren Nettoimporten Deutschlands, was die Sinnhaftigkeit einer solchen pauschalen
Abregelungshohe zusatzlich in Frage stellt.
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Die AbweichungsgroBe zur Realitdt ergibt sich aus der pauschalen PV-Abregelung auf einen
bestimmten Leistungswert in den Langfristszenarien gegeniiber dem Dargebot. Um diese zu
bestimmen, werden basierend auf den jeweils drei besten Sonnentagen der Jahre 2012 bis
2022 (insgesamt somit 33 Solartage) auf Basis der online von den Ubertragungsnetzbetreibern
veroffentlichten Einspeisung ein mittlerer relativer Einspeisungsverlauf (gelbe Linie) als auch
das 90 %-Quantil (Nicht-Berlcksichtigung der obersten 10 %, blau, gestrichelte Linie) ermittelt.
Dies ist in Abb. 53 dargestellt.

Abb. 53: Mittlerer solarer Einspeisungsverlauf der besten Sonnentage der Jahre 2012
bis 2022
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Gut zu erkennen ist, dass an besonders sonnigen Tagen die gesamtdeutsche PV-Einspeisung
eine mittlere relative Auslastung von Uber 64 % der Nennleistung aufweist. Teilweise werden
auch Werte oberhalb von 68 % erreicht (90 % Quantil). Da die Langfristszenarien pauschal bei
50,4 % der Nennleistung (Wert aus den TN-Strom 2045) abgeregelt haben, ergibt sich somit
eine Abweichung zur realen Einspeisung von 13,7 % (bei Bewertung zur mittl. Einspeisung)
bzw. von 18,4 % (bei Bewertung des 90 % Quantils) der Nennleistung.

Im Szenariojahr 2040 des TN-Strom 2040-Szenarios entspricht dies einer kiinstlichen
Abregelung der Photovoltaikeinspeisung in Spitze von 54,8 GW bzw. 73,6 GW. Ob hier-
fiir liberhaupt in den Langfristszenarien ausreichende steuerbare Leistung vorhanden
sind lasst sich anhand der veréffentlichten Daten bzw. der Annahme zur Umsetzung der
PV-Steuerung (siehe Kapitel 5.3) nicht abschlieBend bewertet werden.
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Ebene 2: konstante Einspeisung

Wie bereits in Kapitel 5.3 aufgezeigt, ist die in den Langfristszenarien dargestellte konstante
PV-Einspeisungslinie in Deutschland aufgrund der Millionen von PV-Anlagen im Hintergrund
der aktuellen Probleme bereits im Redispatch 2.0 Prozess nur schwer denk- oder umsetzbar.
Zudem ist eine solche Reduzierung der PV Einspeisung auf einen konstanten Leistungswert
auch nicht sinnvoll und fhrt u.U. zu héheren Kosten aufgrund dann unnétigen Stromimporten
bzw. begrenztem Merit-Order Effekt auf den nationalen Strompreis.

Zudem ist eine konstante PV-Einspeisung aufgrund diverser Punkte (z.B. Prognoseunsicher-
heit, kurzfristiger Ausfall von Anlagen, Ausfall der Steuereinheit zur Regelung, usw.) so nicht
100 % abbildbar. Daher stellt auch das konstante Einspeisungsverhalten der PV innerhalb der
pauschalen Abregelung eine AbweichungsgréBe dar.

Diese zusatzliche AbweichungsgroBe ist nur sehr grob zu erfassen, da darin eine Vielzahl von
Variablen enthalten sind, deren Einfluss nicht vorab bekannt ist.

Geht man von nur 1 % zur Nennleistung als Schwankungsbreite um die konstante
PV-Einspeisung aus, entspricht dies im Jahr 2045 einer zusatzlichen Abweichung im
Umfang von ca. 4,3 GW. Die Autoren dieser Kurzstudie halten eine Schwankungsbreite
von 3 % der Nennleistung aufgrund der Vielzahl von Einflussfaktoren fiir moglich, so
dass die zusitzliche maximale Abweichung auf ca. 12 bis 13 GW geschatzt wird.

Die Bestimmung der Abweichung der Wasserkraft ist gegentber allen vorgenannten Abwei-
chungsermittlung auf Basis des Vergleichs der realen Wasserkrafteinspeisung aus dem Wetter-
jahr 2010 mdglich. Hintergrund dessen ist:

a) Das Wetterjahr entspricht dem in den Langfristszenarien hinterlegten Wetterjahr

b) Die Langfristszenarien sehen keine Anderungen der Installation der Wasserkraft vor, so
dass davon ausgegangen wird, dass die gleichen Anlagenstandorte mit den gleichen Anla-
gentypen verwendet werden.

