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1. Ausgangspunkte und Ziele unserer Studie

Unter dem Aspekt der Bereitschaft politischer Krifte, die im Kyoto-Protokoll eingegangene
Verpflichtung zur Erreichung der CO,-Reduktionsziele erfiillen zu wollen, wird die Einspei-
sung der mittels Windkraftanlagen (WKA) erzeugten Elektrizitdt in die Drehstromnetze Eu-
ropas als Konigsweg angesehen. Die Enquete-Kommission des Bundestages hat 2002 in An-
lehnung an das Kyoto-Protokoll fiir das Jahr 2020 ein CO,-Emissionsreduktionsziel von 40%
und fiir 2050 von 80% auf der Basis von 1990 gesetzt. Die Bundesregierung der 15. Wahlpe-
riode beabsichtigt, dieses Ziel im Elektrizititssektor durch einen massiven Zubau von WKA
in der Nordsee zu erreichen. Bis 2020 sollten insgesamt in Deutschland 40 GW Nennleistung
installiert sein, davon nach der Planung im Jahr 2000 in Nord- und Ostsee 25 GW und 15 GW
in den Kiistenldndern und Mittelgebirgen. Bereits Ende 2004 waren in Deutschland 16,6 GW
Nennleistung installiert (IWR 2005).

Gegen diese Pline opponieren die auf den Tourismus angewiesenen Inselgemeinden der
Nordsee, die Kiistenfischer und verschiedene Naturschutzverbénde, weil das Horizontbild op-
tisch verschmutzt wird, Fischgriinde zugebaut wiirden, die Schweinswalpopulationen, die
Vogelwelt und das Wattenmeer von den Windmiihlen und den Stromkabeltrassen massiv be-
troffen seien. Nicht erst seitdem DER SPIEGEL 2004 der Nutzung der Windenergie in
Deutschland eine Titelgeschichte gewidmet hat, ist diese Form der Energiegewinnung in den
betroffenen Landkreisen wachsender allgemeiner Kritik ausgesetzt. Die vor und nach diesem
Artikel gefiihrte 6ffentliche Diskussion iiber Sinn oder Unsinn der extensiven Nutzung ist und
wird politisch motiviert groBtenteils ideologisch und interessengeleitet gefiihrt. Wahrheitssu-
chende Autoren, die sich kritisch mit den Kosten und Risiken der Offshore-Windparks befas-
sen, wird von Windparkprojektierern oOffentlich mit Schadenersatzforderungen gedroht
(v. Geldern, 2002). Kiirzlich gab es Streit um die Ergebnisse der DENA-Netzstudie (DEWI et
al. 2005), weil die Windkraftindustrie diese nicht akzeptieren wollte (Handelsblatt 2005). Sie

wurde deshalb ,,redaktionell* nachbearbeitet.

Bei dieser Form der 6ffentlichen Auseinandersetzung geht die wesentliche Frage, ob diese
politisch verordnete CO,-Vermeidungsstrategie 0kologisch und Skonomisch nachhaltig ist,
vollig unter. Wir wollen deshalb zur Versachlichung der Diskussion und einer neutralen Ent-

scheidungsfindung folgende Fragen beantworten:



1. Welcher Netto-CO,-Minderungsbeitrag kann mit der Offshore-Windkraft im geplanten
Umfang unter den derzeitigen meteorologischen und technischen Bedingungen bei
Netzeinspeisung zu welchen Kosten im Jahr 2020 erreicht werden?

2. Welche Einspeisungsfluktuationen der geplanten Offshore-Windparks miissen von den
Netz- und Kraftwerksbetreibern durch Regelenergie kompensiert werden?

3. Gefdhrdet die geclusterte Verteilung der geplanten Offshore-Windparks die Netzstabi-
litiit, und welche Reservekapazitdten miissen zur Vermeidung bereitstehen?

4. Wie hoch sind die spezifischen CO2-Minderungskosten durch die vorrangige Nutzung
der Offshore-Windenergie?

5. Sind andere CO2-Vermeidungsstrategien kostengiinstiger und effizienter?

Im ersten Teil befassen wir uns mit den Defiziten der bisherigen Untersuchungen, insbesonde-
re der mangelhaften Datenlage der Windverhiltnisse in der Ekmanschicht {iber der Nordsee
und stellen ein von uns entwickeltes und validiertes Windmodell auf der Basis von zeitlich
hochaufgeldsten Proxydaten vor, mit dem wir die beabsichtigte vorrangige Offshore-Wind-
stromeinspeisung in ein von einem fossil befeuerten Modellkraftwerkspark gespeistes Dreh-

stromnetz simulieren.

Im zweiten Teil befassen wir uns mit den Stromgestehungskosten und Emissionen durch un-
terschiedliche Nutzung und Verbesserung der Kraftwerkstechnik der einzelnen Primérener-
gietrdger unter Beriicksichtigung diametraler Strategien und Szenarien. Im Ergebnisteil stellen
wir die Auswirkungen auf die Netzstabilitdt vor, die jeweils realisierbaren potentiellen CO;-
Emissionsminderungen und deren Kosten im Vergleich zu anderen Strategien bei identischen

Investitionssummen.

2. Grundlagen und Methoden
2.1 Bisherige Untersuchungen und Datensiitze

Zur Beurteilung der kurz- und langfristigen Fluktuationen der Windenergieproduktion im Be-
reich Nordsee (AWZ), Schleswig-Holstein und deutsche Ostsee (6° bis 14°Ost und 53,5° bis
55°N) wiren hochaufgeldste lange Zeitreithen von Wind- und Temperaturprofilmessungen
mehrerer Stationen in Hohen bis zu 100m ideal. In den deutschen Seegebieten existieren je-
doch nur Routinemessungen von Feuerschiffen, Leuchttiirmen und automatischen Bojen in
Hohen von 10 bis 20m. Aus diesem Grund war bisher nur die Abschétzung der moglichen

Vollaststunden der Windparks mittels Extrapolationen der 10 bis 20m Routinemessungen der



Prandtlschicht moglich. Biihler (1999) hat fiir seine Simulation einen numerisch erzeugten
Reanalysedatensatz des Meteorologischen Instituts der Universitdit Hamburg (Luthardt 1987)
genutzt. Die zeitliche Auflosung dieses Datensatzes betrug 3 Stunden bei 42 km Gitterpunkt-
abstand. Die rdumliche Auflosung wére fiir Untersuchungen hinsichtlich des Einflusses gro-
Ber Windparkanlagen auf die Netzstabilitdt hinreichend, die zeitliche und vertikale Auflosung
jedoch nicht. Wéhrend der Sekunden- bis Minutenbereich fiir eine einzelne WKA oder einen
kleinen Windpark in kleinen Inselversorgungsnetzen relevant ist, kann fiir riumlich ausge-
dehnte Windparks von ca. 50 km? Fldche und 500 MW Nennleistung angenommen werden,
daB sich die Leistungsschwankungen durch die Mikrobdigkeit im Sekunden- bis Minutenbe-
reich gegenseitig ausgleichen, so dall bei Einspeisung in grole Netze je nach Windstirke

Schwankungen im Minuten bis Viertelstundenbereich relevant sind.

Ein weiterer Nachteil des von Biihler und anderen Autoren (z.B. Hirschhausen und Jeske
2005) verwendeten Windmodells ist in dessen Beschrankung auf den 10m-Wind der Prandtl-
Schicht zu sehen und einer logarithmischen Extrapolation ohne Kenntnis der thermischen
Schichtung. Die Nichtberiicksichtigung der jahreszeitlich schwankenden Temperaturdifferenz
zwischen Wasser und den advehierten Luftmassen fiihrt zwangslaufig zu erheblichen Fehlern
(fiir alle anderen Riedel et. al. 2005). Eine realistische Simulation der hochvariablen Elektrizi-
tatsproduktion der geplanten Windparks, die Aussagen iiber die Bereitstellung der notwendi-
gen Sekunden-, Minuten- und Stundenreserven ermoglicht, ist auf Basis so konstruierter Da-

tensétze nicht moglich.

Seit September 2003 stehen erstmals mit der Forschungsplattform FINO1 kontinuierliche
Profilmessungen des Windes und der Schichtung bis zu 100m im Bereich von Borkum-Riff
zur Verfiigung. Prinzipiell sind diese Daten représentativ fiir das Seegebiet Deutsche Bucht
bzw. die AWZ bei Wind aus dem Sektor 260 bis 90°. Die MeBperiode ist allerdings zu kurz.
Die 6kologische und 6konomische Betrachtung der Niitzlichkeit von Offshore-Windparks zur
Stromerzeugung erfordert Langzeitmessungen der dort herrschenden Variabilitit und Extrem-
ereignisse. Nachteilig ist auch, daB3 sich mit Ausnahme der 100m MeBhohe die Anemometer
bei Wind um 315° im Lee bzw. Stau des Gittermastes befinden (Riedel et al. 2004). Ohne
spezielle Nachbereitung sind die Daten der unteren Hohen nicht nutzbar. Wiirde man der im
DEWI-Magazin ( Riedel et al. 2005) geduBerten Meinung folgen, da3 ausschlieBlich langfti-
stige Offshoremessungen erst Sicherheit liber das Energiegewinnungspotential in der Nordsee
geben konnen, konnten Investitionsentscheidungen frithestens nach einem ganzen oder halben

NAO-Zyklus beurteilt werden, also erst in 4 bis 8 Jahren, obwohl bereits von Projektierern
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Kapital eingeworben wird. In Abhingigkeit von diesem Zyklus schwanken die mittleren Mo-

nats- und Jahreswindgeschwindigkeiten und die Zahl der Extremereignisse.

Fiir uns stellte sich deshalb die Frage nach einer Mdoglichkeit, das Dilemma der mangelnden
Offshore-Daten zu beheben. Als Ausweg boten sich die langjédhrigen Windprofilmessungen
des Meteorologischen Institutes der Universitit Hamburg am NDR-Sendemast in Hamburg
als Proxydaten an. Die zu kldrende Frage war, ob diese Daten reprisentativ fiir die AWZ,
Schleswig-Holstein und die Deutsche Ostsee sind und an die jeweiligen Verhiltnisse trotz

Binnenlage der Station angeglichen werden kénnen.

2.1.1 Das Windmodell

Nach Wiederinbetriebnahme 1995 liefert die Station in Hamburg kontinuierlich meteorologi-
sche Daten. In fiinf Hoéhen (10, 50,110,175 und 250m) wird am NDR-Sendemast in Hamburg-
Billwerder neben den Schichtungsparametern (Temperatur, Taupunkt) kontinuierlich das
Windprofil in hoher zeitlicher Auflosung gemessen. Seit Sept. 2000 wird der Wind mit
SONICS (Ultraschallanemometern) gemessen und liegt {iber 5-Minuten vektoriell gemittelt
fiir vier Jahre fast liickenlos vor. Liicken in den MeBreihen wurden entweder durch lineare
Interpolation oder durch Daten vergleichbarer Wetterlagen ersetzt. Nach Lange (2001) ist die
Station wegen ihrer Lage in relativ flach und locker bebautem Gebiet fiir Messungen des
Windes der Grenzschicht mit relativ giinstigen Bedingungen ausgestattet. Gleichwohl ist zu
beachten, dafl die im Sektor Siidwest bis Nordost liegende Metropole Hamburg mit ihrer Be-
bauungsstruktur bei entsprechender Windrichtung und thermischer Schichtung Einfluf} auf die
Turbulenz, Impuls- und Energietransporte in der Grenzschicht hat. Charakteristisch fiir den
Mefort ist, dall in etwa in 110m Hohe die Windgeschwindigkeit im Mittel unabhangig vom
Tagesgang der Schichtung ist und oberhalb der Effekt eintritt, da mit zunehmender Stabili-
sierung nachts die Windgeschwindigkeit zunimmt und sich dem geostrophischen Wind anna-
hert und sogar dariiber hinaus zunimmt. Die speziellen Untersuchungen von Lange (2001)
und Oldeland (1998) und der Vergleich mit den Stationen FINO1, Hovsere (Westkiiste Jiit-
land) und Redsand (10 km siidlich von Lolland) zeigen jedoch, daB fiir unsere Zwecke diese
Einfliisse von untergeordneter Bedeutung sind und mit einem statistisch dynamischen Verfah-
ren weitgehend eliminiert werden kdnnen. Die Meflanlage Rodsand liefert seit 1996 kontinu-
ierlich Winddaten in 10 und 50m Ho6he in der Ndhe eines Offshore-Windparks (Lange 2002),
die Station Hovsere publiziert seit August 2002 Werte der Hohen 2, 40, 80 und 116m. Unter

Einschrinkungen, wegen der unterschiedlichen Hohen und anderer lokaler Gegebenheiten,



konnten diese Daten zur Validierung und Kalibrierung unseres Modells genutzt werden (Ab-

bildung 1).

