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Kurzfassung:

Dieser Beitrag untersucht die sich aus einem marktorientierten Betrieb von kleinen Warme-
pumpensystemen ergebenden Flexibilitats- und Kosteneinsparpotenziale. Die modellbasierte
Evaluierung wird anhand einer Fallstudie fur drei konkrete Anlagen und fir das Jahr 2015
vorgenommen. Darlber hinaus erfolgt auch eine Abschatzung mdglicher zukunftiger
Entwicklungen anhand von Bdrsenpreissimulationen fur das Jahr 2030.

Zur Bestimmung der marktorientierten Betriebsweisen wurde ein lineares Optimierungsmodell
entwickelt, welches neben technischen Anlagenparametern, (Day-ahead) Spotmarktpreisen
und auf stochastischen Simulationen basierenden objektspezifischen Warmebedarfszeit-
reihen auch die auRentemperaturabhangigen Arbeitszahlen bertcksichtigt. Die Simulationen
der Spotmarktpreise flr die Zukunftsszenarien basieren auf einem um eine stochastische
Komponente erweiterten Fundamentalmodell, welches hinsichtlich der Annahmen zur
Entwicklung der energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen gemal den Szenarien des
Netzentwicklungsplans 2017 parametriert wurde.

Die Ergebnisse zeigen, dass kleine Warmepumpensysteme Uber Flexibilitdtspotenziale
verfligen, die bei einer marktorientierten Betriebsweise zum Ausgleich von Stromerzeugungs-
Uberschissen bzw. -knappheiten im Stromsystem beitragen kénnen. Bedingt durch die
geringen nutzbaren Speicherkapazitaten und die Saisonalitat des Heizwarmebedarfs kann
dieser Ausgleich i. d. R. aber nur fur kurze Zeitrdume, d. h. im Stundenbereich, und in
relevantem Ausmal ausschliel3lich wahrend der Heizperiode erfolgen. Die Méglichkeiten zur
Betriebskosteneinsparung durch das gezielte Ausnutzen von niedrigen bzw. negativen
Bdrsenstrompreisen sind daher begrenzt und fallen, auch wegen der geringen (jahrlichen)
Gesamtstromverbrauchsmengen, in ihrer absoluten Héhe mit 20 bis 66 € p. a. niedrig aus.
Zudem wird ersichtlich, dass die Kosteneinsparpotenziale in hohem Male von der Marktpreis-
volatilitdt abhangen. Die Preissignale der (Day-Ahead) Spotmarkte im Jahr 2015 deuten
jedoch nicht auf einen zusatzlichen Bedarf an Flexibilitat hin. Unter den Rahmenbedingungen
der hier betrachteten Zukunftsszenarien kann auch fir das Jahr 2030 davon ausgegangen
werden, dass die monetaren Anreize fir einen marktorientierteren Betrieb von kleinen
Warmepumpensystemen von geringer praktischer Relevanz sind. Mdoglichkeiten zur
Verbesserung der Anreize kdnnten sich erdffnen, sobald kostengunstige Losungen flur eine
Erhéhung der Anlagenflexibilitat bereitstehen und/oder die Flexibilitatsvermarktung in anderen
Kurzfristmarkten mit attraktiveren Preisstrukturen erfolgt.

Keywords: Lastseitige Flexibilitat, Warmepumpen, virtueller Speicher, virtuelles Kraftwerk,
demand side management
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1 Einleitung

In Deutschland kommen zur Deckung des Warmebedarfs im Wohngebaudebereich
zunehmend Warmepumpensysteme zum Einsatz. Ende 2017 betrug die Anzahl der
installierten Anlagen rund 800.000. Fur die Zukunft wird erwartet, dass Warmepumpen eine
fuhrende Position bei den Heizungssystemen einnehmen; Branchenschatzungen gehen von
etwa 4 bis 8 Millionen Anlagen bis 2030 und ca. 8 bis 17 Millionen bis 2050 aus [1].
Warmepumpen kdnnen dabei eine Schlusselrolle fir die Dekarbonisierung des Warmesektors
Ubernehmen, indem sie mit Strom aus vorwiegend erneuerbaren Energiequellen betrieben
werden. In diesem Kontext sollen sie auch wesentlich zum Ausgleich der fluktuierenden
Stromproduktion beitragen: Die Nutzung thermischer Speicherkapazitaten ermdglicht eine
zeitliche Entkopplung von Stromverbrauch und Warmebedarf, wodurch sich die
Betriebsflihrung der Warmepumpen am Dargebot der erneuerbaren Energien ausrichten
kann [2]. Zentrale Voraussetzung fur diesen systemdienlichen Einsatz der Flexibilitat ist, dass
vom gangigen Konzept der ausschliel3lich warmebedarfsgeflihrten Fahrweise abgewichen
wird und kurzfristige (Spot-) Marktpreise als primare FihrungsgrofRe dienen. Dies bedeutet fiir
die praktische Umsetzung, die Anlagen bei laufend aktualisierten Informationen zu
Temperaturen, Warmebedarfen und Preisen entweder Uber eine zentrale Instanz oder durch
lokale intelligente Energiemanagementsysteme zu steuern. Zusatzlich ist erforderlich, dass
Stromlieferanten durch die kurzfristige Bewirtschaftung der Flexibilitdt Beschaffungs-
kostenvorteile erzielen kdnnen, die auf Endkundenseite zu Betriebskostensenkungen fuhren.

