












zeigt dies anhand der zwischen den Preisintervallen verschobenen (jährlichen) Strombezugs-
mengen für Wärmepumpe 1 und 2.  

 
Abbildung 2: Strombezug in Preisintervallen bei unterschiedlicher Fahrweise, Wärmepumpe 1 und 2 

 
In diesem Zusammenhang ist auch das Optimierungskalkül des hier verwendeten Modell-
ierungsansatzes zu reflektieren. Im Rahmen der Kostenminimierung sind die Wärmepreise 
eines jeden Zeitschrittes relevant, die sich aus dem Quotienten von Börsenpreis und COP 
ergebenden. Ein zeitvariabler, außentemperaturabhängiger COP hat zur Folge, dass die 
Ausnutzung minimaler Beschaffungspreise nicht zur Minimierung der Betriebskosten führt [12]. 
Begründet ist dies darin, dass sich die Rangfolge der Börsenpreise eines Tages i. d. R. von 
der entsprechenden Rangfolge der Wärmepreise unterscheidet. Ein Bezug zu günstigen 
Börsenpreisen geht daher nicht immer mit den niedrigstmöglichen Wärmepreisen einher. In 
Abbildung 3 wird dies verdeutlicht, indem der Börsenstrompreis in absteigender Reihenfolge 
aufgetragen wird und der Wärmepreis der zugehörigen Stunde auf dem gleichen x-
Achsenabschnitt aufgetragen wird. Der oszillierende Verlauf der Wärmepreise kennzeichnet 
eine abweichende Rangfolge im Jahresverlauf und deutet ebenso auf eine abweichende 
Rangfolge im Tagesverlauf hin.  In Abhängigkeit von der Korrelation zwischen Börsenpreisen 
und (lokalen) Außentemperaturen können sich hieraus Anlagenfahrweisen ergeben, die von 
einem optimalen systemdienlichen Betrieb aus Sicht des Gesamtsystems/Strommarktes 
abweichen.   

 
Abbildung 3: Geordnete Dauerlinie der Marktpreise und korrespondierende COP-bedingte Wärmepreise 

(Wärmepumpe 2) 

[8.760 h] 
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3.2 Potenzialermittlung für das Jahr 2030 

3.2.1 Ergebnisse der Preissimulation 
Abbildung 4 und Tabelle 3 geben einen zusammenfassenden Überblick über die wesentlichen 
Charakteristika der für die Zukunftsszenarien simulierten Börsenpreise. 

 
Abbildung 4: Geordnete Preisdauerlinien und Preisverteilungen der Preissimulation 

und Vergleich zum Jahr 2015 

 

Tabelle 3: Statistische Kennzahlen der Preissimulation und Vergleich zum Jahr 2015 

 

 

 
Maximum 
[ct/kWh] 

 
Minimum 
[ct/kWh] 

 
Mittelwert 
[ct/kWh] 

 
Standardabw. 

[ct/kWh] 

Ø tägl. 
Standardabw. 

[ct/kWh] 

Anzahl  
negativ 

[h] 
Preise Szenario A2030 38,62 -2,68 6,67 3,67 1,57 397 
Preise Szenario B2030 22,63 -2,76 6,42 2,44 1,12 417 
Preise Szenario C2030 23,41 -2,44 6,40 2,52 1,11 486 
Preise historisch 2015 9,98 -7,99 3,16 1,27 1,16 128 

 

Folgende Punkte fallen dabei ins Auge: 

 Im Vergleich zu den Preisen des Basisjahres 2015 weisen alle Szenarien ein in etwa 
verdoppeltes durchschnittliches Preisniveau auf. Dieses liegt in einem Bereich welcher 
für das Jahr 2030 in [13], [14], [15] und [16] mit 4,7 bis 8,0 ct/kWh beziffert wird.  
 

 Es kommt zu einem beträchtlichen Anstieg der Maximalpreise und der Stunden mit 
negativen Preise, letztere fallen jedoch (betragsmäßig) wesentlich geringer aus.  
 

 Einhergehend mit stark wachsenden Anteilen von sehr hohen sowie von negativen 
Preisen lässt sich ein signifikanter Anstieg der gesamten Preisvolatilität beobachten. 
Allerdings sinkt das Ausmaß der untertägigen Preisschwankungen (Ø tägliche 
Standardabweichung) im Szenario B2030 und C2030. 
 

[8.760 h] 
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 Szenario A2030 weist die höchsten Knappheitspreise und die höchste Preisvolatilität 
auf, obwohl in diesem Szenario die Stromerzeugung aus EE am niedrigsten ist. 
 

 Die Unterschiede zwischen den Szenarien B2030 und C2030 sind äußerst gering, 
deutliche Abweichungen zeichnen sich nur im Bereich niedriger/negativer Preise ab. 

