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Kurzfassung:  

Der vorliegende Artikel untersucht in einem Modell ohne Marktverzerrungen in Form von Um-
lagen als Bestandteil des Strompreises die Wirtschaftlichkeit der dezentralen Spitzenlaster-
zeugung anhand der Stromgestehungskosten. Analysiert wird konkret der Einsatz von Gas-, 
PV-Freiflächen- und Windenergieanlagen. Das Ergebnis dieser Untersuchung ist zum einen, 
dass der Aufbau von dezentralen Erzeugungskapazitäten zur Deckung der Spitzenlasten vor 
Ort im Vergleich zum Bezug aus dem vorgelagerten Netz bereits heute wirtschaftlich ist. Zum 
anderen wird geklärt, wann und unter welchen Rahmenbedingungen die Wirtschaftlichkeit des 
Einsatzes von Stromspeichertechnologien zur Verwendung der jährlichen Überschussstrom-
mengen aufgrund der regenerativen Stromerzeugung als Lastmanagementmaßnahme gege-
ben ist.  
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1 Einleitung 
Obwohl die Stromproduktion durch erneuerbare Energien betriebs- und volkswirtschaftlich be-
trachtet aktuell vermeintlich höhere Kosten verursacht als konventionelle Kraftwerke, ist deren 
Einsatz gesellschaftlich gewünscht. Bei steigenden Brennstoffpreisen und weiter anhaltenden 
Kostenreduzierungen im Bereich der erneuerbaren Stromproduktion durch technologischen 
Fortschritt und Lernkurveneffekte wird sich die Kostensituation in Zukunft ändern. Kopp et al. 
prognostizierten in ihrer Studie, dass die Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien in 
den 2030er Jahren unter die Kosten der fossilen Stromproduktion fallen, sofern die Kosten für 
fossile Brennstoffe im angenommenen Mittel ansteigen (KOPP et al. 2012). Die Senkung der 
Einspeisevergütung für PV-Freiflächenanlagen in Deutschland von 40 Cent/kWh im Jahr 2005 
(FRAUNHOFER ISE 2015) auf 4,91 Cent/kWh im Jahr 2017 (BUNDESNETZAGENTUR 2017a) lässt 
die Einschätzung zu, dass das Erreichen des Kostenniveaus von fossilen Stromgestehungs-
kosten, trotz derzeit niedriger fossiler Brennstoffpreise, früher zu erwarten ist als in Kopp et al. 
2012 angenommen. In dieser Studie wird untersucht, wann und unter welchen Rahmenbedin-
gungen der Einsatz von erneuerbaren Energien in einem abgegrenzten Versorgungsgebiet 
zur Spitzenlastdeckung wirtschaftlicher ist als der Einsatz von fossilen Kraftwerken. Dabei wird 
angenommen, dass der Strombezug aus dem vorgelagerten Netz auf die minimale Bezugs-
leistung beschränkt wird. Die Residuallast wird aus Stromerzeugungsanlagen bzw. Speichern 
vor Ort gedeckt. Als Annahme für das Gesamtsystem gilt, dass keine Umlagen erhoben wer-
den und es aufgrund dessen nicht zu Marktverzerrungen kommt. Stattdessen stehen die ein-
zelnen Technologien untereinander mit ihren Gestehungskosten im Wettbewerb. Untersu-
chungsgegenstand ist ein typischer städtischer Verteilnetzbetreiber in Deutschland mit rund 
16.000 Netzkunden und dessen Versorgungsgebiet. Zur Berechnung des Modells liefert der 
Praxispartner reale Daten. 

2 Methodische Vorgehensweise 
Im Folgenden werden die Rahmenbedingungen des Gestehungskostenmodells näher ausge-
führt und das methodische Vorgehen beschrieben. 