Auf Basis dieses Vergleichs kann gezeigt werden, dass die kumulierte stiindliche absolute
Abweichung der Langfristszenarien im Wasserkraftbereich im TN-Strom 2025 bei 6,3
TWh und im TN-Strom 2045 bei 7,3 TWh liegt.

Dies entspricht bei einer Jahresarbeit in den Langfristszenarien von 20,4 TWh einer rela-
tiven Abweichung von 30 bis 35 %.
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Die Abweichung der gréBten stiindlichen Einspeisung liegt bei 2,5 GW. Bei einer maximalen
stindlichen deutschlandweiten Wasserkrafteinspeisung im Jahr 2010 von 4,3 GW entspricht
dies einer relativen Abweichung von 58 %.

Die hohen relativen Abweichungen im Bereich der Wasserkraft unterstreichen nochmals mehr
als deutlich, dass die Langfristszenarien die Wasserkraft komplett falsch abgebildet haben und
eine Neuberechnung zwingend erforderlich ist.

Die Wasserkraft besitzt zudem einen zusatzlichen simulationsrelevanten Fehler, der nur bedingt
mit obiger Analyse erfasst werden. Es handelt sich hierbei um:

Die kunstlich impliziten Flexibilitaten, welche die Langfristszenarien durch:die konstante
Einspeisung der Wasserkraft Gber 75 % bis 90 % der Zeitfenster angesetzt haben.

Den starken und vor allem gesteuerten Leistungshub oberhalb der technischen Méglich-
keiten der Wasserkraft.

Die saisonale Verschiebung von tber 800 GWh, was in dieser GroBe ebenfalls techisch
nicht moglich ist. Setzt man wie in anderen Studien, unter anderem wie in der BEE-
Strommarktdesignstudie der Fraunhofer IEE und Fraunhofer ISE ermittelt, fir elektrische
Speicher eine Speicherkapazitat von 6 Volllaststunden an, so wirden diese 800 GWh
saisonale Verschiebungsvolumen mit einem hohen zweistelligen bzw. niedrigen drei-
stelligen GW einer Batterieleistung entsprechen.

In diesem Unterkapitel erfolgt eine Analyse und Bewertung der Volllaststunden der Windener-
gie Onshore in den Langfristszenarien gegeniber der aktuellen Studienlage der letzten Jahre
als auch gegenuber der realen Einspeisung der Windenergieanlagen in den Jahren 2020 und
2021.

8.5.1 Analyse der Volllaststunden von Wind-Onshore in Klimaschutz- und Windertrags-
studien

Fur die Analyse der Volllaststunden von Wind-Onshore wurden nur Studien aufgenommen,
die anhand von meteorologischen Daten und den Kennlinien der Windkraftanlagen die Wind-
energieertrage und Volllaststunden in Deutschland selber berechnet haben’™.

19 https://www.windguard.de/veroeffentlichungen.html?file=files/cto_layout/img/unternehmen/veroeffentlichun-

gen(ZOZO[VoIIIaststu nden%20von%20Windenergieanlagen%20an%20Land%202020.pdf
https://www.netzentwicklungsplan.de/nep-aktuell/netzentwicklungsplan-20372045-2023
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Deswegen hat der BEE nicht die Szenarien der Agora Energiewende®, die DENA-Leitstudie?’
und das BDI-Klimaszenario®* beriicksichtigt, die nur Mittelwerte oder Regressionsanalysen
verwendet haben. AuBerdem wurden nicht die Ergebnisse des Deutschen Windguards mit der
Starkwindanlage fir Gesamtdeutschland aufgenommen, da die dafiir angenommen Anlage
mit 350 W/m2 bereits eine hdhere Flachenleistung als der heutige Durchschnitt fur Starkwind-
anlagen aufweist. Stattdessen sind in den BEE-Vergleich die Ertragsmodellierungen des Deut-
schen Windguard mit einer Anlage mit 230 W/m2 und die bundesdeutschen Berechnungen
mit durchschnittlichen Flachenleistungen je Zone von 273 bis 342 W/m2 einbezogen worden.