Abbildung 1: Vergleich der Stationen Redsand und Hamburg (175 m)
Quelle: Risg National Laboratory, Wettermast Hamburg

Meteorological Station Roedszsand. 2004-06-01 to Z004-05-30
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Aufgrund nur eines zentral gelegenen MeBortes' ist es selbstverstindlich nicht méglich, die
realen Windfelder der Region von 6° bis 12° Ost und 53,5° bis 55° N zu simulieren. Fiir die
Beantwortung unserer Fragen ist die statistisch korrekte Abbildung der Windfelder und die
Simulation von Extremsituationen, wie dem Durchzug von Frontalzonen und Starkwindfel-
dern, mit guter Néherung ausreichend. Wie aus Abbildung 1 ersichtlich ist, ist dies moglich,
denn die wesentlichen Strukturen der Zeitreihe der Offshore-Station Redsand, die mehr als
150 km von Hamburg entfernt ist, finden sich in der hamburgischen Zeitreihe wieder. Ein
Vergleich mit den Daten der Station FINO1 ergab ein dhnliches Bild. Wir haben deshalb stark
vereinfachend angenommen, daf} sich die relevanten Druck- und Windfelder einschlielich
der Fronten und sonstigen kleinrdumigen synoptischen Turbulenzstrukturen in einer mittleren
Hoéhenstromung (500 hPa) aus 270° mit einer Geschwindigkeit Vv, ., von mindestens 50
(Normalfall) und hochstens 150 km/h (Extremfall) homogen und stabil bewegen. Diese Ver-

einfachung ist zuldssig, weil die Kriimmung langgestreckter Frontalzonen bei der relativ ge-

' Auf absehbare Zeit wird nur FINO1 Daten aus der Nordsee liefern, da weitere Plattformen mangels For-
schungsgeldern nicht gebaut werden kdnnen



ringen Nord-Siid-Ausdehnung des Simulationsgebietes vernachldssigt werden kann. Die Ge-
schwindigkeit von 50 km/h entspricht in etwa der Verlagerungsgeschwindigkeit der Rossby-
Wellen mit den Wellenzahlen > 7 bei einem mittleren Zonalstrom von 18 m/s. Die anderen
Geschwindigkeiten entsprechen denen, die wir beim Durchzug von Frontalzonen, Starkwind-
feldern und Orkantiefs empirisch ermittelt haben. Den Windparks westlich des Meridians
durch HH-Billwerder wird entsprechend ihren Koordinaten im Standardfall die extrapolierte

Windgeschwindigkeit

Vi (O, A, 1) = vy, (hHH’t_Mj (1a)

VSOO

und den Windparks Ostlich

Vi (O, A, 1) = vy, (hHH 1 (1b)

v

s(kWP 2 XHH ) ]

Voo
zugeordnet, mit s = Distanz der Meridiane Aypund Ay, V, . €150,80,100,150 Km/h}und
h,;(Nordsee) = 290m, h,, (Ostsee) =175mund h,,(S.—H.)=110m.

Die orographisch bedingt niedrigeren Windgeschwindigkeiten in Schleswig-Holstein und der

Ostsee werden im Modell also durch die MeBwerte in 110m und 175m Hohe simuliert.

Die Simulation von Stiirmen und Orkanen, deren Starkwindfelder, gekoppelt mit der Kaltfront
und/oder dem Hohentrog, sich nicht parallel zur angenommenen mittleren Hohenstromung
aus 270° verlagern, erfolgt durch Variation der Windrichtung zwischen 260 und 330°. Die
Meridiandistanzen s in den Gleichungen 1a und b werden durch die Distanzen der GroBkreise,
die die Meridiane in den Koordinaten der Windparks und der Station HH mit dem Winkel
o ZB -270° mit B e {260", 280",...,330"} schneiden, ersetzt. Dies ermdglicht eine realitidtsnahe

Bestimmung der Gradienten der Windstromeinspeisung im Normal- und Extremfall ein-
schlieBlich einer Sensitivitidtsanalyse. Die Félle, in denen die Windfelder sich beispielsweise
in einer Ostlichen Hohenstromung verlagern, sind selten und fithren nur zu einem Zeitfehler,
nicht jedoch zu einer signifikanten Anderung der Statistik. Sie konnen deshalb vernachlissigt

werden.
2.1.2. Die Validierung und Kalibrierung des Modells

Bei bekannten Windgeschwindigkeiten in vier Hohen (50, 110, 175 und 250 m) kann die
Windgeschwindigkeit fiir andere Hohen linear oder logarithmisch interpoliert bzw. auf grof3e-
re Hohen extrapoliert werden. Fiir jede dieser Hohen ergibt sich eine andere mittlere Windge-
schwindigkeit und statistische Verteilung der Windstirkeklassen, die sich mit einer Weibull-

oder Rayleigh-Verteilung mit hinreichender Genauigkeit abbilden lassen. Die Leistungsabga-



be einer WKA berechnet sich in Abhéngigkeit von der Leistungskennlinienfunktion f(v) und

derWindgeschwindigkeit in Nabenhdhe unter Normalbedingungen nach
Pyxa (1) = £(V)Pyeny V() (2a)
und die im Intervall t, —t, erzeugte Energiemenge nach

Wwka = _[PWKA (Hdt= If(V)PNennV(t)dt (2b)

4 t

und bei gemittelter Windgeschwindigkeit

Wyen = 3 (V)P F(DAL 20)

1

Abb. 1: Leistungskennlinie einer WKA
Quelle: Milles 2004
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Bei bekannten Leistungskennlinien, Verfiigbarkeiten und Stromerzeugung der WKA kann
jedem Windpark im norddeutschen Tiefland eine représentative Hohe am Mast zugewiesen
werden. Aus der Windenergiestatistik fiir Schleswig-Holstein (Eggersglif 2001 — 2003) ha-
ben wir 17 Windparks ausgewdhlt, deren Anlagen mit 98% Zuverldssigkeit tiber drei Jahre
Strom erzeugten. Als Referenzwert flir das maximale monatliche Produktionspotential des
Standortes wurde der Ertrag der in den jeweiligen Monaten besten Anlage festgelegt. Die
Fehler durch die Abschattungseffekte bei Wechsel der Hauptwindrichtung, die insbesondere
bei stabilen Hochdruckgebieten in Skandinavien auftreten, wurden so minimiert. Mit den be-
kannten Leistungspolaren der Anlagen wurden fiir Hohen in Sm Abstand der fiktive monatli-
che und jahrliche Stromertrag am NDR-Sendemast fiir jeden WKA-Typ berechnet. Der simu-
lierte Jahresertrag fiir 2001 wurde mit dem am Standort maximal moglichen abgeglichen und
die zugehdrige Referenzhohe dem Windpark zugewiesen. Mit den Daten von 2002 und 2003
wurde die Anpassung tiberpriift und die Korrelationskoeffizienten berechnet (Tab. 1).



Tabelle 1: Ausgewahlte Windparks und Giite der Simulation
Quelle: Eggersgluf, eigene Berechnungen

Windpark Nr Hohen Korr. | Land- WKA-Typ
real | NDR'| Koett | kreis
Pellworm 1] 42| 190] 0,876|NF AN 600/44
Reulenkoge 2 M 145] 0,917]NF Vestas V39/500
Kronprinzenkoog 3] 50 95| 0,948|HEI Nordtank 500
Hillgroven 4] 42| 110] 0,935|HEI AN 600/41
Kaiser-Wilhelm-Koog 5| 67] 185] 0,954|HEI Enercon E66
Brunsbiittel 6] 67| 105] 0,966|HEI Enercon E66
Willenscharen 7] 67 70| 0,954]1z Vestas V66/1,65
Puls 8| 67 90| 0,958]1Z Vestas V66/1,65
Schafflund 9| 65| 115] 0,910|SL Tacke TW 1.5s
Schwedeneck 10] 65| 125] 0,912|RD Tacke TW 1.5s
Beldorf 11 67] 105] 0,954|RD Enercon E66
Raa-Besenbek 12| 85| 120] 0,973|PI Tacke TW 1.5s
Fiefbergen 13] 65| 115] 0,927]PLO |[Tacke TW 1.5s
Riepsdorf 14] 65 95| 0,899|OH Jacobs MD 70
Koselau 15| 65| 100] 0,915|OH Vestas V47/660
Gosdorf 16] 65| 100] 0,912|]CH Vestas V47/660
Wiemersdort 171 ©5 o5 0,958|SE Enercon Ebb/18.7
[Mithlerer Rorrerationskoenizient 0,933

Insofern kann mit der einen zentralen Messung fiir Schleswig-Holstein die mittlere Stromer-
zeugung zuverldssig bestimmt werden, wenn einmal fiir jeden Windpark die Referenzhéhen
bestimmt wurden. Abbildung 2 zeigt fiir den Windpark Kronprinzenkoog an der Westkiiste

die Anpassung mit einem Korrelationskoeffizienten von 0,95 bei einem RMSE von 13,4 %.

Abb. 2: Simuliertes und reales Stromerzeugungspotential im Windpark Kronprinzenkoog
HEI: WKA-Typ: Nordtank 500
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Die Windmessungen sind somit fiir Norddeutschland mit einem Radius von 170 km als reprd

sentativ anzusehen. Wihrend im Binnenland und auch in Dénemark trotz groer Wasserflé-
chenanteile ein ausgeprégter Tagesgang der Windgeschwindigkeit zu beobachten ist, sind in
der Nordsee die Verhiltnisse von der jahreszeitlich schwankenden Temperaturdifferenz zwi-
schen Wasseroberfliche und den advehierten Luftmassen abhingig. Die Hamburger Daten
miissen deshalb angepalit werden. Auf die Nutzung der vorliegenden Daten der vertikalen
Temperaturschichtung und der Windrichtung zur Anpassung des Datensatzes an Offshore-
Verhiltnisse haben wir verzichten kdnnen, weil bereits eine statistische und dynamische An-

passung des Tagesgangs in Abhingigkeit von der Jahreszeit fiir die untersuchten Fragestel-



lungen ausreichend ist (Abb. 3). Statistisch wurde dem jeweiligen MeBwert in 250m Hohe
entsprechend dem bei Lange (2001) und Oldeland (1998) gefundenen jahreszeitlich variieren-
den Tagesgang der gemessenen Windgeschwindigkeit ein tageszeitabhingiger Zuschlag und
die Differenz zwischen 175 und 250 m mit dem empirisch ermittelten Faktor & multipliziert

hinzuaddiert.

N
v, =§th(i) mit 1€ [1.10.00,...,30.09.04] und te {0:05h,...,24:00h} (3a)
i=1
N
v,(Jz) = %th(ih) mit Jz € {Dez, Jan, Feb;...; Sep, Okt, Nov} (3b)
i=1
vy =max[V,",...,v{"] mit i €[0:05h,...,24:00h] (3c)
AV =V =V (3d)
Vlz(gg (t,J2) = v,5, (1, J2) + Av 5 (t,J2) (3e)
Ve (1,02) = Vi (1,J2) + (V50 (t,J2) = V15 (£,J2)) mit @ = 0,5 (39)

Diese Anpassung der MeB3daten des Meteorologischen Institutes der Universitit Hamburg
reichten aus, um die in 103m Hohe gemessene Verteilung der Station FINO1 mit einem Kor-
relationskoeffizienten von 0,9939 abzubilden (Abb. 3).