2.1 Modellaufbau und Datengrundlage 

Im ersten Schritt des Modells wird die Wirtschaftlichkeit des Einsatzes eines entsprechend 
großen Gaskraftwerks zur Deckung der Spitzenlast im Vergleich zum Strombezug aus dem 
vorgelagerten Netz betrachtet. Dabei wird angenommen, dass im vorgelagerten Netz ebenfalls 
Gaskraftwerke zur Stromproduktion eingesetzt werden. Aufgrund des beschlossenen Atom-
ausstiegs (§ 7 Atomgesetz) und der Ziele der Bundesregierung zur Energiewende (BUNDESMI-
NISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010) kann davon ausgegangen werden, dass 
weder Atom- noch Kohlestrom auf Dauer eingesetzt werden und deshalb nicht zukunftsfähig 
sind. Im zweiten Schritt des Modells wird untersucht, unter welchen Rahmenbedingungen der 
Einsatz von Strom aus Wind- oder PV-Freiflächenanalgen zur Spitzenlastabdeckung wirt-
schaftlicher ist als der Einsatz des fossilen Kraftwerks. Wind- und PV-Anlagen werden deshalb 
als Repräsentanten der erneuerbaren Energien ausgewählt, weil vor allem diese beiden Tech-
nologien neben der Verstromung von Biomasse maßgebend an der regenerativen Strompro-
duktion in Deutschland beteiligt sind. Der Gesamtanteil der beiden Formen an der Strombe-
reitstellung aus erneuerbaren Energien betrug 61,9 % im Jahr 2016 (UBA 2017). Der jährliche 
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Strombedarf der Netzebenen 5 bis 7 des abgegrenzten Versorgungsgebietes beträgt insge-
samt 249.660.000 kWh, die Jahreshöchstlast umfasst 44.000 kW. Trotz Maßnahmen zur Ener-
gieeinsparung wird davon ausgegangen, dass die bezogene Strommenge aufgrund der Elekt-
rifizierung des Verkehrssektors und der Entwicklung neuer Technologien in den kommenden 
Jahren mindestens gleich bleiben wird (FRAUNHOFER IWES 2015). Aufgrund dessen wird der 
Bedarfslastgang aus 2014 als Berechnungsgrundlage über den gesamten Betrachtungszeit-
raum von 2015 bis 2040 angenommen.    
Als Vergleichseinheit zur Überprüfung der Wirtschaftlichkeit werden die Stromgestehungskos-
ten definiert, die sich wie in Formel 2.1 zusammensetzen. Die kapitalgebundenen Kosten wer-
den über die Annuitätenmethode dynamisch betrachtet, wohingegen die restlichen Kostenar-
ten statisch betrachtet werden. 

LCOEkWh, t  = 
[ Akap + Kbet,t + Kver,t ]

QMWh,t
 

2.1 

Dabei sind 

LCOEkWh,t die Stromgestehungskosten im Jahr t [€/kWh],   
Akap  die Annuität der kapitalgebundenen Kosten [€],  
Kbet,t  die Summe der betriebsgebundenen Kosten im Jahr t [€],  
Kver,t  die Summe der verbrauchsgebundenen Kosten im Jahr t [€],  
QMWh,t   die produzierte Strommenge im Jahr t [kWh],  
t  das Jahr der Betrachtung. 

Alle monetären Werte sind Nettokosten ohne Umsatzsteuer. Die Stromsteuer wird ebenfalls 
nicht mitbetrachtet. Annahmen zur Inflationsentwicklung werden nicht getroffen, um die Unsi-
cherheit der Betrachtung nicht zu erhöhen. Folgende Annahmen werden dem Gestehungs-
kostenmodell für das Basisjahr 2015 zugrunde gelegt.   

Tabelle 1: Annahmen zur Berechnung der Stromgestehungskosten 2015. [Eigene Darstellung] 

 
Die Werte beruhen auf Daten des Praxispartners, aus Referenzanlagen von Projektentwick-
lern und folgender Studien zu den unterschiedlichen Erzeugungstechnologien: FRAUNHOFER 
IWES 2017, LÜERS et al. 2015, ASUE 2014, BUNDESNETZAGENTUR 2017b, KOST et al. 2013 
und IRENA 2016. Die kapitalgebundenen Kosten umfassen die Modulkosten inklusive Peri-
pherie, Transport, Erschließung, ggf. Gebäudekosten, Einbindung, Abnahme sowie Planung 
und Gutachten. Die Nutzungsdauern der betrachteten Gaskraftwerke sind abhängig von den 
jährlichen Betriebsstunden. Bei weniger als 6.000 Betriebsstunden pro Jahr steigt die Nut-

Gaskraftwerk Windenergieanlage PV-Freiflächenanlage
Spez. Energieertrag - 1.800 kWh/kW/a 1.200 kWh/kW/a
Kapitalgebundene Kosten 854 €/kW 1.667 €/kW 1.085 €/kW
Nutzungsdauer 15 Jahre 20 Jahre 25 Jahre
Kalkulationszinssatz 4,39% 4,39% 4,39%
Betriebsgebundene Kosten 18 €/kW 55 €/kW 14 €/kW
Fixer Anteil der Betriebskosten 70% 37% 67%
Verbrauchsgebundene Kosten 6,75 Ct/kWh 0,20 Ct/kWh 0,15 Ct/kWh
Wirkungsgrad Erzeuger 48% - -