In diesem Zusammenhang ist im Rahmen des Projektes ,Die Stadt als Speicher” untersucht
worden, inwieweit in stadtischen Lastzentren bereits vorhandene Lasten und
Erzeugungsanlagen dazu genutzt werden kdnnen, die fluktuierende Einspeisung erneuerbarer
Energien auszugleichen. Ziel ist es, die Zeitpunkte der Einspeisung bzw. Stromentnahme von
dezentralen Energieanlagen so zu koordinieren, dass das entstehende Gesamtsystem als
virtueller elektrischer Energiespeicher dient. Die erzeugungs- bzw. lastseitigen
Verschiebepotentiale von BHKWs, Warmepumpen und Elektrospeicherheizungen werden
hierbei durch den Einsatz von thermischen Speichern bereitgestellt bzw. erweitert. Aufbauend
auf der Entwicklung eines technischen Koordinationskonzeptes zur Steuerung der Anlagen ist
die Praxistauglichkeit des virtuellen Speichers wahrend eines einjahrigen Feldtests erprobt
worden. Neben der Analyse der technischen Verschiebepotenziale steht dabei auch die
Okonomische Bewertung und die Entwicklung von markifahigen Produkten in Form von
Endkundentarifen im Fokus.

Dieser Beitrag stellt Teilergebnisse des Projektes vor. Prasentiert werden die Ergebnisse einer
modellbasierten Evaluation der Flexibilitatspotenziale von Warmepumpen und der sich aus
einem marktorientierten Betrieb ergebenen Mdglichkeiten zur Kosteneinsparung. Untersucht
werden drei exemplarische Systemkonfigurationen, basierend auf der Anlagen- und
Versorgungssituation realer Wohngebaude in der Stadt Herten, Nordrhein-Westfalen. Uber die
Potenzialermittiung fir das Jahr 2015 hinaus erfolgt auch eine Abschatzung moglicher
zukUnftiger Entwicklungen anhand von Bdrsenpreissimulationen fir das Jahr 2030.



15. Symposium Energieinnovation, 14. bis 16. Februar 2018, Technische Universitat Graz, www.EnInnov.TUGraz.at
ISBN 978-3-85125-586-7 DOl 10.3217/978-3-85125-586-7

2 Methodik

Die Quantifizierung der Flexibilitdts- und Kosteneinsparpotenziale erfolgt anhand eines
Vergleiches zwischen den Fahrweisen im warmegefuhrten Normalbetrieb und denen im
marktorientierten Betrieb. Diese Potenziale werden anhand von Simulations- bzw.
Optimierungsmodellen fur einen einjahrigen Betrachtungszeitraum ermittelt. Dabei werden die
Flexibilitdtspotenziale aus den verschobenen Strombezugsmengen zwischen vorab
definierten Preisintervallen bestimmt, d. h. es wird angenommen, dass die Preise im
Spotmarkthandel als verlasslicher Indikator flr die Situation im gesamten Stromversorgungs-
system (Uberschuss bzw. Knappheit an Strom) dienen. Die Kosteneinsparpotenziale
entsprechen dem Marktwert der Flexibilitatsoption. Dieser ergibt sich aus der Differenz
zwischen den zu Spotmarktpreisen bewerteten (lieferantenseitigen) Strombeschaffungskosten
der Fahrweisen.

2.1 Modellierung der Betriebsweisen

Zur Bestimmung der Fahrweisen im marktorientierten Betrieb ist ein deterministisches
gemischt-ganzzahliges lineares Optimierungsmodell entwickelt worden, welches die
Betriebskosten fir einen jahrlichen Betrachtungszeitraum Uber eine taglich rollierende
Optimierung mit jeweils 36-stindlichem Planungshorizont und unter der Restriktion der
jederzeitigen Warmelastdeckung minimiert. Dabei wird fir die Analyse im Jahr 2015 unterstellt,
dass die Bewirtschaftung bzw. die Optimierung der Warmepumpen entweder im stindlichen
oder im viertelstindlichen Day-Ahead-Handel zu entsprechenden Bdrsenpreisen der EPEX
Spot erfolgt. Bedingt durch die Struktur der Borsenpreissimulationen fur das Jahr 2030 (s. u.)
ist die Betrachtung der Zukunftsszenarien auf den stlindlichen Handel beschrankt.