Wesentliche Erklärungsansätze für diese Effekte liefern die szenarienspezifischen Annahmen 
des Netzentwicklungsplans Strom 2017 (NEP), vgl. Anhang 1. Von besonderer Relevanz sind 
die sich aus den Brennstoff- und CO2-Preisen ergebenden Grenzkosten-Unterschiede 
zwischen den konventionellen Erzeugungstechnologien. Diese fallen im Szenario A2030 am 
höchsten aus und unterscheiden sich zwischen den Szenarien B2030 und C2030 nicht. 
Weiterhin wird für diese Szenarien im NEP erwartet, dass ein Zubau konventioneller 
Flexibilitäten in Form von Gas- und Pumpspeicherkraftwerken von bis zu ca. 10 GW erfolgt, 
mit entsprechend glättender Wirkung auf die simulierten Börsenpreise. Auch wird für das 
Szenario C2030 von einer erheblichen Flexibilisierung der KWK-Must-Run Erzeugung 
ausgegangen. 

3.2.2 Kosteneinsparpotenziale 
Die marktorientierte Betriebsweise von Wärmepumpen führt auch in den Zukunftsszenarien 
für die hier betrachteten Systemauslegungen nicht zu viel höheren Kostensenkungs-
potenzialen. Ausgehend von rund 20 € im Jahr 2015 (bei der Optimierung gegen stündliche 
Day-Ahead-Preise) lassen sich für die Szenarien B2030 und C2030 nur Steigerungen 
zwischen 3 und 5 € beobachten. Nur im Szenario A2030 ergeben sich deutlich verbesserte 
Einsparpotenziale (Steigerungen um 12 bis 15 €). Relativ betrachtet erscheinen die Zunahmen 
der Einsparpotenziale mit bis zu 65 % im Szenario A2030 für Wärmepumpe 2 zwar hoch, die 
absolut erzielbaren Kostensenkungen sind jedoch nach wie vor begrenzt, vgl. Abbildung 5.  

      
 
(Aufgrund von leicht schwankenden Strombezugsmengen zwischen den Szenarien im optimierten Betrieb können Durchschnittswerte (ct/kWh) bei 
nahezu identischen Gesamtkosten unterschiedlich ausfallen)  

Abbildung 5: Lieferantenseitige Kosteneinsparpotenziale durch marktorientierten Betrieb  
(Day-Ahead-Stundenhandel) für das Jahr 2030 

Ein wesentliches Ergebnis ist auch, dass die annähernde Verdoppelung der durchschnittlichen 
lieferantenseitigen Beschaffungskosten (auf ca. 6,5 bis 6,7 ct/kWh) in den Zukunftsszenarien 
durch eine marktorientierte Fahrweise, die sich an stündlichen Marktpreisen orientiert, kaum 
aufgefangen werden kann. Die in Kap. 3.1 aufgezeigte Problematik der niedrigen bzw. nur 
kurzzeitig verfügbaren Flexibilität führt dazu, dass sich der Marktwert der Flexibilität in 

          WP1            WP2          WP3              WP1       WP2                  WP3 

Szenarien: A2030            B2030          C2030 

[6,4 %] 

[4,7 %] [4,7 %] 

[9,9 %] 

[7,4 %] [7,4 %] 

[10,3 %] 

[8,0 %] [8,0 %] 
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Szenario A2030 nicht proportional zur Vergrößerung der Preisvolatilität erhöht. In den 
Szenarien B2030 und C2030 hemmt die (im Mittel) geringe untertägige Volatilität den Zuwachs 
der Flexibilitätswerte. Dementsprechend fallen die relativen Einsparpotenziale in den Zukunfts-
szenarien geringer aus als im Jahr 2015.   

Die Ergebnisse deuten darauf hin, dass (unter den hier angenommenen Rahmen-
bedingungen) auch im Jahr 2030 kaum finanzielle Anreize für einen marktorientierten Betrieb 
von kleinen Wärmepumpensystemen entstehen. Solange die für die Zukunftsszenarien 
unterstellten stündlichen Börsenpreise als gegeben betrachtet werden, könnten dennoch 
folgende Faktoren zur Erhöhung der wirtschaftlichen Potenziale beitragen. 

 (Teil-) Bewirtschaftung der Flexibilität auf weiteren Märkten 

Märkte für Fahrplanenergie, deren Handelsschluss sich näher am Erfüllungszeitpunkt 
befindet als im stündlichen Day-Ahead-Handel und/oder die ein anderes Auktionsdesign 
aufweisen (bspw. „Pay-as-bid“), könnten sich durch höhere Preisvolatilitäten auszeichnen, 
z. B. der Intraday-Spothandel. Ebenso kommen Märkte und Produkte für Regelleistung als 
zusätzliche Erlösquellen in Frage. Da jedoch für die Entwicklung des Markt- und Produkt-
designs wie für die Preise auf diesen Märkten keine szenarienspezifischen Prognosen 
vorliegen, ist eine Quantifizierung der Potenziale hier nicht möglich.  