Technologie
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zungsdauer auf 25 Jahre, bei höheren Betriebsstunden entspricht sie 15 Jahren. Der Kalkula-
tionszinssatz ist ein Mischzinssatz aus Fremd- (60 %) und Eigenkapitalverzinsung (40 %). Die 
betriebsgebundenen Kosten enthalten die Pacht, die kaufmännische und technische Betriebs-
führung, Versicherungen sowie Wartung und Instandhaltung. Bei Wind- und PV-Anlage ent-
sprechen die verbrauchsgebundenen Kosten den Direktvermarktungskosten. Die verbrauchs-
gebundenen Kosten des Gaskraftwerks umfassen die Brennstoffkosten (2,68 Ct/kWh inkl. 
Strukturierung und Energiesteuer), die Umrechnung in den Heizwert, die Verlustenergie auf-
grund des Wirkungsgrades und die Netzentgelte für den Ergdasbezug. Der Wirkungsgrad er-
höht sich mit der Steigerung der Nennleistung (ASUE 2014). Der angegebene Wirkungsgrad 
gilt bei einer Nennleistung von 15.500 kW.  
Bei den regenerativen Stromerzeugungsanlagen wird von einem Kostenreduktionspotenzial 
aufgrund technischen Fortschritts ausgegangen (IRENA 2016, CANDELISE et al. 2013). Im Ge-
gensatz dazu wird im Modell angenommen, dass die fossilen Kraftwerksanlagen bereits tech-
nisch ausgereift sind und in Zukunft keine Einsparpotenziale zu heben sind. Allerdings wird für 
die Brennstoffpreise die historische durchschnittliche Steigerung von 0,05 Ct/kWh pro Jahr 
(Werte 1991 – 2016 aus Aufzeichnungen des Bundesamtes für Wirtschaft und Einfuhrkon-
trolle) für die Jahre 2015 bis 2040 ebenfalls angesetzt. Auf Basis der historischen Kostenent-
wicklung (IRENA 2016) werden die Investitionskosten in Windenergieanlagen nach Formel 2.2 
bis zum Jahr 2040 prognostiziert. 

yt,Wind = -764,9 * ln(xt) + 4.090,2 2.2 

Dabei sind  

yt,Wind die Investitionskosten des Jahres t in eine Windenergieanlage pro Einheit [€/kW],           
xt die Anzahl der Jahre ab dem Basisjahr (1983) im Jahr t. 

Zur Prognose der Kostenentwicklung von PV-Freiflächenanlagen werden die Ergebnisse der 
Studie FRAUNHOFER ISE 2015 für das Modell verwendet. Formel 2.2 definiert die Prognose-
funktion. 

yt,PV = 0,0013 * xt
4 – 0,0819 * xt

3 + 2,1088 * xt
2 – 40,103 * xt + 1.003,9 2.3 

Dabei sind  

yt,PV die Investitionskosten des Jahres t in eine PV-Freiflächenanlage pro Einheit [€/kW],     
xt die Anzahl der Jahre ab dem Basisjahr (2015) im Jahr t.  

Die Formeln 2.2 und 2.3 werden im Gestehungskostenmodell hinterlegt. Die Investitionskosten 
in eine PV-Freiflächenanlage sinken damit im Modell von 976 €/kW im Jahr 2015 auf 532 €/kW 
im Jahr 2040. Die Investitionskosten in eine Windenergieanlage von 1.667 €/kW auf 984 €/kW. 
Der variable Anteil der Betriebskosten sinkt analog.  

2.2 Begrenzung des Strombezugs aus dem vorgelagerten Netz 

Im ersten Schritt des Gestehungskostenmodells wird die Frage geklärt, ob im Modell ohne 
Marktverzerrungen die Erzeugung der Spitzenlast vor Ort innerhalb des Versorgungsgebiets 
wirtschaftlicher ist als der Gesamtstrombezug aus dem vorgelagerten Netz. Grundsätzlich gilt: 
Je höher die Auslastungsrate der Netzinfrastruktur ist, desto geringer sind die Kosten pro Ein-
heit. Folglich sollten Fluktuationen im Lastlevel und hohe Spitzenlasten vermieden werden, um 
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die Netzkosten möglichst gering zu halten. Im Gestehungskostenmodell wird deshalb davon 
ausgegangen, dass die Auslastungsrate des Strombezugs aus der vorgelagerten Netzebene 
maximiert wird und so die gewälzten Netzkosten minimiert werden. Dazu wird der Bezug aus 
der Netzebene 4 auf die MinLoad begrenzt. Die MinLoad ist die minimale Last, die bei einer 
Auslastungsrate von 100 % (8.760 h/a) und der Gesamtstrommenge des entsprechenden Jah-
res benötigt wird. Im Fall der Verteilnetzebene (Netzebenen 5 bis 7) des Praxispartners wird 
die MinLoad folgendermaßen berechnet:  

MinLoadNE5-7 [kW] = GesamtstrommengeNE5-7 [kWh] / 8.760 [h] 

MinLoadNE5-7 = 249.660.000 kWh / 8.760 h = 28.500 kW  

2.4 

Die verbleibende Spitzenlast von 15.500 kW im Maximum mit einer Jahresstrommenge von 
20.800.000 kWh wird vor Ort erzeugt. Als Voraussetzung gilt, dass die Spitzenlastproduktion 
vor Ort wirtschaftlicher ist als der Bezug aus der vorgelagerten Netzebene. Der Sachverhalt 
ist dann gegeben, wenn folgende Bedingungen erfüllt sind:  