Die Modellierung der Warmepumpen bertcksichtigt neben der Begrenzung der moglichen
Stromaufnahme durch minimale und maximale Leistungsgrenzen insbesondere auch die zeit-
bzw. temperaturvariable thermische Abgabeleistung. Hierfir werden aullentemperatur-
abhangige Leistungszahlen (COP) zugrunde gelegt, welche Uber die Kennfelder und die
vorgegebenen Vorlauftemperaturen der entsprechenden Anlagen vorab ermittelt werden [3].
Verluste im Warmwasserspeicher werden in dem Modell tber eine vom Speichertemperatur-
niveau unabhangige, konstante Verlustleistung sowie einen temperaturabhangigen
Warmeverlust vereinfacht abgebildet. Diese werden u. a. auf Grundlage der spezifischen U-
Werte der Speicher, ihren Umgebungstemperaturen sowie der Speichervolumina bestimmt [4].
Als Warmelastprofile kommen auf stochastischen Simulationen basierende objektspezifische
Warmebedarfszeitreihen zum Einsatz [5]. Hierfur zugrunde gelegt wird das AuRentemperatur-
profii der Stadt Herten im Jahr 2015 und die jeweiligen jahrlichen Heiz- und
Warmwasserenergiebedarfe.

Zur Bestimmung der Fahrweisen im warmegefihrten Normalbetrieb (keine Optimierung
anhand von Marktpreissignalen) wird eine in der Praxis Ubliche Speichertemperatur-
Hysteresesteuerung nachgebildet [6].

2.2 Modellierung zukuinftiger Spotmarktpreise

Die Simulationen der zukunftigen Spotmarktpreise (Jahr 2030) basieren auf einem um eine
stochastische Komponente erweiterten Fundamentalmodell [7, 8]. Dessen Parametrierung
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beruht auf den Annahmen zur Entwicklung der energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen
gemal den Szenarien des Netzentwicklungsplans 2017 [9]. Eine Ubersicht (iber die den
Szenarien zugrundeliegenden zentralen Annahmen wird in Anhang 1 gegeben.

Das Fundamentalmodell ermittelt die stindlichen Boérsenstrompreise auf Grundlage einer
Merit-Order des deutschen Kraftwerksparks. D. h. der Preis in der jeweiligen Stunde entspricht
den Grenzkosten des letzten zur Residuallastdeckung bendtigten konventionellen Kraftwerks.
Die Residuallast bestimmt sich aus der Brutto-Stromnachfrage abzlglich der Produktion aus
erneuerbaren Energietragern und der KWK-Must-Run Erzeugung, korrigiert um die Produktion
bzw. den Verbrauch der Pumpspeicher und unter Berlcksichtigung des stiindlichen
AuRenhandelssaldos. Der konventionelle Kraftwerkspark ist im Modell in Form von
Technologieklassen abgebildet. Innerhalb dieser Klassen wird angenommen, dass sich die
jeweils installierten Kraftwerkskapazitaten in einer Spanne zwischen einem Mindest- und
einem Maximalwirkungsgrad gleichmafig verteilen. Dies flhrt zu einer stlickweise linearen
Merit-Order bzw. Angebotsfunktion in der auch die stundlichen Verfligbarkeiten der
konventionellen Kraftwerke, welche auf Basis historischer Daten approximiert werden,
berlcksichtigt sind. Weitere Details dieser Modellierung und dessen Validierung sind in [10]
dargestellt.

Um die Realitatsnahe der simulierten Preise zu verbessern, wird ein nachgelagertes
stochastisches Modell angewendet. Hiermit werden Einflussfaktoren auf die Preisbildung, die
sich mit dem Fundamentalmodell nicht reproduzieren lassen, einbezogen. Basierend auf dem
Ansatz von [11] werden die Preise der Zukunftsszenarien aus einer deterministischen
(Fundamentalmodell) und einer stochastischen Komponente zusammengesetzt. Letztere wird
aus der Differenz zwischen dem Fundamentalpreis (Merit-Order) und dem tatsachlichen Preis
(Prognosefehler) in historischen Daten bestimmt.

2.3 Konfiguration der untersuchten Warmepumpensysteme und Struktur der
historischen Spotmarktpreise
Tabelle 1 gibt einen Uberblick Uber die Charakteristika der im Rahmen der Fallstudie

untersuchten und im Projekt ,Die Stadt als Speicher” betrachteten konkreten Warmepumpen-
systeme.