 Verbesserung der Anlagenflexibilität durch veränderte Systemauslegung 

Zukünftige Wärmepumpensysteme könnten im Vergleich zu den hier untersuchten 
Anlagen aus dem Bestand durch Nachrüstung oder veränderte Auslegung im Neubau über 
größere Speichervolumina und/oder höhere elektrische Leistungen verfügen. Ebenso 
könnte über eine Anhebung der maximalen Speichertemperatur die nutzbare 
Speicherkapazität vergrößert werden. Gleiches gilt für die Nutzung der thermischen 
Trägheit des Gebäudes unter Ausnutzung der zulässigen Raumtemperaturtoleranzen. 

3.3 Sensitivitätsbetrachtung für veränderte Systemauslegung 

Eine exemplarische Beurteilung des möglichen finanziellen Mehrwerts der verbesserten 
Anlagenflexibilität wird hier für Wärmepumpe 2 im Szenario A2030 vorgenommen. Abbildung 6 
stellt die durch eine Vergrößerung von Speichervolumen bzw. der elektrischen Leistung 
erzielbaren zusätzlichen Flexibilitätswerte dar.  

 
Abbildung 6: Zusätzliche Einsparpotenziale durch veränderte Systemauslegung im Szenario A2030 

(Wärmepumpe 2, verglichen zur Basiskonfiguration mit 5 kWel und 300 Liter Speichervolumen) 
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Ausgehend von einem erzielbaren Beschaffungskostenvorteil von ca. 38 € in der Basis-
konfiguration könnten durch die veränderte Systemauslegung im Szenario A2030 zusätzliche 
Einsparpotenziale von bis zu rund 75 € entstehen. Allerdings werden ausgeprägte (absolute) 
Mehrwerte nur bei sehr großen Speichervolumen ab 1.000 Liter generiert. Weiterhin zeigt sich, 
dass nennenswerte Vorteile durch eine Verdoppelung der elektrischen Leistung hier erst ab 
Speichervolumina von 2.500 Liter zum Tragen kommen. Darüber hinaus gehende Leistungs-
erhöhungen bieten nur geringe zusätzliche Betriebskostenersparnisse. Insgesamt erscheint 
es fraglich ob sich anlagenseitige Investitionen in eine Verbesserung der Flexibilität durch die 
erzielbaren Einsparungen in einem angemessenen Zeitraum refinanzieren können (vgl. [12]). 
Weiterhin sind die Möglichkeiten zur Vergrößerung des Speichervolumens zumeist allein aus 
räumlichen Gründen begrenzt. 

4 Fazit 
Die Analysen dieser Fallstudie haben gezeigt, dass kleine Wärmepumpensysteme über 
Flexibilitätspotenziale verfügen, die bei einer marktorientierten Betriebsweise zum Ausgleich 
von Stromerzeugungsüberschüssen bzw. -knappheiten beitragen können. Bedingt durch die 
geringen nutzbaren thermischen Speicherkapazitäten und die Saisonalität des Heizwärme-
bedarfs kann dieser Ausgleich i. d. R. aber nur für kurze Zeiträume, d. h. im Stundenbereich, 
und in relevantem Ausmaß ausschließlich während der Heizperiode erfolgen. Die 
Möglichkeiten zur Betriebskosteneinsparung durch das gezielte Ausnutzen von niedrigen bzw. 
negativen Börsenstrompreisen sind daher begrenzt und fallen, auch bedingt durch die 
geringen (jährlichen) Gesamtstromverbrauchsmengen, in ihrer absoluten Höhe nur sehr 
niedrig aus. Die für das Jahr 2015 und für die Zukunftsszenarien im Jahr 2030 ermittelten 
Einsparpotenziale aus einer Flexibilitätsvermarktung in den Day-Ahead-Spotmärkten sind 
voraussichtlich nicht ausreichend, um Endkunden im Haushalts-/Kleingewerbesegment zu 
einer freiwilligen Bereitstellung der Flexibilität zu motivieren. Dies gilt umso mehr, sobald Teile 
der Kosteneinsparungen für Transaktionskosten (Bewirtschaftung der Flexibilität durch einen 
Aggregator) und/oder für die Refinanzierung von Investitionen in die Anlagenflexibilisierung 
aufgewendet werden müssen.  