Abbildung 3: Statistische Windgeschwindigkeitsverteilung FINO1 und NDR (angepal3t);
Quelle: DEWI 2005, Wettermast Hamburg

Statistische Verteilung der Windgeschwindigkeiten Sept. 03 - Sept. 04 FINO
und NDR-Sendemast (250m statistisch und dynamisch angepasst)
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2.2 Der fossile Modellkraftwerkspark

Eine komplexe Modellierung des deutschen Verbundnetzes und Kraftwerksparks zur Be-
stimmung von globalen Emissionsmengen und Kosten ist nicht sinnvoll. Der Aufwand stiinde
in keinem Verhiltnis zum erzielbaren Erkenntnisgewinn durch eine marginal erhéhte Genau-
igkeit, denn die drei in Deutschland eingesetzten fossilen Technologien zur Stromerzeugung

weisen untereinander geniigend groB3e Differenzen bei den relevanten Kosten und der mogli-
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chen Leistungsdnderungsgeschwindigkeit auf (Tab. 3). Diese bestimmen vorrangig die Nut-
zung der jeweiligen Technologie zur Abdeckung der jeweiligen Stromnachfrage. AuBBerdem
sind die Auswirkungen der real betriebenen Optimierungsprogramme auf die Emissionen be-
reits in den statistischen Grunddaten iiber Primérenergieverbrauch und erzeugter Energie be-
reits enthalten. Dagegen bestimmen die altersabhéngigen Differenzen der Wirkungsgrade
einzelner Kraftwerke, variable Betriebskosten und die Lastwechselgeschwindigkeiten zwi-
schen den Kraftwerken einer Technologie nur, in welcher Reihenfolge und mit welcher Teil-
last sie zur Abdeckung der téglichen Lastdnderungen gefahren bzw. an- oder abgefahren wer-
den und welche Kosten damit verbunden sind, jedoch nicht, welcher Kraftwerkstyp die
Grund-, Mittel- oder Spitzenlast abdeckt.

Kraftwerkscharakteristik und die Teillastwirkungsgradfunktion der Kohletechnologien unter-
scheiden sich nur unwesentlich bzw. die Anderungen im Zeithorizont erfolgen iiberwiegend
linear. Eine Mittelwertbildung der relevanten Kenngroflen und ihre Fortschreibung entspre-
chend der technologisch erzielbaren Wirkungsgradverbesserungen fiihrt nur zu marginalen
Abweichungen und ist deshalb zuldssig. Reine Gasturbinenkraftwerke werden wegen zu ge-
ringer Wirkungsgrade und den damit verbundenen hohen Kosten in Zukunft auch zur Abdek-
kung der Spitzenlast nicht mehr eingesetzt werden, denn die moderne GuD-Technik® mit ho-
hen elektrischen Wirkungsgraden kann sowohl Spitzenlastbedarf als auch Mittel- und Grund-
last kostengiinstig abdecken. Deshalb besteht unser fossil befeuerter Kraftwerkspark nur aus
drei einheitlichen thermischen Kraftwerkstypen, deren mittlere Wirkungsgradfunktionen fiir
den Teillastbetrieb, bezogen auf den jeweiligen mittleren thermischen Nennwirkungsgrad der
Technologie, bekannt sind. Wir verwenden die uns von der Siemens AG zur Verfligung ge-
stellten Teillastwirkungsgradkurven fiir die jeweilige Technologie (Rosenkranz 2005, Wein-
berger 2003).

Ausgehend von der politisch-strategischen Erfordernis, dal der komplette Ausfall eines Pri-
mérenergietrigers nicht zu Einschrankungen der Stromversorgung fiihren darf, ergibt sich
neben der im Prinzip vernachldssigbaren Wasserkraft fiir einen fossil befeuerten Kraftwerks-
park anndhernd ein Drittelmix aus Braun-, Steinkohle- und GuD-Kraftwerken. Miillkraftwer-
ke, die neben Verpackungsmiill aus Erdolprodukten auch Landwirtschaftsabfille und Holzre-
ste verbrennen, und Biomassekraftwerke tragen derzeit und auch zukiinftig nicht wesentlich
zur Stromerzeugung durch die {liberregionalen Stromerzeuger bei. Zudem ist der derzeitige
Anteil an verbrannter Biomasse nicht bekannt. Sie werden deshalb nicht in das Modell inte-
griert. Um Spekulations- und andere Verzerrungseffekte bzgl. zukiinftiger Kosten auszu-
schlieBen, erfolgt die Kalkulation der Szenarien als Status-Quo-Berechnung zum Basisjahr

2000 ohne Preis-, Zins- und Stromnachfragednderungen. Wir gehen von einem notwendigem

? GuD = Kombinierter Gas- und Dampfturbinen-ProzeB; die heiBen Abgase der Gasturbine werden zur Behei-
zung eines nachgeschalteten konventionellen Dampfturbinenkraftwerks genutzt
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Neubau von 40 GW (Meier 2003) bis zum Jahr 2020 bei konstanter Gesamtkapazitét aus, der
den politisch gewollten Ersatz der 22 GW Nukleartechnik mit umfaf3t. Modelliert wird nur die
Stromeinspeisung in die Netze der vier Netzbetreiber. Die Basisemissionen, Kraftwerkswir-
kungsgrade und -kapazititen des Szenarios ,,Business as Usual* wurden so berechnet, als hét-
te es die Nutzung der Kern- und Windkraft im Basisjahr nicht gegeben (Tab. 2). Dies schliefit
Verzerrungen hinsichtlich des zu beriicksichtigenden Investitionsvolumens zur Technologie-
verbesserung und deren Zurechenbarkeit durch den vereinbarten Ausstieg aus der Kernener-
gienutzung aus. Auch die Stromerzeugung mit Erd6l wird nicht modelliert, denn Erddlpro-
dukte werden zur Stromerzeugung nur noch marginal genutzt werden, obwohl beispielsweise
GuD-Kraftwerke auch mit Kerosin oder leichtem Heizol betrieben werden konnen. Insofern

weicht die Nennleistung unseres Basismodellkraftwerksparks von der Realitdt geringfiigig ab.

Die zukiinftige Verdnderung des Modellkraftwerksparks geht von zwei Alternativen aus, die
beide von einer zusitzlichen Investitionsbereitschaft der deutschen Bevolkerung in den Kli-
maschutz durch Verminderung der Emissionen bei der Stromerzeugung in Hohe von 62,5
Mrd. € ausgehen. Dieser Wert entspricht den inflationsbereinigten Investitionen in die geplan-
ten Offshore-Windparks mit einer Bruttonennleistung von 25 GW. In der ersten Alternative
wird, wie seitens der Bundesregierung und der Windkraftlobby geplant, nur in die Off-
shore-Windenergie investiert, in der zweiten nur in die Verbesserung der fossilen Technolo-
gie. Die notwendigen Ersatzinvestitionen zur Erneuerung der Alttechnologie beider Alternati-
ven werden nicht investitionskostenwirksam beriicksichtigt, da sie unabhédngig von der CO,-
Vermeidungsstrategie zum Stand der Technik erfolgen miissen. Die sich jeweils ergebenden
Parameter der vier Modellkraftwerksparks sind in Tab. 2 angegeben.

Tabelle 2: Zeitliche Entwicklung der Parameter unserer Modellkraftwerksparks

Kraftwerkspark] Business as Investitionen nur Investitionen nur in fossile
ohne Windkraft usual in Windkraft Kraftwerkstechnik
Eingesetze Ersatz Atom nur| Ersatz Atom + [Wirkungsgrade] Maximale
Technologie Real mit Alttechnik Ersatz "Alt" Jahr 2000 | Wirkungsgrade
Jahr 2000 2000 2020 2020 2030
Energietrager| [GW] % [GW] % [GW] % [GW] % [MW] %
Steinkohle 32,3 | 374 37,3 37,4 37,3 40,4 37,3 | 470 | 37,3 | 55,0
Braunkohle | 23,0 | 34,2 30,8 34,2 30,8 38,4 30,8 | 45,0 | 30,8 | 53,0
Gas 224 | 47,0 28,5 47,0 28,5 51,6 28,5 | 58,0 | 28,5 | 60,0
Kernkraft 23,6 33,0 - - - - - - - -
Wasserkraft| 9,0 - 9,0 - 9,0 - 9,0 - 9,0 -
Summe 110,3 - 105,6 - 105,6 - 105,6 - 105,6 -

Das Basisjahr 2000 wurde gewdhlt, weil wir fiir dieses Jahr iiber eigene belastbare deutsche
Kraftwerkskapazitits- und Emissionsdaten und von 7 Nachbarldndern der EU-15 einschlieB3-
lich der externen Kosten verfiigen. Aulerdem war die weltweite Primirenergienachfrage nicht
durch starke exogene Angebots- und Nachfrageschocks, wie z.B. den Yom-Kippur-Krieg, die
Terrorfolgen des 11.09.2001, den 1. und 2. Irak-Krieg oder den Chinaboom, verzerrt. Fiir spa-
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tere Untersuchungen in europdischem Mafstab besteht damit eine gemeinsame Datenbasis.
Die unserem Modell zugrundegelegten Investitionskosten einschlieBlich der fixen und varia-
blen Betriebskostenansitze sowie die Primarenergiepreise sind in Tab. 3 dargestellt.

Tabelle 3: Kostenansatze und maximale spez. Lastanderungen des Modellkraftwerksparks

Primarener- Investition fix variabel Brennstoff | Lastanderung/min
gietrager €/kW (€/MW)/a €/MWh €/MWh primar] % Nennleistung
Steinkohle (SK) 1000 103575 2,95 4,98 4
Braunkohle (BK) 1200 119417 4,43 3,81 2-4
Erdgas 500 57258 0,45 15,62 4-6

Grundlage sind mit Ausnahme der variablen Betriebskosten ohne Brennstoffpreise’ von uns
recherchierte deutsche Marktpreise. Die variablen Betriebskosten sind in Deutschland Be-
triebsgeheimnisse und werden nicht publiziert. Deshalb haben wir US-Daten genutzt, die sich
wegen des gleichen Standes der Technik und &hnlicher Personalkostenstrukturen nicht we-
sentlich von den mittleren deutschen bzw. europidischen unterscheiden (Delene et al.). Fiir die
Braunkohle wurde entsprechend einem Brennwert von ca. 2,7 MWh/t (Schiffer und Maalen
1999) und geschitzten Forderkosten von 10 bis 11 €/t (Lechtenbohmer et al. 2004, Meier
2003) in Anlehnung an Wagner und Briickl (2002) der Primirenergiepreis auf 3,81 € pro
MWh festgesetzt. Die hoheren variablen Kosten der BK-Kraftwerke werden durch einen be-
triebswirtschaftlich plausiblen Zuschlag beriicksichtigt, da die Angaben diverser deutscher
Studien stark differieren. Im Gegensatz zu Schneider (1998) ergeben sich im Konsens mit
anderen Studien (vgl. z.B. Wagner und Briickl 2002) fiir BK-Kraftwerke in der Grundlast die
niedrigsten Stromerzeugungskosten.

Basis aller Angaben und Berechnungen (Tab. 4) sind allein die technologiebedingt im Kraft-
werk entstehenden Emissionen, denn die mit Transport und Férderung verbundenen sind we-
gen des linearen Zusammenhangs sekundir und zudem abhédngig von der Importpolitik der
Kraftwerksbetreiber. Annahmen {iber die zukiinftige Entwicklung wéren zudem spekulativ
und sind auch nicht sinnvoll, weil der Technologievergleich im Vordergrund steht.