Tabelle 1: Anlagenparameter der untersuchten Warmepumpensysteme (WP)

WP1 WP2 WP 3
(Sole-Wasser) (Luft-Wasser) (Sole-Wasser)

Elektrische Leistung [kWei] 3,319,3* 5,0 3,0]12,0*
Speichervolumen (Wasser) [Liter] 300 300 1.000
Max. Temperaturdifferenz Speicher [°C] 22 15 7
Umgebungstemperatur Speicher [°C] 15 20 20
Nutzbare Speicherkapazitit [kWhth] 7,7 52 8,1
AuBentemperaturabhéngiger COP [] 53-55 2,3-40 53-55
Jahreswarmebedarf [kWhtn] 38.800 15.550 24.780

*unter Verwendung eines zusatzlich installierten Heizstabs (bivalenter Betrieb)

Fir den Marktwert einer Flexibilitatsoption gilt, dass dieser entscheidend durch die Fahigkeiten
und die Moglichkeiten zur Ausnutzung von (erwarteten) Preisdifferenzen getrieben wird. Die
durch einen marktorientierten Betrieb erzielbaren Kosteneinsparungen werden daher nicht nur
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durch das Ausmald der technisch verfligbaren Anlagenflexibilitat, sondern auch wesentlich
durch die an den Markten vorliegenden Preisstrukturen bestimmt. Deren zentrale
Charakteristika sind mit ihrer historischen Entwicklung in Tabelle 2 aufgefuhrt.

Tabelle 2: Historische Entwicklung der Day-Ahead-Spotmarktpreise (EPEX Spot).

Jahr 2012 [2013 |2014 | 2015 [ 2016 2017
Day-Ahead-Stundenhandel
Mittelwert [ct/kWh] 4,26 3,78 3,28 3,16 2,90 3,42
Standardabweichung [ct/kWh] 1,87 1,65 1,28 1,27 1,24 1,76
@ tégliche Standardabweichung [ct/kWh] 1,15 1,12 0,88 0,86 0,71 0,92
Stunden mit negativen Preisen 57 64 64 128 96 145
Intraday-Er6ffnungsauktion (Day-Ahead-Viertelstundenhandel)*

Mittelwert [ct/kWh] - - - 3,16 2,93 3,40
Standardabweichung [ct/kWh] - - - 1,49 1,37 1,88
@ tagliche Standardabweichung [ct/kWh] - - - 1,16 0,89 1,15
Viertelstunden mit negativen Preisen - - - 739 531 642

*Einflihrung im Dezember 2014

Fir Flexibilitaten, deren zeitliches Verschiebepotenzial vergleichsweise gering ist (Stunden bis
wenige Tage), sind insbesondere die Charakteristika der untertdgigen Preisschwankungen
ausschlaggebend. Die Analyse der historischen Day-Ahead-Spotmarktpreise zeigt, dass im
Jahr des Untersuchungszeitraums (2015) nur sehr geringe Volatilitdten (gemessen anhand
der Standardabweichung) zu beobachten waren. Ebenso befand sich in diesem Zeitraum das
durchschnittliche Preisniveau auf einem sehr niedrigen Stand.

3 Ergebnisse der Evaluation

Vor dem Hintergrund der angewendeten Methoden und dem spezifischen Kontext des
Projektes ,Die Stadt als Speicher” sind fir die Interpretation der hier dargestellten Ergebnisse
folgende zentrale Aspekte zu bericksichtigen: Die berechneten Flexibilitats- bzw. Kosten-
einsparpotenziale sind als theoretische Obergrenzen fir die Vermarktung im Day-Ahead-
Spothandel zu interpretieren: Aufgrund von Prognosefehlern fur Warmebedarfe,
Spotmarktpreise und Anlagenverfigbarkeiten hatten sie in der Praxis i. d. R. nicht in voller
Hohe realisiert werden koénnen. Weiterhin ist wesentlich, dass die hier aufgezeigten
Kosteneinsparungen nicht alleine dem Besitzer der Flexibilitatsoption (Endkunde bzw.
Betreiber der Warmepumpe) zugutekommen kénnen. Solange ein direkter Marktzugang fur
Endkunden nicht gegeben ist und Mindestgebotsgré3en an den Méarkten existieren, muss die
Bewirtschaftung der Flexibilitat Gber einen ,Aggregator” erfolgen, was eine Aufteilung des
Flexibilitatswertes erfordert. Anreize zur Bereitstellung und zur Bewirtschaftung der Flexibilitat
entstehen erst, sobald flr alle beteiligten Akteure auch wirtschaftliche Potenziale vorliegen.
Diese lassen sich nur aus einem vorteilhaften Kosten-Nutzen Verhaltnis ableiten. Als Kosten
sind hierbei nicht nur die (annualisierten) Kosten fir die Implementierung und
Aufrechterhaltung der technischen und organisatorischen Funktionsfahigkeit des ,virtuellen
Speichers* relevant. Vielmehr sind aus Endkundensicht auch Opportunitatskosten in Form von
alternativen Strombezugstarifen zu bericksichtigen.