Die Ergebnisse verdeutlichen auch, dass der Wert einer Flexibilitätsoption, und damit die 
Kosteneinsparpotenziale, in hohen Maße von der Marktpreisvolatilität abhängt. In den 
vergangenen Jahren gingen von den (Day-Ahead) Spotmärkten jedoch nur geringe Preis-
signale aus, die einen zusätzlichen Bedarf an Flexibilität andeuten. Unter den hier betrachteten 
Rahmenbedingungen für die Zukunftsszenarien kann auch für das Jahr 2030 davon 
ausgegangen werden, dass die monetären Anreize für einen marktorientierteren Betrieb von 
kleinen Wärmepumpensystemen von geringer praktischer Relevanz sind. Möglichkeiten zur 
Verbesserung der Anreize könnten sich jedoch eröffnen, sobald kostengünstige Lösungen für 
eine Erhöhung der Anlagenflexibilität bereitstehen und/oder die Flexibilitätsvermarktung in 
anderen Kurzfristmärkten mit attraktiveren Preisstrukturen erfolgt. 
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Anhang 1: Zusammenfassung der wesentlichen Charakteristika der 
Zukunftsszenarien gemäß Netzentwicklungsplan Strom 2017 [9] 

 Referenz 
2015 

(ENTSO-E, 
BMWi, NEP) 

Szenario 
A2030 
(NEP) 

Szenario 
B2030 
(NEP) 

Szenario 
C2030 
(NEP) 

     
Brutto-Jahreshöchstlast*                                           [GW] 88,29 86,10 86,10 86,10 
Brutto-Stromverbrauch*                                           [TWh] 550,93 539,82 571,08 603,52 
     
Konventionelle 
Erzeugungskapazitäten                                             [GW] 

Referenz 
2015 

Szenario 
A2030 

Szenario 
B2030 

Szenario 
C2030 

Kapazität Kernenergie 10,80 - - - 
Kapazität Braunkohle 21,10 11,50 9,50 9,30 
Kapazität Steinkohle 28,60 21,70 14,80 10,80 
Kapazität Erdgas 30,30 30,50 37,80 37,80 
Kapazität Öl 4,20 1,20 1,20 0,90 
Kapazität sonstige konventionelle und Abfall 3,25 2,50 2,40 2,40 
Summe Kapazität konventionell 98,25 67,40 65,70 61,20 
     
EE- Erzeugungskapazitäten                            [GW] 
Erzeugungsmengen                                         [TWh] 

Referenz 
2015 

Szenario 
A2030 

Szenario 
B2030 

Szenario 
C2030 

Kapazität Wind onshore 41,20 54,20 58,50 62,10 
Erzeugung Wind onshore 69,42 116,05 124,8 132,18 
Kapazität Wind offshore 3,40 14,30 15,00 15,00 
Erzeugung Wind offshore 8,14 61,33 64,31 64,31 
Kapazität Photovoltaik 39,30 58,70 66,30 76,80 
Erzeugung Photovoltaik 34,82 55,53 60,79 69,83 
Kapazität Biomasse 7,00 3,69 4,07 4,53 
Erzeugung Biomasse 33,83 32,3 35,64 39,68 
Kapazität Wasserkraft 5,60 3,96 4,73 5,27 
Erzeugung Wasserkraft 13,71 16,87 20,16 22,46 
Kapazität sonstige erneuerbare  0,62 0,84 0,84 0,85 
Erzeugung sonstige erneuerbare 7,33 7,33 7,33 7,48 
Summe Kapazität erneuerbare 104,70 135,68 149,44 164,55 
Summe Erzeugung erneuerbare 167,25 289,41 313,04 335,94 
Anteil am Bruttoverbrauch**                             [%] 28 52 53 54 
     
Kapazität Pumpspeicher                                            [GW] 9,44 11,90 11,90 11,90 
Verbrauch Pumpspeicher                                            [TWh] 6,74 9,90 10,40 11,40 
Erzeugung Pumpspeicher                                          [TWh] 4,86 10,59 10,99 11,88 
     
Import***                                                                      [TWh] 1,27 1,05 17,82 34,55 
Export***                                                                       [TWh] 46,50 47,05 15,42 8,15 
     
Brennstoff- und CO2-Preise Referenz 

2015 
Szenario 

A2030 
Szenario 

B2030 
Szenario 

C2030 
Braunkohle                                                             [€/MWhth] 4,31 3,10 3,10 3,10 
Steinkohle                                                              [€/MWhth] 7,30 10,56 9,46 9,46 
Erdgas                                                                     [€/MWhth] 22,19 32,00 29,00 29,00 
Rohöl                                                                      [€/MWhth] 30,43 61,40 53,40 53,40 
CO2-Zertifikate                                                                 [€/t] 7,74 23,00 28,00 28,00 

*     Eigene Berechnungen: Ohne Kraftwerks-Eigenverbrauch, incl. Verluste im Übertragungs- und Verteilnetz 
**   Eigene Berechnungen: Incl. Kraftwerkseigenverbrauch und Verluste im Übertragungs- und Verteilnetz 
***  Eigene Berechnungen: Angepasst auf NEP-Saldo            NEP: Netzentwicklungsplan 
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