Tabelle 4: Kennzahlen und spezifische Emissionen des Modellkraftwerksparks im Basisjahr

Priméarenergie-|Leistung| n | CO2 | SO2 | NOx | CH4 | N2O [ Aqu. |Vollast{Menge| Preis
trager [GW]_| [%] [[g/kWh] [mg/kWh [okwh[ _Thl_[ TWh [€/MWh
Steinkohle 37,3 |37,4] 954 | 332 | 595 [ 48 48 970 ] 5930 | 221 33,8
Braunkohle 30,8 134,2] 1203 | 482 | 866 [ 16 53 | 1220 ] 7400 | 228 [ 31,8

Gas 28,5 |47,0] 386 0 250 32 1 387 1320 38 77,0
Wasserkraft 9,0 - - - - - - - 2920 26 60,0
Summe 105,6 Mittel | 513 37,7

Die Modellierung kosten- bzw. emissionsoptimierender An- und Abfahrvorginge der Kraft-
werke ist nicht notwendig, denn in der Realitit ist die Voraussetzung einer sicheren Prognose
der Windgeschwindigkeiten in der Nordsee zur Zeit nicht gegeben. Die Routinemodelle des

? Frei Kraftwerk, bei Braunkohle geschitzte Forderkosten
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DWD konnen derzeit und in absehbarer Zukunft Windprognosen mit der erforderlichen Prézi-
sion nicht liefern. Neben der zwingend notwendigen umfangreichen und kostentrdachtigen
Errichtung von MeBstationen in der Nordsee besteht seitens der Modellierer der physika-
lisch-dynamischen Modelle noch ein erheblicher Forschungsbedarf (Kratzsch 2005), bis mit
dem lokalen Modell des DWD (Doms et al. 2002) moglicherweise hinreichend genaue Kurz-
fristprognosen erstellt werden konnten.

2.3 Die Windstromgestehungskosten

Im Gegensatz zu der im Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2004) und in den Untersuchun-
gen von Rehfeldt (2003), Molly (2002) und Durstewitz et. al. (2001) behaupteten Kostenmin-
derungspotentiale durch VergroBerung der Anlagen sind wir wie Klinger (2003) der Uberzeu-
gung, dall diese nur noch marginal sind. Die Rotoren der Vestas V44 bis V82 (600 bis 2000

kW) weisen einen Massenzuwachs mit einer Potenz von 3,3 zum Radius auf (Tab. 5), wih-

Tabelle 5: Progression der Rotormassen
Daten: Vestas Wind Systems A/S

m = mo(D/Dg)*” Rotormasse | Leistung

Anlage r [m] D/DO | fiktiv [t] | real [t] [kW]
Vestas V44 22,0 1,00 5,2 5,2 600
Vestas V47 23,5 1,07 6,5 7,2 660
Vestas V52 26,0 1,18 9,0 10,0 850

Vestas V66 33,0 1,50 19,8 23,0 1650
Vestas V80 40,0 1,82 37,4 37,0 2000
Vestas V82 41,0 1,86 40,6 43,0 1650

rend die Energicausbeute nur quadratisch ansteigt. Da die Kosten proportional zum
Massenzuwachs steigen, ist in der Zukunft nicht mit weiter sinkenden spezifischen Anlagen-
herstellungskosten zu rechnen.

Zwar hat die Verwendung von CfK-Verbundwerkstoffen fiir die Rotorblétter den Gesamtmas-
senzuwachs der V112 gegeniiber der V44 auf eine Potenz von 2,5 begrenzt, hat aber hohere
Material- und Fertigungskosten zur Folge. Die elektrische Leitfahigkeit des Materials erhoht
zudem das Blitzschlagrisiko, was zusétzliche Blitzschutzmalnahmen erfordert. Die 6kono-
misch vertretbaren ingenieurtechnischen Massenreduktionspotentiale sind somit erreicht,
wenn nicht iiberschritten. Eine abschlieBende Beurteilung ist jedoch nicht moglich, weil die
Anlagenhersteller keine Preise veroffentlichen. Zweifel bestehen auch hinsichtlich der Stand-
festigkeit der abgemagerten Komponenten, die 100 bis 200 Millionen Last-, Torsions- und
Biegewechsel nebst Schwingungen schadlos iiberstehen miissen. Lernkurveneffekte bei der
Fertigung der Generatoren, Getriebe, Tiirme, Transformatoren, Seekabel und Ferniiberwa-
chungssysteme diirften inzwischen weitgehend ausgeschdpft sein, weil es sich wesentlich nur
um anzupassende Alttechnologie handelt. Allenfalls die Auswirkungen einer standardisierten
Massenfertigung mit entsprechender Fixkostendegression sind denkbar, aber angesichts der
zu erwartenden geringen Stiickzahlen nicht in der vorhergesagten Grof3enordnungen von 40%.
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Die Tatsache, daB die ersten kommerziell in Deutschland angebotenen Anlagen aufgrund des
,»Growian‘“-Desasters und der Ermiidungsprobleme der US-amerikanischen WKA konstruktiv
iiberdimensioniert wurden, ermoglichte nach unserer Auffassung den von Molly (2002) ermit-
telten Massen- und Kostentrend. Die Annahme von Durstewitz et. al. (2001), daB3 mit Beginn
des Offshore-Zeitalters, also nur einem Einsatzortwechsel, fiir alle WKA-Komponenten, also
Tiirme, Elektrik und Rotoren jeweils eine neue Lernkurve beginnt, ist logisch nicht nachvoll-
ziehbar und empirisch nicht belegt. Zur Kompensation der im EEG festgelegten jdhrlichen
Vergiitungsdegression von 2% zuziiglich 2% Inflation (EZB-Ziel) einschlieBlich der ab 2011
vorgesehenen Stufe von 26% miifiten die Herstellungskosten um 41% sinken. Die Kostende-
gression miifite sich beispielsweise auch auf die Seekabelverbindungskosten erstrecken, damit
eine Errichtung und der Betrieb von WKA nach den Vorgaben des EEG nach 2010 rentabel
ist. Selbst optimistische Schétzungen gehen bei den Seekabeln nur von einem Kostensen-
kungspotential von 20 % aus (Summerer 2003). Gleiches gilt hinsichtlich des der Inflation
unterliegenden personalintensiven Wartungs- und Instandsetzungsaufwandes. Die Prozesse
und der Aufwand der Wartung der WKA sind insbesondere unter Hochseebedingungen nur
noch bedingt optimierbar, weil z.B. im Instandsetzungsfall die komplette Ausriistung ein-
schlieBlich Personal vom Stiitzpunkthafen zum Einsatzort transportiert werden muf3. Kosten-
reduzierungspotentiale in der Gro8enordnung von 40% binnen 6 Jahren sind unrealistisch.

Unseren Simulationsrechnungen haben wir deshalb die jetzt geltende Hochstvergiitung von
91 €/ MWh als Minimum und nicht die ab 2011 geltenden niedrigeren Sétze zugrundegelegt.
Dieser Windstromgestehungspreis beruht im wesentlichen auf dem Ansatz von Rehfeldt
(2003) und einem KfW-Zins von 5,5%. Zur Zeit sind nach Auskunft der IPEX-Bank (Schéfer
2005) bei einer Laufzeit von 10 Jahren 6,5% realistisch. Hirschhausen und Jeske (2005) gehen
ebenfalls nicht davon aus, daf3 sich nach den Vorgaben des EEG fiir Investoren eine dem Ri-
siko entsprechende akzeptable Kapitalverzinsung ergibt. Unsere Rechnungen nach der Net-
Present-Value-Methode mit modifizierten Annahmen (Tab. 6a, b) entsprechend den Vollast-
stunden unseres validierten Windmodells ergeben bei einem adidquaten Risikozinssatz fiir das
haftende Eigenkapital von 11% notwendige Vergiitungen von 11 bis 12 Cent/kWh.

Tabelle 6a: Rentabilitat unter modifizierten Tabelle 6b: Rentabilitat unter modifizierten
Annahmen Annahmen

Investitionen Betriebskosten in % Investitionen Betriebskosten in %
Gesamt 2500 €/kW] der Maschinenkosten | |Gesamt 2500 €/kW] der Maschinenkosten
Maschine 1200 €/kW]Jahr 1-10 6,50%]| |Maschine 1500 €/kW|]Jahr 1-10 6,50%
Fremdkapital 70%|Jahr 11-20 9,50%]| |Fremdkapital 70%|Jahr 11-20 9,50%
Tilgung 15 Jahre]Vollast [h] 3350] |Tilgung 10 Jahre|Vollast [h] 3350
Zinssatz 6,5% EEG-Vergiutung Zinssatz 6,5% EEG-Vergutung
Annuitat 186,1 €]Jahr 1- 15 110 €/ MWh] |Annuitat 243,4 €|Jahr 1- 15 121 €/ MWh
Inflation 2%]|Jahr 16-20 | 70 € MWh| [Inflation 2%J|Jahr 16-20 | 80 €/ MWh
Eigenkapital 30% Eigenkapital 30%
EK-Rendite 11%]Net-Present-Value EK-Rendite 11%]Net-Present-Value
Beteiligung 20 Jahre | -7 €] [Beteiligung 20 Jahre | 1€
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Die notwendige Mindestinvestitionssumme von 2500 €/kW-Nennleistung ergibt sich bzgl. der
Errichtung der Anlagen aus einer von uns gefiihrten nicht reprisentativen Umfrage bei im
Offshorebereich titigen Schiffahrts- und Bergungsunternehmen® hinsichtlich der derzeitigen
Marktpreise fiir den Geréteeinsatz. Fiir ein Tripodfundament errechneten wir Kosten von 3
Mill. € bei einer Masse von 1000 t bei 3 €/Kg verarbeitetem Stahl’. Die Kosten fiir den Hoch-
spannungsgleichstromnetzanschlu3 bei einer durchschnittlichen Kabellinge von 150 Km

wurden entsprechend den Angaben von Summerer (2004) berechnet (Tabelle 7).

Tabelle 7: Geschatzte Errichtungskosten einer E-112 in der Nordsee bei 30- 40m Wassertiefe

Kostenposition Spez. Kosten Kosten Gerat €/Tag |Tage| Kosten
Seekabel 150 Km 716 €/ MW/Km 483.300 €]Schiff 98.000] 2 | 196.000 €
Umrichter 2 X 4,5 MW 120 €/kW 540.000 €|Ramme 55.000f 2 [ 110.000 €
Tripod 1000 t 3 €/ Kg 3.000.000 €]Hubinsel 60.000f 2 | 120.000 €
Anlage kompl. 1.500 €/kW 6.750.000 €]Ponton 25.000f 2 50.000 €
Errichtung 476.000 €|Offshore-Dienstleistungen | 476.000 €
Gesamtkosten Anlage mit Anbindung 11.249.300 €

Spezifische Kosten 2.500 €/kW

Uber die voraussichtlichen Stromgestehungskosten ab dem jeweiligen Investitionszeitpunkt
werden die dann geltenden Kapitalmarktzinsen und die Preise der Multi-MW-Anlagen ent-
scheiden, die jedoch nur von GE Energy fiir die GE 3.6 mit zur Zeit geltenden 1700 €/kW
beziffert wurden (Jeske 2005). Enercon-Geschéftsfithrer Wobben (2005) will zumindest nicht
dementieren, daf die derzeitige Einspeisevergiitung nach dem EEG nicht reicht. Auch gibt es
mit einer Fundamentkonstruktion technische Schwierigkeiten, denn Ende April 2005 wurde
der Aufbau einer 4,5 MW-Anlage in der Jade (500m vom Ufer) abgebrochen und auf unbe-
stimmte Zeit verschoben (Ostfriesische Nachrichten 2005). Die Kostenrelation zwischen fos-
siler und regenerativer Stromerzeugung wird sich also durch Fortschritte bei der Fertigung
und der Errichtung der Anlagen nicht wesentlich dndern. Eher ist anzunehmen, dafl Angebots-
und Nachfragedisparitidten oder psychologische Zyklen und Kapazititsengpisse zu kurzfristig
steigenden Primérenergiepreisen flir Kohle und Gas fiihren, aber langfristig der Anstieg wie
nach den beiden ersten Olkrisen moderat verlduft und Windstrom nur subventioniert konkur-

renzféhig bleiben wird.
2.4 Das Ensemble der Szenarien

Eine unverzichtbare Maxime jeder Treibhausgasminderungspolitik ist die Strategie der Ko-
steneffizienz, die durch optimale ErschlieBung der technisch méglichen CO,-Vermeidungs-
potentiale die spezifischen Vermeidungskosten minimiert. Die 6konomische und 6kologische

Bewertung verschiedener Strategien setzt ein Referenzszenario, liblicherweise ,,Business as

* Die Unternehmen baten aus Wettbewerbsgriinden um Diskretion
> Diese Rechnung wurde durch Kahle, H. (2004) bestitigt
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Usual®, voraus, an dem die Ergebnisse gemessen werden. Durch die beabsichtigte Abschal-
tung der Kernkraftwerke bis zum Jahr 2020 ist es uns nur moglich ein fiktives Basisszenario
anhand der derzeitigen Nutzung des fossilen Kraftwerksparks zu erstellen. Bei politisch stra-
tegisch vorgegebenem Drittelmix der Kraftwerkstechnologien wird jeder Kraftwerkspark- und
Netzbetreiber, der mehrere Technologien mit unterschiedlichen fixen und variablen Kosten
nutzt oder nutzen kann, nicht nur in einem liberalisierten Markt betriebskostenoptimal han-
deln, wenn dies unter dem Zwang der jederzeit zu garantierenden Versorgungssicherheit
technisch moglich ist. Wenn moglich, wird er seinen Kraftwerkspark langfristig auch entspre-
chend zusammenstellen, gegebenenfalls durch geeignete Zu- oder Verkdufe. Die negative
Folge aus Sicht des Klimaschutzes ist, daf} aus betriebswirtschaftlichen Griinden ein technisch
moglicher emissionsminimierender Einsatz unterlassen wird, weil ein effektives Anreizsystem
fehlt. Wegen der Gegenlédufigkeit der fixen und variablen Kosten, die bei BK-Kraftwerken am
hochsten bzw. niedrigsten und bei Gasturbinen- und GuD-Kraftwerken am niedrigsten bzw.
hochsten sind, werden die BK-Kraftwerke mit den hochsten Emissionen in der Grundlast und
die Gaskraftwerke mit den niedrigsten Emissionen in der Spitzenlast eingesetzt (Tabelle 8).