Bedingung 1: Akap,Gas,vO ≤ vNE4,t 

Bedingung 2: KbetrGas,vO + Kver,Gas,vO ≤ KVB 

 

Dabei sind 

Akap,Gas,vO die Annuität der kapitalgebundenen Kosten des Gaskraftwerks vor Ort [€/a], 

NE4,t  die vermiedenen Netznutzungsentgelte der Netzebene 4 im Jahr t [€/a],  

Kbet,Gas,vO,t die betriebsgebundenen Kosten des Gaskraftwerks vor Ort pro Einheit im Jahr 
t [Ct/kWh], 

Kver,Gas,vO,t die verbrauchsgebundenen Kosten des Gaskraftwerks vor Ort pro Einheit im 
Jahr t [Ct/kWh], 

KVB,t  die Kosten für den Vollbezug der Gesamtstrommenge aus der Netzebene 4 pro 
Einheit im Jahr t [Ct/kWh]. 

Zur Überprüfung der Bedingungen werden die Stromgestehungskosten zweier verschiedener 
Kraftwerksgrößen betrachtet. Zum einen ein Gaskraftwerk mit einer Nennleistung von 
44.000 kW, das den gesamten Strombedarf der Verteilnetzebene überörtlich decken kann, 
und zum anderen ein Gaskraftwerk mit einer Nennleistung von 28.500 kW, das die MinLoad 
produzieren kann. Tabelle 2 stellt die beiden Bezugsvarianten dar. 

Tabelle 2: Vergleich der Vollbezugs- und MinLoad-Bezugsvariante. [Eigene Darstellung] 

 

Jahresstrommenge 249.660.000 kWh 229.000.000 kWh 20.660.000 kWh
Jahreshöchstlast 44.000 kW 28.500 kW 15.500 kW
Vollbenutzungsstunden 5.680 h/a 8.033 h/a 1.333 h/a
Jährliche Gesamtkosten           19.900.000 €           17.565.000 €             2.335.000 € 
Stromgestehungskosten 7,97 Ct/kWh 7,67 Ct/kWh 11,30 Ct/kWh
Netzentgelte pro Jahr             5.300.000 €             3.500.000 €             1.800.000 € 

Variante:    
Vollbezug SpitzenlastVariante:     

MinLoad-Bezug
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Im Fall der übergeordneten Kraftwerke beträgt die Nutzungsdauer 15 Jahre aufgrund der mehr 
als 6.000 jährlichen Betriebsstunden. Damit Bedingung 1 erfüllt ist, müssen die vermiedenen 
Netzentgelte größer oder gleich den jährlichen kapitalgebundenen Kosten des dezentralen 
Kraftwerks sein. Die Einsparung aus den Netzentgelten beträgt 1.800.000 € jährlich, die kapi-
talgebundenen Kosten des Gaskraftwerks vor Ort mit einer Nennleistung von 15.500 kW be-
tragen bei einem Kalkulationszinssatz von 4,39 % und einer Nutzungsdauer von 25 Jahren 
(Betriebsstunden < 6.000/a) 883.000 € pro Jahr. 

Bedingung 1: Akap,Gas,vO,2015 ≤ vNE4,2015  883.000 € ≤ 1.800.000 €  erfüllt 

Da die kapitalgebundenen Kosten des dezentralen Gaskraftwerks deutlich höher sind als die 
vermiedenen Netzentgelte, bleibt ein gesamtwirtschaftlicher Vorteil von 917.000 € pro Jahr für 
die Verbraucher des Versorgungsgebiets, da die Netzentgelte über den Verteilnetzbetreiber 
an die Kunden gewälzt werden.   
Damit Bedingung 2 erfüllt ist, muss die Summe der betriebs- und verbrauchsgebundenen Kos-
ten des dezentralen Gaskraftwerks kleiner oder gleich den Differenzkosten aus Vollbezug und 
MinLoad-Bezug sein. Diese betragen 11,30 Ct/kWh. Die Summe der betriebs- und verbrauchs-
gebundenen Kosten des fossilen Spitzenlastkraftwerks vor Ort ergibt bei der angenommenen 
Nennleistung von 15.500 kW im Jahr 2015 1.800.000 € bei einer erzeugten Strommenge von 
20.660.000 kWh. Daraus ergeben sich Stromgestehungskosten (ohne kapitalgebundene Kos-
ten) in Höhe von 8,71 Ct/kWh.  