Bei der Interpretation der im Folgenden genannten Einsparpotenziale ist zusatzlich
bedeutsam, dass die relative Einsparung aus Endkundensicht deutlich niedriger ausfallt: Flr
Endkunden sind nicht die lieferantenseitigen Strombeschaffungskosten entscheidungs-
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relevant, sondern die in hohem MalRe mit Steuern, Abgaben und Umlagen belasteten
Endkundenpreise.

3.1 Potenzialermittlung fur das Jahr 2015

Abbildung 1 stellt die Ergebnisse der Modellrechnungen fir die erzielbaren Kosten-
einsparungen durch marktorientierten Betrieb dar. Dabei wird wie erwahnt auf die
Einsparungen bei der lieferantenseitigen Strombeschaffung abgehoben.
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Abbildung1: Lieferantenseitige Kosteneinsparpotenziale durch marktorientierten Betrieb im Jahr 2015

Ersichtlich ist, dass die Einsparpotenziale mehr als doppelt so hoch ausfallen, sobald die
Optimierung gegen viertelstlindliche anstatt gegen stlindliche Day-Ahead-Preise erfolgt. Dies
ist eine Folge der bislang zu beobachtenden wesentlich hdéheren Preisvolatilitaten im Viertel-
stundenmarkt (s. Tabelle 2.). Insbesondere die Preisschwankungen zwischen der ersten und
der letzten Viertelstunde innerhalb einer Stunde eréffnen hier Einsparpotenziale.

Dennoch zeigt sich, dass insgesamt nur begrenzte Einsparpotenziale bestehen. Prozentual
sind diese im Viertelstundenhandel zwar bedeutend, den absoluten Flexibilitatswerten kann
jedoch nur eine geringe Anreizwirkung zugeschrieben werden: Unter der Annahme einer
fairen, nicht risikoadjustierten Aufteilung des Flexibilitatswertes zwischen Aggregator und
Endkunden (50/50) lagen die jeweiligen jahrlichen Vorteile aus der marktorientierten
Betriebsweise nur zwischen ca. 10 und 35 €. Ursachlich hierflr sind die niedrigen Strom-
verbrauchsmengen (ca. 4.800 — 7.500 kWh/a) und die auslegungsbedingte geringe Flexibilitat
der betrachteten Anlagen. Niedrige maximale Speichertemperaturen flihren zu kleinen
nutzbaren Temperaturdifferenzen und damit nur zu geringen thermischen Speicher-
kapazitaten. Die Entkopplung von Warmebedarfsdeckung und Strombezug kann daher nur in
begrenztem Malle bzw. nur fir wenige Stunden gelingen. Dies bedeutet auch, dass die
Warmepumpen bei mehrstiindigen Knappheitssituationen im Stromsystem (hohe Marktpreise)
und gleichzeitigem hohen Warmebedarf kaum einen Beitrag zur Systemstabilisierung leisten
konnen, da ein Zwang zum Strombezug besteht. Ebenso sind, insbesondere aufierhalb der
Heizperiode, die Mdoglichkeiten zur Kompensation von langer andauernden Erzeugungs-
Uberschissen (niedrige Marktpreise) stark begrenzt.

Die Analyse der Fahrweisen der Warmepumpen zeigt jedoch, dass ein marktorientierter
Betrieb das vorhandene Flexibilitdtspotenzial zumeist systemdienlich einsetzt. Abbildung 2
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zeigt dies anhand der zwischen den Preisintervallen verschobenen (jahrlichen) Strombezugs-
mengen fur Warmepumpe 1 und 2.
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Abbildung 2: Strombezug in Preisintervallen bei unterschiedlicher Fahrweise, Warmepumpe 1 und 2