Tabelle 8: Emissionen und Leistungen deutscher Kraftwerke im Jahr 2000; Quellen: Stat. Bundesamt,
Kohlestatistik e.V., VDEW, Bundesverband Braunkohle, ExternE, eigene Berechnungen

Deutschland Emittierte Luftschadstoffe bei der Elektrizitdtserzeugung Wirkungs-| Strom- | EnpaB- | Vollast-
Emissionen Cc0O2 S0O2 NOx CH4 N20 |CO2 Aqu] PM10 | gradel. | produktion] leistung | stunden
Einheit g/kWh |mg/kWh]mg/kWh|mg/kWh|mg/kWh| g/kWh |mg/kWh % TWh GwW h
Steinkohle 954 332 595 48 48 970 66 37,4 143,164 | 32,281 | 4435
Braunkohle 1203 482 866 16 53 1220 96 34,2 127,332 | 19,027 | 6796
Erdgas 386 0 250 32 1 387 0 47,0 61,406 | 22,356 | 3973
Ol 1181 182 1120 48 83 1207 3 22,6 3,614 7,52 480
Bio/Mill 0 74 223 0 0 0 2,9 - 6,2 - -
Wasser - - - - - - - - 25,962 9,044 2871
Wind - - - - - - - - 9,4 6,113 1538
Kernkraft - - - - - - - 31,2 169,606 | 23,563 | 7198

In einem liberalisierten Markt ohne zwingende Rechtsvorschriften, dhnlich dem EEG, wel-
ches zur Abnahme und Verteilung von Strom zu staatlich festgelegten Preisen zwingt, oder
durch den Zwang zum Kauf von Emissionsrechten, wird kein Kraftwerksparkbetreiber seine
Kraftwerke emissionsminimierend nutzen oder zu hoheren Preisen emissionsarm erzeugte
Energie einkaufen. Der aus Tabelle 8 ersichtliche Einsatz der Gasturbinenkraftwerke zur Ab-
deckung der Spitzenlast erfolgt zwar auch wegen der hoheren Lastwechselgeschwindigkeit
und der bei Gasturbinen minimalen Anfahrzeit von wenigen Minuten® und den niedrigeren
An- und Abfahrkosten, aber auch wegen der sich aus dem Grund- und Mittellastbetrieb erge-
benden hoheren Fixkostendegression der BK- und SK-Kraftwerke und den niedrigeren Stro-

merzeugungskosten. Dies bedeutet allerdings nicht, dal BK- oder SK- Kraftwerke nicht im

% GuD-Kraftwerke bendtigen etwa 1 Stunde bis zum Erreichen der Vollast (Newald 2004), BK- und SK-
Kraftwerke 115 — 400 Min. (Meier 2003)
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Mittel- und Spitzenlastband gefahren werden konnten. Seitens der VEAG, seit 2002 Teil von
Vattenfall, wurden z.B. zur Minimierung der kostentrdachtigen nachfrageinduzierten An- und
Abfahrvorginge des iiberwiegend mit Braunkohle befeuerten Kraftwerksparks Pumpspei-
cherkraftwerke zur Abdeckung der Regel- und Spitzenlast eingesetzt (Gollmer et al. 1997).
Unter der Voraussetzung entsprechender Ubertragungskapazititen zwischen den vier deut-
schen Regelzonen und den europdischen Wasserkraftwerken lie3e sich der derzeitige deutsche
fossile Kraftwerkspark bei hoheren Kosten ohne Gefiahrdung der Versorgungssicherheit emis-
sionsminimierend fahren. Die mit Erdgas befeuerten Gasturbinen- und GuD-Kraftwerke kon-
nten iiberwiegend als Grundlastkraftwerke gefahren werden und die BK- oder SK-Kraftwerke
im Verbund mit den Pumpspeicherkraftwerken als Mittel- und Spitzenlastkraftwerke. Die
zusitzlichen Emissionen durch den Pumpspeicherbetrieb sind gegeniiber den Einsparungen
eines Kombibetriebs vernachldssigbar. Entsprechend haben wir unsere Szenarien ohne Wind-
energie jeweils betriebskosten- und emissionsminimierend gerechnet. Im Kostenmini-
mierungsszenario wird zur Abdeckung der gut prognostizierbaren Tageslastschwankungen die
variable Last durch die Gas- und Steinkohlekraftwerke gedeckt. Mit Braunkohle wird die
Grundlast erzeugt. In drei der vier Emissionsminimierungsszenarien wird mit Erdgas die
Grundlast und Braun- bzw. Steinkohle entweder die Mittellast oder die variable Last erzeugt

(Tab. 9).

Tabelle 9: Anteile der Energietrager an der fossil abgedeckten taglichen Maximallast

Optimierungsziel Kosten Emissionen | Emissionen ]| Emissionen | Emissionen Kosten
Szenario 1 2 3 4 5 6
Grundlast [%] BK [42] Gas [40] Gas [40] BK [20] Gas [33,3] | BK[33,3]
Mittel- und vari- SK [42] BK [40] SK [40] SK [40] SK[33,3] | SK|[33,3]
able Tageslast [%] | Gas [16] SK [20] BK [20] Gas [40] BK[33,3] | Gas [33,3]

Die Szenarien 5 und 6 decken den Fall ab, dal Erdgas nur begrenzt zur Verfligung steht. Die
SK- und BK-Kraftwerke werden wegen ihrer langen an und Abfahrzeiten im Modell in Teil-
last gefahren. Abschaltungen und damit verbundene Kosten und Emissionen werden nicht
extra einbezogen. Zum Ausgleich ist im Modell nur die Kapazitdt am Netz, die der 6-stiind-
lich variierenden Maximallast entspricht. Der fiktive Teillastbetrieb deckt einen Grofteil der
Emissionen ab, der durch die An- und Abfahrvorgédnge in der Realitit einschlieflich des da-
mit verbundenen zwangsldufigen Teillastbetriebes bedingt wéren. Die maximalen Regelverlu-
ste unserer Simulation entsprechen derselben Gréf3enordnung wie der von Leonhard und Miil-
ler (2002) ermittelten Ergebnisse, die Abschaltungen und Teillastbetrieb simulierten. Die pro-
duzierte Strommenge, Emissionen und Kosten fiir jeden Kraftwerkstyp werden jeweils in 15-

Minutenintervallen anhand der Teillastwirkungsgradkurven gestuft bestimmt. Basis der Be-
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rechnungen bilden die von den Netzbetreibern (E.ON, Vattenfall, EnBW und RWE 2005)
veroffentlichten viertelstiindlichen Einspeisungen von April 2003 bis Dezember 2004 in das
Verbundnetz, die feier- und wochentagskonform auf 4 Jahre extrapoliert wurden, um damit
auch unser Modell mit den vierjahrigen Winddaten antreiben zu koénnen. Berechnungen fiir
eine kostenoptimale Fahrweise des fossilen Kraftwerksparks bei Nutzung der Windenergie
sind nicht sinnvoll. Die starken Fluktuationen der Windstromeinspeisung konnen nur mit
GuD-Kraftwerken (Lastwechselgeschwindigkeit + 6% der Nennlast pro Minute im Bereich
von 30 — 95% der Nennleistung) kompensiert werden. Die dénischen Netzbetreiber z.B. glei-
chen bei einem Windenergieanteil von 15% (3120 MW Nennleistung) und einem Steinkohle-
anteil incl. Orimulsion von 67% (4944 MW Nennleistung) an der Stromerzeugung die Fluk-
tuationen des Windstroms iiberwiegend durch Im- und Exporte mit Schweden und Norwegen
iiber Seekabel (Skagerak und Kattegat 1700 MW DC, Oresund 1900 MW AC) sowie eine
Drehstromkuppelleitung (1200 MW) mit dem E.ON-Netz aus (VDN 2004). Die schnell regel-
baren skandinavischen Wasserkraftwerke werden so im Verbund quasi als verlustarme Spei-
cher eingesetzt. In Deutschland ist dies nicht moglich, denn die Ubertragungskapazitiit zwi-
schen Schweden und Deutschland betrdgt maximal 600 MW (VDN 2004) und der Einsatz der
deutschen Pumpspeicherkraftwerke wire neben den Ubertragungsverlusten mit 20 bis 25%
Verlust verbunden. Die dénischen fossilen Kraftwerke, tiberwiegend KWK-Kraftwerke kon-
nen so jeweils in ihrem optimalen Wirkungsgradbereich bzw. entsprechend der Warmenach-
frage gefahren werden. Trotzdem verursacht der Betrieb von vielen kleinen dezentralen und
groBBen zentralen KWK-Kraftwerken zusammen mit den WKA kritische Netzzustinde, deren
Handling nicht immer einfach ist (Jensen 2002), weil nicht geniigend positive oder negative
Regelkapazitit vorhanden ist, wenn die Kuppelleitungen zu den anderen Netzen bereits hoch

belastet sind.

In unseren Modellberechnungen mit Windstromeinspeisung werden deshalb die GuD-Kraft-
werke als erste in Teillast gefahren und tragen die Hauptlast zur Bereitstellung der bendtigten
schnellen Regelenergie, danach die SK- und BK-Kraftwerke. Indirekt beriicksichtigt dies, daf3
die Kraftwerke mit den hochsten variablen Kosten seitens der Stromerzeuger zuerst gedrosselt
werden, wenn fiir den erzwungenen Einsatz kein Ausgleich gezahlt wird. Um der Tatsache
Rechnung zu tragen, daB} real jeder Kraftwerksparkbetreiber seine Kraftwerke im optimalen
Kosten- oder Wirkungsgradbereich fahrt und wenn moglich auch Abschaltungen von Blocken
vornimmt, entspricht in unserem Modell die viertelstiindliche bereitgestellte Kraftwerkskapa-

zitdt der jeweiligen Stromnachfrage. Die fossil abzudeckende tdgliche maximale Netzlast wird
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bei Nutzung der Windenergie zu mindestens 33,3% mit Erdgas erzeugt. Dies stellt sicher, daf3
ein Abfall der Windleistung von 2900 MW/min zumindest rechnerisch nicht zur Instabilitit
des Netzes fithrt. Nach den Gleichungen 4a bis e werden die Netzlastanteile der einzelnen

Primérenergietridger bestimmt.