Bedingung 2: KbetrGas,vO,2015 + Kver,Gas,vO,2015 ≤ KVB,2015  8,71 Ct/kWh ≤ 11,30 Ct/kWh  erfüllt 

Die betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten liegen um 2,59 Cent pro Kilowattstunde bzw. 
23 % signifikant unter den Gestehungskosten der aus dem vorgelagerten Netz bezogenen 
Spitzenlast. Damit sind beide Bedingungen erfüllt, was bedeutet, dass die Spitzenlastproduk-
tion vor Ort durch ein dezentrales Gaskraftwerk wirtschaftlicher ist als der Bezug der Gesamt-
strommenge aus dem vorgelagerten Netz. 

2.3 Einsatz regenerativer Energien zur Deckung der Spitzenlast vor Ort 

Im zweiten Schritt des Gestehungskostenmodells wird untersucht, ob und unter welchen Rah-
menbedingungen der Einsatz von erneuerbaren Energien zur Deckung der Spitzenlast vor Ort 
wirtschaftlicher ist als der Einsatz des fossilen Kraftwerks. Um die benötigte Last auch bei 
Nicht-Verfügbarkeit von Sonne und Wind abdecken zu können, bleibt das Gaskraftwerk aus 
Schritt 1 bestehen. Die kapitalgebundenen Kosten werden von den vermiedenen Netzentgel-
ten getragen. Der Überschuss in Höhe von 917.000 € pro Jahr bleibt als gesamtwirtschaftlicher 
Vorteil bestehen und wird nicht weiter verrechnet. Verglichen werden also im Weiteren die 
betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten des Gaskraftwerks vor Ort mit den Gestehungs-
kosten von Wind- bzw. PV-Freiflächenanlagen vor Ort. Dem Modell sind Stromlastgänge mit 
der Auflösung in Viertelstunden hinterlegt. Zur Simulation der PV- und Windlastgänge ist je-
weils ein Referenzlastgang2 zugrunde gelegt, auf dessen Basis der simulierte Lastgang in Ab-
hängigkeit der installierten Nennleistung über das Jahr ausgerollt wird. Das Ausgangsjahr der 

                                                
2 Referenzlastgang Wind: Enercon E-101, Nennleistung: 3.050 kW, Nabenhöhe: 149 m, Rotordurchmesser: 101 m, 
Standort: Oberfranken; Referenzlastgang PV: Nennleistung: 4.560 kWp, Standort: Oberbayern 
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Betrachtung ist das Jahr 2015, in dem die Annahme gilt, dass noch keine regenerativen Er-
zeugungsanlagen vor Ort bestehen. Nach dem in Abbildung 9 dargestellten Entity-Relation-
ship-Schema läuft die Simulation der Kostenentwicklungen in Abhängigkeit der jeweiligen 
Lastgänge ab.  

 
Abbildung 1: Entity-Relationship-Modell als Ablaufplan der Simulation. [Eigene Darstellung] 

Für die Kostenberechnung werden sieben Varianten des Ausbaus erneuerbarer Energien im 
Modell untersucht. Als maximaler Zubau gelten jeweils die Werte aus dem Energienutzungs-
plan des Versorgungsgebiets (PV = 113 MW, Wind = 17,5 MW). Als jährliche maximale Zu-
bauleistung werden jeweils 5 MW definiert. Bei PV-Freiflächenanlagen wird jeweils der Zubau 
von 1, 2, 3, 4 und 5 MW untersucht. Bei Windenergieanlagen 2,5 und 5 MW an zusätzlicher 
Leistung. Als Restriktion gilt, dass pro Jahr entweder der jährliche Maximalzubau an PV- oder 
an Windleistung erfolgen kann. Da die regenerative Stromerzeugung nicht steuerbar ist, ent-
steht zwangsläufig Überschussstrom, der nicht direkt die Spitzenlast deckt. In diesem Modell-
schritt wird davon ausgegangen, dass der Überschussstrom in das vorgelagerte Netz zu einem 
Rückspeisepreis „rückgespeist“ wird. Dieser wird als Mischpreis aus einem Anteil für fossil 
erzeugten Strom und einem Anteil für erneuerbaren Strom aus dem übergeordneten Netz an-
genommen. Der fossile Anteil des Mischpreises entspricht den Kosten des übergeordneten 
Gaskraftwerks des jeweiligen Betrachtungsjahres und beträgt im Ausgangsjahr 2015 
7,67 Ct/kWh. Für den erneuerbaren Anteil des Mischpreises werden 0 Cent/kWh angesetzt, 
da davon ausgegangen werden muss, dass zu Zeiten des Überschussstroms im Modellgebiet 
ebenfalls ein hoher Anteil erneuerbarer Energien in das übergeordnete Netz aus anderen Ver-
sorgungsregionen eingespeist wird und es aufgrund dessen zu Netzengpässen kommen kann, 
die eine Rückspeisung verhindert. Der Anteil des erneuerbaren Anteils am Rückspeisepreis 
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steigt analog zum Ziel der Bundesregierung, den Anteil der erneuerbaren Energien an der 
Stromproduktion bis 2050 auf 80 % zu erhöhen (BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND 
TECHNOLOGIE 2010). Aufgrund der Überschussmenge, die nicht in die Spitzenlast integriert 
werden kann, steigt der Preis, der für den erneuerbaren Spitzenlaststrom gezahlt werden 
muss, von den Ausgangs-Stromgestehungskosten (PV2015 = 6,73 Ct/kWh, Wind2015 = 
10,64 Ct/kWh) auf den EE-Spitzenlastpreis an. Dieser berechnet sich wie in Formel 2.5 defi-
niert.  