In diesem Zusammenhang ist auch das Optimierungskalkil des hier verwendeten Modell-
ierungsansatzes zu reflektieren. Im Rahmen der Kostenminimierung sind die Warmepreise
eines jeden Zeitschrittes relevant, die sich aus dem Quotienten von Bérsenpreis und COP
ergebenden. Ein zeitvariabler, auRentemperaturabhangiger COP hat zur Folge, dass die
Ausnutzung minimaler Beschaffungspreise nicht zur Minimierung der Betriebskosten fuhrt [12].
Begrindet ist dies darin, dass sich die Rangfolge der Bérsenpreise eines Tages i. d. R. von
der entsprechenden Rangfolge der Warmepreise unterscheidet. Ein Bezug zu gunstigen
Borsenpreisen geht daher nicht immer mit den niedrigstmoglichen Warmepreisen einher. In
Abbildung 3 wird dies verdeutlicht, indem der Bdrsenstrompreis in absteigender Reihenfolge
aufgetragen wird und der Warmepreis der zugehorigen Stunde auf dem gleichen x-
Achsenabschnitt aufgetragen wird. Der oszillierende Verlauf der Warmepreise kennzeichnet
eine abweichende Rangfolge im Jahresverlauf und deutet ebenso auf eine abweichende
Rangfolge im Tagesverlauf hin. In Abhangigkeit von der Korrelation zwischen Bdrsenpreisen
und (lokalen) AuBentemperaturen konnen sich hieraus Anlagenfahrweisen ergeben, die von
einem optimalen systemdienlichen Betrieb aus Sicht des Gesamtsystems/Strommarktes
abweichen.
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Abbildung 3: Geordnete Dauerlinie der Marktpreise und korrespondierende COP-bedingte Warmepreise
(Warmepumpe 2)
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3.2 Potenzialermittlung fiir das Jahr 2030

3.2.1 Ergebnisse der Preissimulation

Abbildung 4 und Tabelle 3 geben einen zusammenfassenden Uberblick (iber die wesentlichen
Charakteristika der fiir die Zukunftsszenarien simulierten Bérsenpreise.
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Abbildung 4: Geordnete Preisdauerlinien und Preisverteilungen der Preissimulation
und Vergleich zum Jahr 2015

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

J tagl. Anzahl

Maximum  Minimum  Mittelwert Standardabw. Standardabw. negativ
[ct/kWh] [ct/kWh] [ct/kWh] [ct/kWh] [ct/kWh] [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:

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

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

e Einhergehend mit stark wachsenden Anteilen von sehr hohen sowie von negativen
Preisen lasst sich ein signifikanter Anstieg der gesamten Preisvolatilitat beobachten.
Allerdings sinkt das Ausmal} der untertdgigen Preisschwankungen (& tagliche
Standardabweichung) im Szenario B2030 und C2030.
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e Szenario A2030 weist die hochsten Knappheitspreise und die hochste Preisvolatilitat
auf, obwohl in diesem Szenario die Stromerzeugung aus EE am niedrigsten ist.

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

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

3.2.2 Kosteneinsparpotenziale

Die marktorientierte Betriebsweise von Warmepumpen fihrt auch in den Zukunftsszenarien
fur die hier betrachteten Systemauslegungen nicht zu viel hoéheren Kostensenkungs-
potenzialen. Ausgehend von rund 20 € im Jahr 2015 (bei der Optimierung gegen stundliche
Day-Ahead-Preise) lassen sich fur 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 fir Warmepumpe 2 zwar hoch, die
absolut erzielbaren Kostensenkungen sind jedoch nach wie vor begrenzt, vgl. Abbildung 5.
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(Aufgrund von leicht schwankenden Strombezugsmengen zwischen den Szenarien im optimierten Betrieb kénnen Durchschnittswerte (ct/kWh) bei
nahezu identischen Gesamtkosten unterschiedlich ausfallen)

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

Ein wesentliches Ergebnis ist auch, dass die annahernde Verdoppelung der durchschnittlichen
lieferantenseitigen Beschaffungskosten (auf ca. 6,5 bis 6,7 ct/kWh) in den Zukunftsszenarien
durch eine marktorientierte Fahrweise, die sich an stindlichen Marktpreisen orientiert, kaum
aufgefangen werden kann. Die in Kap. 3.1 aufgezeigte Problematik der niedrigen bzw. nur
kurzzeitig verfigbaren Flexibilitdt fihrt dazu, dass sich der Marktwert der Flexibilitat in
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Szenario A2030 nicht proportional zur VergrolRerung der Preisvolatilitat erhdht. In den
Szenarien B2030 und C2030 hemmt die (im Mittel) geringe untertagige Volatilitat den Zuwachs
der Flexibilitatswerte. 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 fur einen marktorientierten Betrieb
von kleinen Warmepumpensystemen entstehen. Solange die flr die Zukunftsszenarien
unterstellten stindlichen Bdrsenpreise als gegeben betrachtet werden, kénnten dennoch
folgende Faktoren zur Erhdhung der wirtschaftlichen Potenziale beitragen.

e (Teil-) Bewirtschaftung der Flexibilitat auf weiteren Markten

Markte flr Fahrplanenergie, deren Handelsschluss sich naher am Erflllungszeitpunkt
befindet als im stlindlichen Day-Ahead-Handel und/oder die ein anderes Auktionsdesign
aufweisen (bspw. ,Pay-as-bid“), kdnnten sich durch héhere Preisvolatilitaten auszeichnen,
z. B. der Intraday-Spothandel. Ebenso kommen Markte und Produkte fir Regelleistung als
zusatzliche Erlésquellen in Frage. Da jedoch fur die Entwicklung des Markt- und Produkt-
designs wie fur die Preise auf diesen Markten keine szenarienspezifischen Prognosen
vorliegen, ist eine Quantifizierung der Potenziale hier nicht mdglich.