P, (t) = f(Uhrzeit, Wochentag, Monat) . (4a)
3 3 ) Pmax
Pf (t) = PNetz - PWa = PG (t) + PSK (t) + PBK (t) = Z a‘nPf (t) = Z Pn (t) mit o, = Pr,lmx . (4b)
n=I n=1 f
AP, =(1-B,)P™. (4¢)
3
Py, = AP, = > d AP, mit 0<d, <1. (4d)
n=l
3
PV =Py, —Py, — Py = D (AP, = AP + AP™) mit AP™™ =B P™. (4e)

n=l
o, =Anteil der Primérenergietriger G, SK und BK an der Deckung der fossil abgedeckten
Netzlast, B, = minimaler technikspezifischer Teillastfaktor, f = fossil, G = Gas, SK = Stein-

kohle, BK = Braunkohle, Wa = Wasser und Wi = Wind.
Die technikspezifischen Wirkungsgrade 7_(t) und Emissionen Em_(t)in Abhingigkeit vom

Grad des Teillastbetriebes ergeben sich aus den GI. 5 und 6.

P

n

' =n,(n)f (M] mit 1, = technikspezifischer Nennwirkungsgrad. (5)

Ny (n)

n

Em (t)=Em,(n) mit Em, = minimale technikspezifische Emissionen. (6)

Der Grad des Teillastbetriebs der drei Kraftwerkstypen wird somit ausschlieBlich durch die
Hohe der Windstromeinspeisung und nicht durch die jeweilige Nachfrage bestimmt, so daf3
im Modell eine eindeutige abgrenzbare betriebswirtschaftliche Zuordnung der Kosten zu den

damit verbundenen Emissionsvermeidungen gegeben ist.
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3. Ergebnisse
3.1 Auswirkungen auf die Netzstabilitit

Das Europédische Drehstromverbundnetz ist so ausgelegt, dal der schlagartige Ausfall von
3000 MW automatisch mit der Primirreserve (Sekundenreserve) problemlos kompensiert
wird und innerhalb von 15 Minuten nach einem solchen Storfall die Sekundarreserve (Minu-
tenreserve) und spéter die manuelle Tertidr- oder Stundenreserve die ausgefallene Kraftwerks-
leistung ersetzt und die Ausfallabsicherung wiederhergestellt ist. Fiir die Einhaltung dieser
Standards sind seit der Liberalisierung die jeweiligen Netzbetreiber der Regelzonen verant-
wortlich, die keinen direkten Zugriff auf die Steuerung der Kraftwerke mehr haben. Daneben
sorgen die Netzbetreiber entsprechend dem bekannten bzw. sehr gut prognostizierbaren zeitli-
chen Verlauf der alltdglichen Stromnachfrage durch langfristigen Einkauf von Kraftwerkska-
pazitét fiir Ausgleich. Nach den Prognosen werden Fahrpldne fiir den Kraftwerkseinsatz er-
stellt. Die nicht prognostizierbaren Abweichungen werden mit kurzfristig eingekaufter Regel-
energie ausgeglichen. Seitens der Befiirworter der Einspeisung stochastisch fluktuierender
Energie in das Verbundnetz wird vehement bestritten, dall zusitzlich fossil erzeugte Regel-
und Reserveenergie in erheblichem Ausmall notwendig ist, um jederzeit die Netzstabilitdt
gewihrleisten zu konnen. Es wird behauptet, da3 auf der Basis von kurzfristigen Windprog-
nosen (12 bis 24 h) mit 8% mittlerem Fehler (Meyer 2003) die konventionellen Kraftwerke
windangebotsorientiert gefahren werden konnen, also Blackouts selbst bei Extremereignissen
ausgeschlossen sind. Als Ergebnis der DENA-Studie (2005, Umwelt 4/2005) wird behauptet,
ohne die geplanten Offshore-Windstromeinspeisungen in irgendeiner Weise realistisch mo-
delliert zu haben, dal3 die hochvolatilen Einspeisungen problemlos in das Verbundnetz zu
integrieren seien. Die Untersuchung einschlieBlich Modellierung unterblieb wegen zu hohen
Aufwandes (DEWI et al. 2005).

Unser Modell schlie3t diese Liicke. Es bietet die Moglichkeit, mit der hohen Auflosung von 5
Minuten die zu erwartenden Einspeisungsfluktuationen und die jeweils notwendige variable
Reservekraftwerkskapazitit fiir beliebige Zeitabschnitte anhand der in 15-miniitigen Interval-
len vorliegenden Netzlast zu bestimmen. Die sich daraus ergebenden jeweils auszugleichen-
den maximalen Kapazitdtsinderungen fiir die vier Jahresperioden ohne Extremereignisse sind
in Tab. 10 angegeben. Wéhrend ohne Windstrom die Lastdnderungen im 2-Stunden-Intervall
maximal £ 10 bis £ 12 GW betragen, liegt sie mit Windstrom zwischen + 19 und £25 GW,
wobei allein die Windstromeinspeisung Hiibe bis zu £19 GW aufweist (Tab. 10 und Abb. 4).
Mit der Sekundérreserve des UCTE-Netzes sind diese Hiibe nicht zu bewiltigen (Ott et al.
2004).
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Tabelle 10: Maximale Last- und Einspeiseanderungen der Kraftwerksparks
durch Windstrom; Quellen: Netzbetreiber, eigene Berechnungen

Maximale Leistungsanderungen der Kraftwerksparks in MW
Fossile Kraftwerke Windparks
Periode | 15 Min| 30 Min| 60 Min] 120 Min] 15 Min| 30 Min| 60 Min| 120 Min
2000/01] 5100 | 7800 | 14000 | 24800 | 4000 | 6600 [ 11900 19600
2001/02| 4600 | 7900 | 14500 | 23700 | 3400 | 6300 [ 10600| 16100
2002/03 | 4600 | 7500 | 12600 | 20700 | 3800 [ 6000 [ 11300 18800
2003/04 | 5100 | 7700 | 13500 | 21500 | 3700 | 6500 [ 11600 18800
2000/01| -4700 | -7000 [-11900| -19500 | -3100 | -5300 | -9600 | -15300
2001/02 | -4000 | -7000 [-11200| -19000 | -4300 | -5900 [-10300| -16700
2002/03 | -5700 | -7200 [-12700| -20900 | -3800 | -7000 |-11600| -19200
2003/04 | -4000 | -7500 [-13000| -21300 | -3900 | -6000 [-10500] -18400

70

Abb. 4: April 2003: Netzlast und fossile Stromerzeugung bei Windstromeinspeisung
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Die entsprechende Reserve muf3 deshalb als schnell aktivierbareTertidrreserve vorgehalten

werden, was entweder iiber entsprechend bereitstehende Gas- und Wasserturbinenkraftwerks-

kapazitit oder in Teillast gefahrene Damptkraftwerke geschehen kann. Um selten auftretende

Ereignisse handelt es sich auch nicht (Tab. 11 und Abb. 12).

Tab. 11: Anzahl extremer Lastwechsel

Tabelle 12: Durchzug Orkan “Jeanette’

Anzahl 2-stindiger Lastanderungen

Fossile Kraftwerke Windparks Notwendige konventionelle Reserveleistung
>15GW [<-12 GW]| > 10 GW [ <-10 GW durch 'Jeanette' in [GW]
200071 72 74 73 72 Intervall [min] 5] 10| 15| 30| 45
2001/2 147 146 122 126 "
50023 6 85 o4 5 Positive 5,0 8,8] 11,5 18,3] 20,5
2003/4 93 97 56 56 Negative -4,41 -8,0| -11,1| -17,8] -21,0
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Mit den iiblichen kurz- bis mittelfristigen (12 bis 72 h) numerischen Prognosen der Wetter-
dienste sind diese Ereignisse und die Windgeschwindigkeiten nicht sicher prognostizierbar

(Kratzsch 2005). Dies gilt sowohl fiir die Hohe, als insbesondere fiir den Zeitpunkt.

Bereits ein Fehler hinsichtlich des Beginns der Lastdnderung von nur 60 Min verursacht bei
den vom Modell errechneten Gradienten einen Regelenergiebedarf von 8 bis 10 GW. Dieser
Fehlertyp tritt nach Ernst (2003) relativ hiufig auf. Extremereignisse wie der Durchzug von
Sturm- und Orkantiefs haben wegen der notwendigen Sturmabschaltungen noch héhere Gra-

dienten zur Folge (vgl. Abb. 5, 6 und Tab. 12).

Abb. 5: Orkantief "Jeanette" v. 27/28.02.2002 Abb. 6: Sturmtiefs vom 27.01.-29.01.2002
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Je nach Zugrichtung der Kaltfront und des Hohentroges weichen diese um + 10% von den
Werten in Tab. 10 ab. Mit der derzeit automatisch vorgehaltenen Sekundirreserve von 7 bzw.
-5,5 GW und einer Minutenreserve von 3370 MW (Hodurek 2005) wéren die Leistungs-
schwankungen durch Sturmabschaltungen bereits nach den ersten 10 Minuten nicht mehr
kompensierbar. Binnen 45 Minuten hdtten 80% der installierten Windleistung ersetzt werden
miissen. Rein rechnerisch ist eine Kompensation bei einer Lastwechselgeschwindigkeit von
4% der Nennleistung moglich, wenn die Kraftwerke synchron im Teillastbetrieb gefahren
werden. Die hierfiir notwendige Zentralisierung der Kraftwerkssteuerung in den vier Regel-
zonen einschlieBlich der bisher manuellen Aktivierung der Tertidrreserve und des Einkaufs
von Reserveleistung diirfte jedoch gegen die Liberalisierungs- und Kartellbestimmungen der
EU verstoen. Aber nicht nur im Extremfall ist eine Zentralsteuerung notwendig, um kosten-

trachtige Blackouts zu vermeiden.

Die Unterschiede zwischen den realen Onshore- und den modellierten Offshore-Einspeisun-
gen in die EON-Regelzone vom 28.04. bis 04.05.2003 zeigen, da3 binnen einer Woche ohne
Stiirme bei Offshore-Windstromnutzung 12 Hiibe mit bis zu 19 GW/2h hitten kompensiert

werden miissen, entgegen den 6 realen von 2 bis 4 GW {iber 2 und mehr Stunden (Abb. 7 und
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8). Die bisherigen Erfahrungen mit der Windstromeinspeisung in das E.ON-Netz sind deshalb
auf den Offshore-Fall nicht iibertragbar. Die Ausgleichseffekte durch das groe Gebiet der
E.ON-Netzzone mit einer Breite von ca. 300 Km und Lange von ca. 800 Km und weit verteil-
ten kleinen Windparks treten bei geclusterten Offshore-Windparks mit 500 bis 4000 MW
Nennleistung in einem Areal von 160*110 Km nicht auf. Dies erfordert deshalb wesentlich

prazisere Windfeldprognosen.

Abb. 7: Windstromeinspeisung in das E.ON-Netz Abb. 8 : Offshore-Modell: Windstromleistung
28.04. - 04.05.2003; Quelle: E.ON Netz GmbH 2004 28.04.2003 - 04.05.2003
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Auch die von Dany (2000) ermittelte Kraftwerksreserveleistung von 300 bis 600 MW pro
GW installierte Windleistung ist fiir die Einbindung von Offshore-Windparks selbst bei einem
minimalen Prognosefehler von 60 Minuten im Normalfall unter der Annahme der Vorhersage
eines exakten Verlaufs der Windgeschwindigkeit zu niedrig. Nach unseren Modellrechnungen
muf} die Summe der Sekundir- und Tertidrreserve 90% der am Netz befindlichen bzw. pro-
gnostizierten Offshore-Leistung betragen, bei einem minimalem Anteil einer 15-miniitigen
Sekundérreserve von 12000 MW fiir prognostizierte Extremfille. Ob und wieweit durch Ver-
besserung der physikalisch-dynamischen Regionalmodelle die Vorhersagen genauer werden
konnen, kann derzeit nicht beurteilt werden. Zeitlich und horizontal hochaufgeloste Windpro-
filmessungen der Grenzschicht iiber der Nordsee, die zu einer Bestimmung bzw. Verbesse-
rung der Prognosegiite genutzt werden konnten, existieren nicht. Hier besteht deshalb noch
erheblicher MeB- und Forschungsbedarf.