x EE SLt =
X EEt - X (GL Ät)

Q (EE SLt)
 

2.5 

Dabei sind 

x (EE-SLt) der Preis für die Spitzenlast aus erneuerbaren Energien pro Einheit im Betrach-
tungsjahr t [€/kWh], 

X (EEt)  die Gesamtkosten zur Erzeugung des EE-Stroms im Betrachtungsjahr t [€], 

X (GL-Ät) die Gesamterlöse für die Überschussstrommenge im Betrachtungsjahr t [€],  

Q (EE-SLt) die Strommenge aus erneuerbaren Energien (EE-Spitzenlast), die im Betrach-
tungsjahr t in die Spitzenlast integriert werden kann [kWh]. 

Als Bedingung für den Zubau gilt wie im Entity-Relationship-Modell dargestellt, dass die güns-
tigste EE-Variante nur dann zugebaut wird, wenn der entsprechende Spitzenlastpreis kleiner 
oder gleich den Gestehungskosten (nur betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten) für das 
dezentrale Gaskraftwerk im Vorjahr ist. 

Bedingung 3: xMin (EE-SLt) ≤ x (Gast)  

Im Jahr 2016 ist die günstigste Zubauvariante 1 MW an PV-Erzeugungskapazität. Der Preis 
dafür liegt mit 7,47 Ct/kWh unter den Gestehungskosten für das Gaskraftwerk vor Ort im Jahr 
2015 (= KbetrGas,vO,2015 + Kver,Gas,vO,2015), die 8,14 Ct/kWh betragen. Im Modellgebiet wird folglich 
eine PV-Freiflächenanlage mit einer Leistung von 1 MW zugebaut. Anschließend beginnt die 
Kostenberechnung für das Jahr 2017, wobei die durch den Zubau veränderten Lastgänge 
übertragen werden und als neue Ausgangsbasis gelten. Die in Abbildung 9 dargestellte Be-
rechnungs-Optimierungs-Schleife läuft durch bis zum Jahr 2040.  

3 Implikationen für das Lastmanagement auf Verteilnetzebene 
Im Folgenden werden die Auswirkungen der Ergebnisse aus der Simulation auf das Modell-
gebiet dargestellt und die Implikationen auf das Lastmanagement auf Verteilnetzebene abge-
leitet. 

3.1 Begrenzung des Netzbezugs und dezentrale Spitzenlasterzeugung 

Zunächst kann festgehalten werden, dass die Begrenzung des Netzbezugs aus der vorgela-
gerten Netzebene auf die MinLoad ein signifikantes Einsparpotenzial bietet. Die günstigste 
Variante für die Spitzenlasterzeugung ist der Aufbau von PV-Erzeugungskapazität um jährlich 
1 MW auf insgesamt 21 MW im Jahr 2039. Gleichzeitig bleibt das dezentrale Gaskraftwerk 
bestehen, um die nicht durch regenerativen Strom zu deckende Spitzenlast abzufahren. Beim 
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optimalen Zubau von 21 MW PV-Leistung können 46 % (9.523.000 kWh) der Spitzenlaststrom-
menge regenerativ gedeckt werden. Die restlichen 54 % müssen weiterhin fossil abgefahren 
werden, da die Zeiten der Stromerzeugung aus PV nur zum Teil mit den Strombedarfszeiten 
übereinstimmen. Abbildung 2 stellt den Verlauf der Spitzenlastpreise dar. Trotz der sinkenden 
Investitionskosten steigen die Spitzenlastkosten für regenerativen Strom an, da durch den Zu-
bau immer weniger erzeugte Strommenge in die Spitzenlast integriert werden kann. Dennoch 
bleiben die Spitzenlastkosten für Photovoltaikstrom (gelb) bis 2036 unter den Kosten für die 
fossile Stromerzeugung (rot). Diese wiederum wachsen einerseits aufgrund der steigenden 
Brennstoffkosten und andererseits aufgrund der geringeren Auslastung aufgrund des PV-Zu-
baus im Zeitverlauf an. 