e Verbesserung der Anlagenflexibilitat durch verdnderte Systemauslegung

Zukunftige Warmepumpensysteme koénnten im Vergleich zu den hier untersuchten
Anlagen aus dem Bestand durch Nachristung oder veranderte Auslegung im Neubau Uber
groliere Speichervolumina und/oder hohere elektrische Leistungen verfiigen. Ebenso
kénnte Uber eine Anhebung der maximalen Speichertemperatur die nutzbare
Speicherkapazitat vergroflert werden. Gleiches gilt fur die Nutzung der thermischen
Tragheit des Gebaudes unter Ausnutzung der zulassigen Raumtemperaturtoleranzen.

3.3 Sensitivitatsbetrachtung fiir veranderte Systemauslegung

Eine exemplarische Beurteilung des mdglichen finanziellen Mehrwerts der verbesserten
Anlagenflexibilitat wird hier fir Warmepumpe 2 im Szenario A2030 vorgenommen. Abbildung 6
stellt die durch eine VergréRerung von Speichervolumen bzw. der elektrischen Leistung
erzielbaren zusatzlichen Flexibilitadtswerte dar.
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Abbildung 6: Zusétzliche Einsparpotenziale durch veranderte Systemauslegung im Szenario A2030
(Warmepumpe 2, verglichen zur Basiskonfiguration mit 5 kWe; und 300 Liter Speichervolumen)
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Ausgehend von einem erzielbaren Beschaffungskostenvorteil von ca. 38 € in der Basis-
konfiguration kénnten durch die veranderte Systemauslegung im Szenario A2030 zusatzliche
Einsparpotenziale von bis zu rund 75 € entstehen. Allerdings werden ausgepragte (absolute)
Mehrwerte nur bei sehr groflen 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. Darlber hinaus gehende Leistungs-
erhdhungen bieten nur geringe zusatzliche Betriebskostenersparnisse. Insgesamt erscheint
es fraglich ob sich anlagenseitige Investitionen in eine Verbesserung der Flexibilitdt durch die
erzielbaren Einsparungen in einem angemessenen Zeitraum refinanzieren kénnen (vgl. [12]).
Weiterhin sind die Moglichkeiten zur Vergréferung des Speichervolumens zumeist allein aus
raumlichen Grinden begrenzt.

4 Fazit

Die Analysen dieser Fallstudie haben gezeigt, dass kleine Warmepumpensysteme Uber
Flexibilitatspotenziale verfligen, die bei einer marktorientierten Betriebsweise zum Ausgleich
von Stromerzeugungstberschissen bzw. -knappheiten beitragen kénnen. Bedingt durch die
geringen nutzbaren thermischen Speicherkapazitaten und die Saisonalitadt des Heizwarme-
bedarfs kann dieser Ausgleich i. d. R. aber nur fir kurze Zeitraume, d. h. im Stundenbereich,
und in relevantem Ausmall ausschlieRlich wahrend der Heizperiode erfolgen. Die
Méglichkeiten zur Betriebskosteneinsparung durch das gezielte Ausnutzen von niedrigen bzw.
negativen Borsenstrompreisen sind daher begrenzt und fallen, auch bedingt durch die
geringen (jahrlichen) Gesamtstromverbrauchsmengen, in ihrer absoluten Héhe nur sehr
niedrig aus. Die fir das Jahr 2015 und fir die Zukunftsszenarien im Jahr 2030 ermittelten
Einsparpotenziale aus einer Flexibilitdtsvermarktung in den Day-Ahead-Spotmarkten sind
voraussichtlich nicht ausreichend, um Endkunden im Haushalts-/Kleingewerbesegment zu
einer freiwilligen Bereitstellung der Flexibilitdt zu motivieren. Dies gilt umso mehr, sobald Teile
der Kosteneinsparungen flr Transaktionskosten (Bewirtschaftung der Flexibilitat durch einen
Aggregator) und/oder fur die Refinanzierung von Investitionen in die Anlagenflexibilisierung
aufgewendet werden mussen.