Weiterer Forschungsbedarf besteht, denn die langjdhrigen Mefreihen am NDR-Sendemast
zeigen zeitweilig halb- bis zweistiindige stabile periodische Schwankungen mit Amplituden
von bis zu 6 m/s (Abb. 9). Ahnliche Muster haben wir in den verdffentlichten Zeitreihen der
dénischen MeBmasten gefunden. Die zeitliche Stabilitdt und rdumliche Ausdehnung der ver-
ursachenden Turbulenzstrukturen ist nicht bekannt. In unserem Modell haben diese Periodizi-
titen durch die Clusterung der Windparks zu Kumulationseffekten der Schwankungen ge-
fiihrt, die 15 % der Nennleistung erreichten. Diese zur Zeit mit den numerischen Prognose-
modellen nicht prognostizierbare konvektive Turbulenz erfordert eine zusétzliche Bereitstel-

lung von automatisch abrufbarer Sekundirleistung. Auch hier besteht fiir eine sichere Beurtei-
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Wind [m/s]

lung des Phanomens, der Haufigkeit des Auftretens und der Hohe der notwendigen Regellei-
stung erheblicher Forschungsbedarf. Auf der Grundlage von punktuellen Messungen, wie z.B.
FINOI1, Hamburg oder die dinischen Stationen, sind das Phdnomen und die Auswirkungen

nicht sicher zu beurteilen und physikalisch-dynamisch zu modellieren.

Abb. 9: Periodische Windschwankungen am 05.06. - 06.06.2005: NDR 250 m
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Da wir hier nur die geplanten Offshore-Kapazititen modelliert haben, die selbst an Schwach-
lasttagen einen kompletten Teillastbetrieb des konventionellen Kraftwerksparks zulassen, sei
darauf hingewiesen, daf} bei zukiinftig an Land installierten 20 bis 25 000 MW bei Starkwind
zu Schwachlastzeiten mehr Windstrom erzeugt werden wiirde, als nachgefragt wird. Da ein
Abschalten der konventionellen Kraftwerke aus Sicherheitsgriinden ausscheidet, miissen ent-
weder die Windmiihlen gezielt abgeschaltet werden oder der Strom muf3 exportiert werden,
was entsprechende Ubertragungskapazititen in die Nachbarlinder voraussetzt, die zur Zeit
nicht gegeben sind. Zudem miifiten die dortigen Netzbetreiber bereit sein, den Strom abzu-
nehmen, mit der Folge eines Preisverfalls. In Ddnemark hat sich dieses Risiko bereits ver-
wirklicht (Jensen 2002). Ohne Verbund mit den Nachbarn ist das westddnische Netz bei der

derzeitigen Kraftwerksstruktur nicht mehr stabil zu betreiben.
3.2 CO,-Vermeidungskosten ohne Nutzung der Windenergie

Eine ausschlieBliche Nutzung von Erdgas zur Stromerzeugung konnte die CO,-Emissionen
des deutschen fossil befeuerten Kraftwerksparks um mehr als 60 % reduzieren. Wegen der
politisch-strategischen Forderung, dafl der komplette Ausfall eines Primérenergietrigers nicht
zu einer Einschrinkung der Stromversorgung fithren darf, sind dem jedoch Grenzen gesetzt.

Volks- und betriebswirtschaftlich ist es wegen der hohen Kapitalbindungskosten, insbesonde-
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re bei der Braunkohle, nicht sinnvoll, nur eine Technologie extensiv auszubauen und zu nut-
zen und die beiden anderen eingemottet in Reserve zu halten. Die Ergebnisse der Modellrech-

nungen entsprechend der Szenarien in Abschnitt 2.4 (Tab. 9) sind in Tab. 13 dargestellt.

Tab. 13: Emissionen, Kosten und Minderungspotentiale der Szenarien

Szenario 1 | 2] 3] 4] 5 ] 6 1-2 [ 1-3 ] 1-4] 6-5
CO,- Emissionen [Mill. t] COx-Minderung [Mill. t]
Basis 500 [ 395 | 360 | 405 | 394 | 444 104 140 95 50

Ersatz Atom+"Alt" | 450 | 355 | 327 | 372 | 358 | 382 95 123 78 24
Technik 2000 387 | 306 | 284 | 318 | 308 [ 345 81 102 68 36
Technik 2030 331 | 268 | 250 | 277 | 269 | 286 63 80 54 16

4
E Spezifische Kosten [€/MWh] Strompreiserhéhung [€/MWh]
|G_OJ Basis 37,4 436 | 43,8 424 | 425] 410] 6,2 6,4 5,0 1,5
s |_Ersatz Atom+"Alt" | 36,2 | 41,7 | 419 | 408 | 40,8 | 399] 55 5,8 4,6 1,0
g Technik 2000 345] 395 396 | 385 38,7 ]374] 49 5,1 4,0 1,2
= Technik 2030 332|384 385|373]|375]|366| 5,1 5,2 4,1 0,9
n Gesamtkosten [Mrd. €] Vermeidungskosten [€/t CO2]
Basis 191122412251 21,7| 21,8 21,0 30,9 | 23,7 | 27,1 15,7

Ersatz Atom+"Alt" | 18,5 21,4 21,5( 209] 209 ] 20,4] 30,0 | 244 | 299 [ 204
Technik 2000 17,71 203 | 20,3 ] 19,71 19,8 192 31,8 | 26,0 | 299 | 174
Technik 2030 17,01 19,7 | 19,7 ] 19,1 ] 19,2 | 18,7 42,5 | 33,8 | 38,9 | 26,7

Entsprechend dem prognostizierten technologischen Fortschritt mit Wirkungsgraden bis 60%
bei GuD-Kraftwerken und 53 bis 55% bei Braun- bzw. Steinkohle durch Kohlevergasungs-
techniken ergibt sich theoretisch fiir Szenario 3 ein maximales jéhrliches Minderungspotential
von 250 Mill. t CO,. Die Vermeidungskosten durch die Verbesserung der Technik sind wegen
unseres Status-Quo-Ansatzes und der Brennstoffkostenersparnisse negativ. Je nach gewéhlter
Zusammensetzung der genutzten Kraftwerkstechnologien ergeben sich zum jeweiligen Basis-
szenario Vermeidungskosten von 24 bis 43 €/t CO, oder 4 bis 6 € Mehrkosten pro MWh.

Die Modellrechnungen zeigen, dal} bereits durch Investitionen in die Erhéhung der Wirkungs-
grade der fossilen Kraftwerkstechnik mit verfiigbarer Technik bis zum Jahr 2020 ein maxima-
les jéhrliches Minderungspotential von 113 Mill. t CO, bei negativen Vermeidungskosten
nutzbar wire. Ein vermehrter Einsatz von Erdgas konnte, bezogen auf das Basisszenario, ein
zusitzliches jdhrliches Reduktionspotential von 100 Mill. t CO; erschlieBen. Mit der bereits
heute verfiigbaren Technik konnte bei vermehrter Nutzung von Erdgas insgesamt, bezogen
auf das Kernenergieausstiegsszenario, ein Minderungspotential von 166 Mill. t erschlossen
werden. Die Kosten von 23 bis 31 € pro vermiedene Tonne CO; bei Einsatz bereits verfiigba-
rer Technik bedeuten eine Erhdhung der Herstellungskosten um 0,5 bis 0,64 Cent/kWh. Mit
dem Einsatz der Kohlevergasungstechnik steigen die Vermeidungskosten auf mindestens 33
bis 43 €. Die CO,-Emissionszertifikate miilten dann langfristig mindestens zu diesen Preisen
gehandelt werden, damit die Elektrizititsversorger ihre Kraftwerksparks auch entsprechend

erneuern und einsetzen. Ob tatséchlich bei Einsatz der Kohlevergasungstechnik die Stromer-
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zeugungskosten durch die Wirkungsgraderh6hungen sinken werden, kann derzeit nicht gesagt
werden, weil die Herstellungs- und Betriebskosten fiir diese Kraftwerke zur Zeit noch nicht
feststehen, denn mit den angegebenen Wirkungsgraden wird die Technik friihestens in 10 bis
15 Jahren zur Verfligung stehen. Das zusitzliche Minderungspotential durch diese Technik
betrdgt 34 bis 56 Mill. t pro Jahr. Bei entsprechender Vorbereitung der bereits jetzt neu zu
errichtenden Kraftwerke kdnnten diese spéter kostengiinstig mit der neuen Technik nachgerti-

stet werden.
3.3 CO,-Vermeidungskosten mit Nutzung der Windenergie

In Abhéngigkeit von der Wahl des Referenzszenarios ergeben sich fiir die Vermeidungskosten
unterschiedliche Werte (Markewitz und Vdogele 2004). Angesichts des technischen Fort-
schritts und der sonstigen sich im Zeitablauf &ndernden technischen und 6konomischen Rand-
bedingungen werden deshalb serios nur Bandbreiten zu ermitteln sein. So sind die Vermei-
dungskosten bei der grofmafstéblichen Nutzung des offshore erzeugten Stroms neben der
Struktur des fossilen Kraftwerksparks direkt abhingig von den Windgeschwindigkeiten, dem
Parkwirkungsgrad, der technischen Verfiigbarkeit der Anlagen und den Ubertragungsverlu-
sten. Fiir die Transportverluste setzen wir 6% einschlielich der internen Parkverkabelungs-
verluste bei Nutzung der HGU-Technik an (Sobek und Santjer 2001; Knies et al, 1999). Die
mittleren Parkwirkungsgrade bis zur Nennleistungswindgeschwindigkeit von 14 m/s wurden
auf 92% festgesetzt und steigen bis 16 m/s linear auf 100% an. Die Parkwirkungsgrade haben
wir anhand der Produktionsdaten der Referenzwindparks in Schleswig-Holstein empirisch
bestimmt. Hinsichtlich der technischen Verfligbarkeit gehen wir in Anlehnung an Sauer und
Schedereit (2002) von 90% aus. Unsere Modellrechnungen ergeben dann im Mittel 3350 Net-
tovollaststunden fiir den Zeitraum Oktober 2000 bis September 2004 auf Basis der Enercon
E-112 Leistungskennlinie (Tab. 14).

Tab. 14: Jahresnettovollaststunden in der Nordsee v. 1.10.00 - 30.09.04

Beginn] 01.10.00 | 01.10.01 01.10.02 | 01.10.03
Ende] 30.09.01 30.09.02 | 30.09.03 | 30.09.04 Mittel
Stunden 3360 3440 3130 3460 3350

Im Gegensatz zur Erzeugung von Windstrom an Land sind bei der Offshore-Nutzung andere
technische Randbedingungen gegeben, die eine freie Wahl des Betriebs konventioneller
Kraftwerke nicht erlauben. Wegen der grolen Amplituden der Fluktuationen und den starken
Gradienten ist mindestens 1/3 der Hochstlast durch GuD-Kraftwerke abzudecken (vgl. vorhe-
rigen Abschnitt). Die bereitzustellende Kapazitit entsprechend der politisch-strategischen
Kraftwerksparkzusammensetzung betridgt somit fiir GuD maximal 40%. Ein rational handeln-
der Kraftwerksbetreiber wird diesen Park kostenoptimal betreiben, um unter dem Zwang des

EEG in einem liberalisierten europédischen Markt wettbewerbsfdhig Strom anbieten zu kon-
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nen. Dem entspriche in etwa Szenario 1 (Tab. 15). Szenario 3 oder 4 entsprechen einer
CO,-minimierenden Fahrweise und Nutzung. Damit ist aber das Zuordnungsproblem der rea-
len Einsparung von Emissionen (EM) durch Windstrom nicht geldst. Mul3 ein Elektrizitits-
versorger, der seinen Park kostenoptimal nutzt, vermehrt GuD-Kraftwerke nutzen, um die
Netzstabilitidt gewéhrleisten zu konnen, so diirfen die damit verbundenen Minderemissionen
weder direkt noch indirekt der Windenergie zugeordnet werden. Als Referenzszenario zur
Bestimmung der der Windenergie zurechenbaren vermiedenen Emissionen kann deshalb nur
das emissionsoptimierte Szenario 4 herangezogen werden und nicht das kostenoptimierte
Szenario 1 oder die Szenarien 2 und 3. Nur Szenario 4 ist eine Alternative zu Szenario 6, die
von den Unternehmen allein wegen mangelnder Anreize aus Wettbewerbsgriinden im liberali-

sierten europdischen Strommarkt nicht genutzt werden kann.