In der Analyse wurden so weit wie vorhanden, zentrale Parameter fir die Berechnung der
einzelnen Szenarien (die Flachenleistung der Anlagen W/m2 und die Nabenhohe) ausgewie-
sen, um die bessere Vergleichbarkeit der Ergebnisse zu ermdglichen. Es wurde auBerdem das
Zustandekommen der Durchschnittswerte untersucht. Dabei fiel auf, dass im Netzentwick-
lungsplans 2037/2045 die Volllaststunden mit einer sehr groBen Bandbreite von 1700 in Bayern
und Baden-Wiurttemberg bis 3000 in Norddeutschland reichen. Die sehr niedrigen Werte in
Suddeutschland scheinen offensichtlich eine fehlerhafte Modellierung zu sein, weil der GroBteil
der Anlagen in Suddeutschland Gber 140 Nabenhohe bereits heute deutlich Gber 2000 Voll-
laststunden erreicht und einige davon zwischen 2500 und 3000 Stunden liegen.

Der Studienvergleich zeigt insgesamt, dass alle Szenarien mit eigener Windertragsmodellierung
bereits 2030 deutlich Giber dem Ergebnis der Langfristszenarien fiir 2045 mit 2430 Volllaststun-
den liegen (siehe folgende Abb. 54). Bis 2050 fallt die Differenz zwischen den Vergleichsszena-
rien und den Langfristszenarien noch groBer aus. Aus dem Gesamtbild fallen nur die Szenarien
des Netzentwicklungsplans, die 2045 mit 2.414-2.448 Stunden nur leicht Gber den Langfrist-
szenarien landen. Wie oben beschrieben, kommen die niedrigen Werte des NEP durch den
offensichtlichen Fehler bei der Berechnung der siiddeutschen Volllaststunden zustande. Eine
Besonderheit stellt auBerdem die Studie des Fraunhofer IEE im Auftrag des Bundesverbandes
Windenergie dar, die 2.654 Volllaststunden ergeben hat, allerdings fir eine bundesweite Wind-
energieleistung an Land von 366 GW und damit mit einer doppelt so hohen Onshore Wind-
leistung als die Langfristszenarien.

https://www.klimaneutrales-stromsystem.de/

https://www.umweltbundesamt.de/publikationen/flaechenverfuegbarkeit-flaechenbedarfe-fuer-den

mwelt(Oé Qlanun9120220920 BWE Flaechenpotentiale Windenergie an Land.pdf

20h ttps //www.agora-energiewende. de[veroeffentl|chungenzkllmaneutra|es -deutschland- 2045[
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https://www.wind-energie.de/fileadmin/redaktion/dokumente/publikationen-oeffentlich/themen/01-mensch-und-umwelt/02-planung/20220920_BWE_Flaechenpotentiale_Windenergie_an_Land.pdf
https://www.wind-energie.de/fileadmin/redaktion/dokumente/publikationen-oeffentlich/themen/01-mensch-und-umwelt/02-planung/20220920_BWE_Flaechenpotentiale_Windenergie_an_Land.pdf
https://www.agora-energiewende.de/veroeffentlichungen/klimaneutrales-deutschland-2045/
https://www.dena.de/themen-projekte/projekte/energiesysteme/dena-leitstudie-integrierte-energiewende/
https://www.dena.de/integrierte-energiewende/modul-energieerzeugung-und-verteilung/
https://bdi.eu/artikel/news/klimapfade-2-0-wie-wir-unser-industrieland-klimaneutral-gestalten

Abb. 54: Volllaststundenentwicklung der Onshore-Windenergie - Studienvergleich
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8.5.2 Analyse der Volllaststunden in den UNB-Bewegungsdaten

Die Bewegungsdaten der UNB, die alle EEG-Strommengen und EEG-Zahlungen anlagenscharf
erfassen, bestatigen das Ergebnis des Studienvergleichs, dass die Onshore-Volllaststunden
der Langfristszenarien deutlich zu niedrig ausfallen. Fiir die Analyse wurden die Bewegungs-
daten der UNB der Jahre 2020 und 2021 ausgewertet und die Korrelation zwischen der Naben-
héhenentwicklung und der Volllaststunden analysiert. Die Volllaststunden, die sich aus den
Bewegungsdaten ergeben, wurden mit dem Ertragsindex von Anemos normiert®. Das 100 %
Niveau des Anemos-Index wird aus dem Mittel der Jahre 2002-2021 gebildet*. In den UNB-
Bewegungsdaten fehlen zudem die Strommengen, die das durch das Einspeisemanagement
oder aufgrund von negativen Strompreisen nach §51 des EEG 2017 (6 bzw. 4 Stunden-Regel)
abgeregelt worden sind. Deswegen wurde neben der Ertragsnormierung auch eine Skalierung
vorgenommen, die auf der Differenz von 7-8 % zwischen den SMARD-Daten? und der UNB-
Daten?® basiert, welche die Abschaltungen herausrechnen. Fiir die Skalierung wurde pauschal
ein Wert von 7 % fir alle Anlagen und Jahre verwendet.