Die Ergebnisse verdeutlichen auch, dass der Wert einer Flexibilitatsoption, und damit die
Kosteneinsparpotenziale, in hohen MalRe von der Marktpreisvolatilitdt abhangt. In den
vergangenen Jahren gingen von den (Day-Ahead) Spotmarkten jedoch nur geringe Preis-
signale aus, die einen zusatzlichen Bedarf an Flexibilitdt andeuten. Unter den hier betrachteten
Rahmenbedingungen fir die Zukunftsszenarien kann auch fur das Jahr 2030 davon
ausgegangen werden, dass die monetaren Anreize fir einen marktorientierteren Betrieb von
kleinen Warmepumpensystemen von geringer praktischer Relevanz sind. Mdglichkeiten zur
Verbesserung der Anreize konnten sich jedoch eréffnen, sobald kostengtinstige Lésungen fiir
eine Erhdhung der Anlagenflexibilitat bereitstehen und/oder die Flexibilitatsvermarktung in
anderen Kurzfristmarkten mit attraktiveren Preisstrukturen erfolgt.

1"
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Anhang 1: Zusammenfassung der wesentlichen Charakteristika der
Zukunftsszenarien gemaR Netzentwicklungsplan Strom 2017 [9]

Brutto-Jahreshochstlast*

Referenz
2015
(ENTSO-E,
BMWi, NEP)

88,29

Szenario
A2030
(NEP)

86,10

Szenario
B2030
(NEP)

86,10

Szenario
C2030
(NEP)

86,10

Brutto-Stromverbrauch*

Konventionelle

550,93

Referenz

539,82

Szenario

571,08

Szenario

603,52

Szenario

Erzeugungskapazititen [GW] 2015 A2030 B2030 C2030
Kapazitat Kernenergie 10,80 - - -
Kapazitat Braunkohle 21,10 11,50 9,50 9,30
Kapazitat Steinkohle 28,60 21,70 14,80 10,80
Kapazitét Erdgas 30,30 30,50 37,80 37,80
Kapazitat Ol 4,20 1,20 1,20 0,90
Kapazitat sonstige konventionelle und Abfall 3,25 2,50 2,40 2,40
Summe Kapazitdt konventionell 98,25 67,40 65,70 61,20
EE- Erzeugungskapazitaten [GW] Referenz Szenario Szenario  Szenario
Erzeugungsmengen [TWh] 2015 A2030 B2030 C2030
Kapazitat Wind onshore 41,20 54,20 58,50 62,10
Erzeugung Wind onshore 69,42 116,05 124,8 132,18
Kapazitat Wind offshore 3,40 14,30 15,00 15,00
Erzeugung Wind offshore 8,14 61,33 64,31 64,31
Kapazitat Photovoltaik 39,30 58,70 66,30 76,80
Erzeugung Photovoltaik 34,82 55,53 60,79 69,83
Kapazitat Biomasse 7,00 3,69 4,07 4,53
Erzeugung Biomasse 33,83 32,3 35,64 39,68
Kapazitat Wasserkraft 5,60 3,96 4,73 5,27
Erzeugung Wasserkraft 13,71 16,87 20,16 22,46
Kapazitat sonstige erneuerbare 0,62 0,84 0,84 0,85
Erzeugung sonstige erneuerbare 7,33 7,33 7,33 7,48
Summe Kapazitit erneuerbare 104,70 135,68 149,44 164,55
Summe Erzeugung erneuerbare 167,25 289,41 313,04 335,94

Anteil am Bruttoverbrauch**

Kapazitit Pumpspeicher

28

9,44

52

11,90

53

11,90

54

11,90

Verbrauch Pumpspeicher [TWh]

6,74

9,90

10,40

11,40

Erzeugung Pumpspeicher

Import**

4,86

1,27

10,59

1,05

10,99

17,82

11,88

34,55

Export*** 46,50 47,05 15,42 8,15
Brennstoff- und CO2-Preise Referenz Szenario Szenario Szenario
2015 A2030 B2030 C2030
Braunkohle [€/MW hin] 4,31 3,10 3,10 3,10
Steinkohle [€E/MWhtn] 7,30 10,56 9,46 9,46
Erdgas [€/MWhtn] 22,19 32,00 29,00 29,00
Rohol [€/MWhtn] 30,43 61,40 53,40 53,40
CO2-Zertifikate [EN] 7,74 23,00 28,00 28,00

*  Eigene Berechnungen: Ohne Kraftwerks-Eigenverbrauch, incl. Verluste im Ubertragungs- und Verteilnetz
** Eigene Berechnungen: Incl. Kraftwerkseigenverbrauch und Verluste im Ubertragungs- und Verteilnetz

*** Eigene Berechnungen: Angepasst auf NEP-Saldo

Danksagung

NEP: Netzentwicklungsplan

Die Autoren danken dem Bundeministerium fiir Wirtschaft und Energie (BMWi) flir die Férderung des Projektes
,Die Stadt als Speicher* (FKZ: 0325527) sowie den Hertener Stadtwerken fir die freundliche Kooperation.