 
Abbildung 2: Verlauf der Spitzenlastkosten der Zubauvarianten, des Rückspeisepreises und des maxi-
malen Speicherpreises von 2016 bis 2040. [Eigene Darstellung] 

Die Kostensteigerung bei der Windenergie (blau) ist deutlich flacher, da die Kostensenkungen 
durch technische Entwicklungen zum einen höher sind als bei der Photovoltaik. Zum anderen 
kann eine höhere erzeugte Strommenge in die Spitzenlast integriert werden. Dennoch liegen 
die Spitzenlastkosten für Windstrom in diesem Modell bis 2040 über den fossilen Gestehungs-
kosten.  

3.2 Einsatz von Stromspeichertechnologien auf Verteilnetzebene 

Zur Erhöhung des regenerativen Anteils an der Spitzenlaststrommenge besteht die Möglich-
keit als Lastmanagementmaßnahme Stromspeichertechnologien auf Verteilnetzebene einzu-
setzen. So kann die überschüssige Strommenge in Zeiten des Strombedarfs verschoben wer-
den. Die schwarze Linie in Abbildung 2 zeigt den Verlauf des Rückspeisepreises an. Mit den 
sinkenden Erlösen für den Überschussstrom steigen die Kosten an, die eine Kilowattstunde 
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Speicherstrom im Modell maximal kosten darf. Während die maximalen Speichergestehungs-
kosten pro integrierte Kilowattstunde Spitzenlast im Jahr 2015 lediglich 3,05 Cent betragen 
dürfen, steigen diese bis zum Jahr 2040 auf 9,13 Cent an. Unterstellt man, dass aus netztech-
nischen Gründen keine Energie mehr rückgespeist werden darf, betragen die maximalen Spei-
chergestehungskosten im Jahr 2040 12,0 Ct/kWh. Die Speichergestehungskosten enthalten 
alle Kostenkomponenten einschließlich Verzinsung. Zur Bewertung der Ergebnisse werden 
die Speicherkosten in die Kosten pro installierte Kilowattstunde Speicherkapazität umgerech-
net. Dazu werden die jährlichen Kosten aus der Multiplikation der Speichergestehungskosten 
mit der zur Spitzenlastdeckung zur Verfügung stehenden Speicherstrommenge ermittelt und 
anhand der gewöhnlichen Nutzungsdauer von Stromspeichern von 15 Jahren auf die potenzi-
ellen Investitionskosten skaliert. Geteilt durch die installierte Speicherkapazität ergeben sich 
die maximal möglichen Investitionskosten in pro Kilowattstunde Speicherkapazität.  

 
Abbildung 3: Veränderung der maximalen Speicherinvestitionskosten in Abhängigkeit von der Speicher-
kapazität und der nutzbaren Speicherenergie. [Eigene Darstellung] 

Abbildung 3 stellt die maximalen Investitionskosten (€/kWhcap) in Abhängigkeit von der Spei-
cherkapazität und der nutzbaren Speicherstrommenge dar. Mit der Erhöhung der Speicherka-
pazität geht die Erhöhung der nutzbaren Speicherstrommenge einher. Ab einer Kapazität von 
rund 294.000 kWh lässt der Anstieg der nutzbaren Speicherstrommenge deutlich nach, wäh-
rend die maximalen Investitionskosten weiter abnehmen. Ein Grund dafür ist der Umstand, 
dass die Spitzenlast abgedeckt werden soll, die tages- und jahreszeitlich stark schwankt. Wäh-
rend im Sommer zwar mehr Überschussstrom zur Verfügung steht, kann der Bedarf durch die 
PV-Erzeugung zu einem Großteil gedeckt werden. Dagegen stehen im Winter sowohl weniger 
Überschussstrom als auch weniger Spitzenlaststrom zur Verfügung, weswegen die Beladung 
des Speichers nicht mehr voll stattfinden kann. Bei einer Speicherkapazität von 21.000 kWh 
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betragen die maximalen Investitionskosten 99 €/kWhcap bei einer nutzbaren Speicherstrom-
menge von 1.152.000 kWh. Bei der vierfachen Speicherkapazität sinken die Kosten bei einer 
nutzbaren Strommenge von 2.594.000 kWh auf 56 €/kWhcap. Mit der zusätzlich abgedeckten 
Spitzenlast erhöht sich der Anteil der erneuerbaren Energien auf 58 %. Laut SCHMIDT et al. 
2017 entwickeln sich die Produktpreise für Lithium-Ionen- bzw. Redox-Flow-Großspeicher wie 
in Abbildung 4 dargestellt. Die Produktpreise (nicht Kosten!) sinken bis zum Jahr 2040 auf 284 
bzw. 231 €/kWhcap, was um 216 % über den im Modell errechneten maximalen Investitions-
kosten liegt. Abbildung 4 stellt die von Schmidt et al. prognostizierten Produktpreise dar. 