23 https://www.anemos.de/de/index.php
24 www.anemos.de/Windreport.pdf

25 https://www.smard.de/home

26 https://transparency.entsoe.eu/
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In der Realitat schwankt dieser Wert regional und anlagenspezifisch sehr deutlich, so dass der
einheitliche Skalierungswert eine konservative Vereinfachung darstellt, da real groBere Anla-
gen starker von der Abschaltung betroffen sind als kleinere.

Die Analyse der Bewegungsdaten zeigt insgesamt eine hohe Korrelation zwischen den anstei-
genden Nabenhohen und den Volllaststunden (siehe Abb. 55). Die Ergebnisse illustrieren,
dass bereits die heutigen Windkraftanlagen tber 140 Meter genauso hohe bzw. noch héhere
Werte als die Langfristszenarien mit 2.400 Stunden im Jahr 2045 aufweisen. Wie in Kapitel 4.1
beschrieben und auf Abb. 9 zu sehen, erreichen die héchsten Windkraftanlagen Deutschlands
bereits Nabenhohen von tber 170 Meter, so dass sich die in Abb. 55 dargestellte Trendlinie
bereits fortsetzt.

Abb. 55: Korrelationsanalyse der Nabenh6he und der Volllaststunden in den UNB-
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8.5.3 Bewertung der Annahmen fiir Abschattungseffekte in den Langfristszenarien

In den Langfristszenarien werden parkinterne Abschattungseffekte fir Onshore-Wind von 39
% bis 2045 angenommen was zu den deutlich niedrigeren Volllaststunden in den Langfristsze-
narien fihrt. Dieser sehr hohe Abschattungswert ist nicht realistisch, weil der oben beschrie-
bene Studienvergleich gezeigt hat, dass andere Windertragsberechnungen auf deutlich héhere
Volllaststunden als die Langfristszenarien gekommen sind.
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Sehr anschaulich beweist das die Flachenverfligbarkeitsstudie des UBA?. Die Ertragsmodellie-
rung mithilfe des WEA-Zeitreihenmodells des Fraunhofer IEE ergibt flr das Jahr 2030, dass auf
nur 1,1 bis 1,5 % der Flache Deutschlands das Leistungsziel von 115 GW Windenergie und eine
Stromerzeugung von 293 TWh (2.550 Volllaststunden, siehe Abb. 54) erreicht werden kénnen.
Bis 2040/45 wird nach der UBA-Studie der zukinftige Flachenbedarf fiir ein Leistungsziel von
160 GW zwischen 1,5 und 2 % liegen. Auch die Studie des Fraunhofer IEE aus dem Jahr 2022
belegt die erheblich héheren Volllaststundenpotenziale in Deutschland als die der Langfrist-
szenarien, da sie 2654 Volllaststunden fir eine sehr hohe installierte Leistung von 366 GW auf
5,6 % der Landesflache berechnet hat.?®

Zudem machen die hohen angenommenen Verschattungseffekte von 40 % in Windparks auch
betriebswirtschaftlich keinen Sinn. Es wiirden insbesondere einzelne Anlagen, die zu einer zu
hohen Verdichtung und damit Abschattungen fihren, aus betriebswirtschaftlichen Griinden
nicht installiert, weil sie die Ertrage des gesamten Windparks zu stark reduzieren wirden. Es
stellt sich auch die Frage bei dem hohen Abschattungseffekt, ob es aufgrund der héheren
Turbulenz innerhalb der Windparks zu Standfestigkeitsprobleme bzw. Begrenzungen der tech-
nischen Lebensdauer von Komponenten der Anlage kommt. Auch dies wirde eine solch starke
Verdichtung verhindern.

27 https://www.umweltbundesamt. deZQuinkationenzflaechenverfuegbarkeit flaechenbedarfe-fuer-den

s:
und- umwelt[OZ planung[20220920 BWE Flaechenpotentiale Windenergie an Land.pdf
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