Die der Windenergie zuzurechnenden spezifischen Vermeidungskosten (SVMK) berechnen
sich deshalb auf Basis der Vollkosten (GK) allgemein nach:

SVMK = (EMg — EMy)/(GKw — GKF ) (7)
oder speziell
SMVK = (EMF,opt o EMW ) / (GKW o GKF,opt ) = (EMSZ4 - EMSZﬁ)/(GKSz6 o GKSZ4) (8)
mit F = Fossil und W = Wind.
Tab. 15: Vergleich der CO,-Minderungsstrategien ohne und mit Windstrom
Szenario 1 |Szenario 2 |Szenario 3 |Szenario 4 |Szenario 5 [Szenario 6
Szenario Ohne Wind | Ohne Wind| Ohne Wind|Ohne Wind] Mit Wind | Mit Wind
Grundlast [Anteil] BK42% |Gas 33,3%| BK20% | Gas 40% | BK 33,3% | BK 20%
Mittel- und Spitzenlast SK42% | SK33,3% | SK40% SK40% | SK33,3% | SK40%
[Anteile] Gas 16% | BK 33,3% | Gas 40% | BK20% [|Gas 33,3%| Gas 40%
Emissionen [Mill.t CO,]
5 Basis 500 394 405 360 355 341
g = | Ersatz Atom+"Alt" 452 358 372 327 320 310
S 5| Technik 2000 387 308 318 284 275 267
& 2| Technik 2030 331 269 277 250 238 232
Spezifische Kosten [€/MWh]
5 Basis 37,4 42,5 424 43,8 54,8 55,5
g = | Ersatz Atom+"Alt" 36,2 40,8 40,8 41,9 53,5 55,0
S 5| _Technik 2000 34,5 38,7 38,5 39,6 51,9 53,7
& | Technik 2030 33,2 37,5 37,3 38,5 50,9 51,0
Gesamtkosten [Mrd. €]
5 Basis 19,2 21,8 21,7 22,5 28,1 28,4
g = | Ersatz Atom+"Alt" 18,6 20,9 20,9 21,5 27,4 28,1
S 5| Technik 2000 17,7 19,8 19,7 20,3 26,6 27,5
& 2| Technik 2030 17,1 19,2 19,1 19,7 26,1 26,1

Der Vergleich von Szenario 5 mit 4 verdeutlicht die Wirkung der Wahl eines ungeeigneten
Referenzszenarios, denn die technisch bedingte kostenoptimale Variante mit Windstrom wird

mit der emissionsoptimalen verglichen und fiihrt deshalb zu stark erh6hten Vermeidungsko-
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sten. Gleiches gilt fiir den Vergleich von Szenario 6 mit 1, welches zu zu niedrigen Kosten
fithrt. Der Vergleich von Szenario 5 mit 2 zeigt den Fall, fiir den die Nutzung von Erdgas zur
Stromerzeugung limitiert ist. Dann sinken die Vermeidungskosten, denn die Offshore-Wind-
energie verdriangt technisch bedingt iberwiegend teures emissionsarmes Erdgas. Die spezifi-

schen Vermeidungskosten der Vergleiche sind in Tab. 16 angegeben.

Tab. 16: Vermiedene Emissionen und Kosten der Szenarien im Vergleich

Szenario ohne Windstrom 2 4 1 4
Szenario mit Windstrom 5 5 6 6
Vermiedene CO,-Emissionen [Mill. ]
5 Basis 39 5 159 19
S = |_Ersatz Atom+"Alt" 38 7 139 18
o § Technik 2000 33 10 120 17
N+ Technik 2030 31 12 99 18
Vermeidungskosten [€/t CO,]
5 Basis 159 1043 58 318
g ‘E Ersatz Atom+"Alt" 172 809 68 396
g é Technik 2000 203 654 82 420
h Technik 2030 222 520 92 346

Im Vergleich zum emissionsminimierend eingesetzten Kraftwerkspark ergibt sich durch die
eingesetzte Offshore-Windenergie ein zusédtzliches jahrliches Einsparpotential von 18 Mill. t
bei Kosten von fast 400 € pro Tonne vermiedenes CO, zum Atomausstiegszeitpunkt, welches
mit einer zusitzlichen Gesamtinvestitionssumme von 62,5 Mrd. € bei jdhrlichen Mehraufwen-
dungen von 6,6 Mrd. € erkauft werden muf3. Die Nutzung von offshore erzeugtem Windstrom

ist somit im Vergleich zu den anderen MaBBnahmen, extrem teuer und damit unwirtschaftlich.

Noch deutlicher wird dies, wenn zum Atomausstiegszeitpunkt die beiden Investitionsalterna-
tiven von je 62,5 Mrd. € betrachtet werden. Wihrend bei gleicher Ausgangskonstellation (Er-
satz Atom +“Alt*) nach der Investition ohne Windstrom im nicht emissionsoptimierten Fall
(Szenario 3) 318 Mill. t CO, emittiert werden, sind dies mit Windstrom (Szenario 6) nur 8
Mill. t CO, weniger, aber zu jahrlichen Mehrkosten in Héhe von 8,4 Mrd. €, was einem Preis
von 1050 € pro zusitzlich vermiedene t CO, entspricht. Beim Vergleich mit Szenario 4 ergibt
sich dann eine Differenz von 29 Mill. t zum Nachteil der Windenergie bei Mehrkosten von
7,3 Mrd. €. Auch bei einem Ubergang zur Kohlevergasungstechnik #ndert sich an dieser
grundlegenden Relation nichts. Der Bau von Windparks in der Nordsee zur Stromeinspeisung
ist somit zur Zeit auch 6kologisch mit dem Ziel der bestmoglichen Treibhausgasreduktion

nicht vereinbar.

Anders als beispielsweise seitens Nitzschke (2003) behauptet und im EEG festgelegt wurde,
wird die Windstromerzeugung in der Nordsee zudem bis zum Jahr 2020 die Wirtschaftlich-

keitsschwelle nicht erreichen. Selbst wenn im Jahr 2020 offshore Strom zu Kosten von 9,1
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Cent/kWh erzeugt werden konnte, miilten sich bei konstanten Fixkosten die Importpreise fiir
Erdgas und Steinkohle vervier- bis verfiinffachen, damit der Break-even-Punkt iiberschritten
wird. Selbst bei einem Windstrompreis von 6 Cent/kWh, wie im EEG festgelegt, wird der
Break-even-Punkt erst bei verdreifachten Importpreisen nahezu erreicht. Keine der uns be-
kannten Studien geht fiir die nachsten 20 Jahre von solchen Preissteigerungen bei den fiir die

Stromerzeugung genutzten Priméirenergietrdgern aus.
4. Zusammenfassung und Fazit

Mit unserem reprasentativen Windmodell haben wir fiir vier Jahre von Okt. 2000 bis 2004 die
durch die geplanten Offshore-Windparks zu erwartenden Einspeisungsfluktuationen, die not-
wendige fossile Regelenergiebereitstellung und das Gefahrdungspotential der Netzstabilitét
simuliert und bestimmt. Weiterhin haben wir mit der vom Windmodell errechneten viertel-
stiindlichen Windstromeinspeisung und verschiedenen Modellkraftwerksparks die Emissi-

onsminderungen einschlieBlich der damit verbundenen Kosten simuliert und berechnet.

Unsere Studie unterscheidet sich von allen anderen Studien entscheidend dadurch, dal} erst-
mals langjéhrige zeitlich hochaufgeloste Windmessungen der Ekmanschicht bis 250m Hdohe
zur Bestimmung der Folgen und Kosten der geplanten Offshore-Windenergieeinspeisung ge-
nutzt wurden. Bisherige Studien nutzten nur dreistiindliche bzw. stiindliche Daten der Prandtl-
schicht bis 20m Hohe. Die marginalen Defizite unseres Windmodells aufgrund der Ein-
punktmessung, der vereinfachenden Annahmen {iiber die die Windfelder steuernde Hohen-
stromung und der Auswirkungen der unbekannten rdumlichen Struktur der von uns beschrie-
benen konvektiven Turbulenz sind ohne umfangreiche vertikal, horizontal und zeitlich hoch-

aufgeldste Mefkampagnen in der Nordsee nicht zu beheben.

Wir stellen fest, unter der Annahme von maximal 26 GW Windleistung (= 33 — 72 % der
Netzlast) im Modellgebiet, dal die mit unserem Modell berechnete hohe Volatilitit des
Stromangebotes mit Schwankungen im Extremfall von bis zu + 12 GW/15 min und im Nor-
malfall von bis zu £5 GW/15 min von dem iiberwiegend betroffenen Regelzonenbetreiber
allein nicht kompensiert werden kann, weil die Gesamthiibe die in der Regelzone zur Verfii-
gung stehende Einspeisekapazitit weit iiberschreiten. Nur im Verbund aller Regelzonen-
betreiber und der Nachbarstaaten mit entsprechender Vorhaltung von schnell verfiigbarer Re-
gelenergie auf der Basis von Gasturbinen- und Pumpspeicherkraftwerken kann die Netzstabi-
litat gewihrleistet werden. Dies hat zur Folge, dafl die Offshore-Windenergie vornehmlich mit
Erdgas erzeugten Strom verdrdngt, im Gegensatz zu den Studien bzgl. der Onshore-
Erzeugung (LUX et. al 1999; Klosaba und Ragwitz 2005) also nur begrenzt Stein- bzw.

Braunkohlestrom. Die Verdringung des Stroms der emissionsarmen GuD-Kraftwerke bei
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gleichzeitiger Wirkungsgradreduktion fiihrt zu einer Erhdhung der Vermeidungskosten pro
Einheit Treibhausgas.

Die geplante Windstromerzeugung in Nord- und Ostsee zur Einspeisung in das europdische
Drehstromnetz ist deshalb auf absehbare Zeit keine geeignete Option zur notwendigen opti-
malen Reduktion der Treibhausgasemissionen. Im Vergleich zum vermehrten Erdgaseinsatz
und einer vorgezogenen Kraftwerkserneuerung, die je nach Referenzszenario, -jahr und Tech-
nik zu Vermeidungskosten zwischen 15 und 42 €/t CO; fiihren, ist die Windstromnutzung oh-
ne Netzausbaukosten mit Kosten zwischen 300 und 420 €/t CO, verbunden. Die Wirtschaft-
lichkeitsschwelle der Offshore-Windstromerzeugung wird erst bei einer Vervier- oder Ver-

fiinffachung der Preise der Primédrenergietrager tiberschritten.

Dem jéhrlichen Nettoreduktionspotential durch den Windstrom von knapp 20 Mill. t CO; bei
korrekter Zuordnung stehen Mindestinvestitionskosten von 62,5 Mrd. € und eine Erhéhung
der Stromgestehungskosten um 12 €/ MWh = 25 bis 33% gegeniiber. Bei gleichem Investi-
tionsvolumen weist eine Umriistung des Kraftwerksparks auf den derzeitigen technischen
Standard ein jadhrliches Nettominderungspotential von 43 bis 65 Mill. t CO; bei um 2,4 bis
2,9 €/ MWh niedrigeren Gestehungskosten auf.

Insgesamt ergibt sich also, daB3, neben der Gefdhrdung der Netzstabilitit durch die stark fluk-
tuierende Einspeisung von Windstrom, die Errichtung von Windparks zur Drehstromerzeu-
gung derzeit 6konomisch nicht vertretbar ist, denn die Effizienzsteigerungsstrategie realisiert
ein hoheres Einsparpotential. Erst wenn alle technischen Optionen zur Effizienzsteigerung
genutzt sind, werden Investitionen in Offshore-Windparks zur weiteren Emissionsreduktion
okonomisch sinnvoll und sind 6kologisch nicht mehr suboptimal. Die politische Entscheidung
zur massiven Subventionierung der Windenergie durch die Stromverbraucher iiber das EEG
erweist sich deshalb als Sackgasse, die bereits jetzt wegen Fehlsteuerung notwendiger Investi-
tionen in den fossilen Kraftwerkspark zu Wohlfahrtsverlusten fiihrt und in der Zukunft wegen

der ungeniigenden Minderung der Treibhausgase weitere verursachen wird.
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