 
Abbildung 4: Entwicklung der Produktkosten für Lithium-Ionen- und Redox-Flow-Speichern. [Eigene 
Darstellung nach Schmidt et al. 2017] 

Dagegen gehen MÜLLER et al. 2017 davon aus, dass die Investitionskosten in eine Kilowatt-
stunde Speicherkapazität bereits 2025 bei nur mehr 312 € liegen, was ein höheres Kostenre-
duktionspotenzial impliziert. Die Wirtschaftlichkeit von Stromspeichertechnologien als Lastma-
nagementmaßnahme zur Integration erneuerbarer Energien in die Stromnetze ist stark abhän-
gig von den zugrunde gelegten Opportunitätskosten. Im Modell liegen die Opportunitätskosten 
bei 12 Ct/kWh (Kosten für die fossile Erzeugung vor Ort) aus Sicht des Verteilnetzbetreibers, 
der die Investitionsentscheidung zu Erzeugungstechnologien trifft. Betrachtet man dagegen 
die Opportunitätskosten eines Haushaltskunden liegen diese im Jahr 2017 laut Bundesnetza-
gentur im Durchschnitt bei 29,86 Ct/kWh inklusive Steuern und Umlagen. Die Wirtschaftlichkeit 
von Stromspeichern auf Haushaltsebene – vor allem in Verbindung mit der Installation einer 
PV-Anlage – kann folglich möglicherweise schneller erreicht werden.  

3.3 Auswirkung der Ergebnisse auf das Gesamtsystem 

In Bezug auf den Speichereinsatz lässt sich sagen, dass mit dem Ausbau der regenerativen 
Erzeugungskapazität im Gesamtsystem die Wirtschaftlichkeit der Speichertechnologien an-
steigt. Je schneller der Ausbau der erneuerbaren Energien im gesamten System vollzogen 
wird, desto schneller kann aus netztechnischen Gründen nicht mehr in die vorgelagerte Netz-
ebene rückgespeist werden. Aufgrund dessen steigt der Druck die überschüssige Strom-
menge durch den Speichereinsatz nutzbar zu machen.   
Begrenzt nicht nur die Modellregion ihren Strombezug aus der Versorgungsnetzebene, son-
dern auch die anderen Verteilnetzgebiete, führt dies aufgrund der sinkenden Erlöse für den 
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Netzbetreiber der Netzebene 4 bei bestehender Infrastruktur zwangsläufig zu steigenden Kos-
ten pro Einheit. Während das Einsparpotenzial sinkt, steigt der Anreiz zur Bezugsbegrenzung 
weiter an. Aufgrund der im Modell berechneten Wirtschaftlichkeit der Spitzenlasterzeugung 
vor Ort, gilt es den Ausbau der Stromnetze auf Versorgungs- und Transportnetzebene zu über-
denken und stattdessen die Investition in den Ausbau der Verteilnetze und in den Aufbau de-
zentraler Erzeugungskapazität in Betracht zu ziehen. Es sei denn, die Kosten der überregio-
nalen Stromproduktion können beispielsweise durch die verstärkte Nutzung kostengünstiger 
Wind-Offshoretechnologien deutlich reduziert werden.    

4 Fazit und Ausblick 
Auch wenn aktuell bereits große Anstrengungen zur Untersuchung von Stromspeichertechno-
logien gemacht werden, herrscht dennoch eine hohe Unsicherheit über die zukünftige Ent-
wicklung von Speicherkosten. Aufgrund dessen ist es zum aktuellen Zeitpunkt schwierig Aus-
sagen über die Wirtschaftlichkeit des Einsatzes von Stromspeichern für die Zukunft zu treffen. 
Aus diesem Grund begnügt sich die vorliegende Studie auf die Aussage, was der in die Spit-
zenlast zu integrierende Speicherstrom maximal kosten darf. Je nach Zielsetzung (Kostenmi-
nimierung vs. Maximierung des Anteils erneuerbarer Energien an der Stromproduktion) kann 
die Beurteilung der Ergebnisse abweichen. Die Verwendung von dezentralen Power-to-Gas-
Technologien bei zukünftigen großen Stromüberschussmengen kann durch den Einsatz des 
entstehenden Brennstoffs im fossilen Spitzenlastkraftwerk interessant werden. Deren Wirt-
schaftlichkeit müsste allerdings in einer weiterführenden Studie betrachtet werden.    
Aus der Modellannahme, dass Marktverzerrungen in Form von Umlagen nicht berücksichtigt 
werden, lässt sich folgender Schluss ableiten: Die Wahl des Umlagen-Systems in der deut-
schen Energiewirtschaft führt zwar zu einem steigendem Anteil erneuerbarer Energien an der 
Stromproduktion, aber nicht zu effizienten und kostenoptimalen Bedingungen. Ohne Marktver-
zerrungen können bereits jetzt PV- und Windenergieanlagen wirtschaftlich in das Stromsystem 
integriert werden. Die Gestaltung des zukünftigen Strommarktes sollte deshalb unter Beach-
tung dieses Gesichtspunktes stattfinden.  
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