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Zusammenfassung

In den kommenden Jahren durfte der Gaspreis deutlich oberhalb der historischen Werte liegen,
wenn Europa sich von Russland unabhangig aufstellt. Diese Entwicklung erfordert eine
Neubewertung der deutschen Energiepolitik, unter anderem fur die Energiewende im Stromsektor.
Um eine Bewertung der Situation zu erleichtern, stellt diese Kurzstudie in drei Szenarien mogliche
mittelfristige Entwicklungen in Deutschland im europaischen Kontext dar und vergleicht diese mit
dem Szenario, das vor dem Krieg zu erwarten gewesen ware.

Hohere Importpreise flr Gas flhren zu einem deutlich geringeren Anreiz zum Zubau von
Gaskraftwerken. Die Stromnachfrage wurde daher - sofern nicht zeitnah politisch anders
entschieden wird - auch Uber das Jahr 2030 hinaus noch in gréerem Umfang von Braun- und
Steinkohlekraftwerken gedeckt werden mussen, die sowohl in Deutschland, als auch in den
Nachbarlandern in geringerem Umfang zurlckgebaut wirden. Je héher der zukinftig erwartete
Gaspreis, desto starker ist dieser Effekt. Werden in Deutschland weniger Gaskraftwerke zugebaut,
so besteht mit dem Weiterbetrieb von Kohlekraftwerken weiterhin eine regionale Ungleich-
verteilung der konventionellen Kraftwerkskapazitat. Strukturelle Nord-Sud-Netzengpasse innerhalb
Deutschlands dlrften daher bei einem starken Ausbau der Windkraft trotz des Netzausbaus
weiterhin bestehen bleiben und miussten adressiert werden. Das Strompreisniveau durfte im
Vergleich zu den Erwartungen, die vor dem Krieg bestanden, kraftig ansteigen.

Unter diesen Rahmenbedingungen muss neu bewertet werden, ob ein Kohleausstieg bis zum Jahr
2030 angestrebt werden sollte. Eine entsprechende Szenariorechnung zeigt, dass ein kompletter
Kohleausstieg bis 2030 auch unter den neuen Rahmenbedingungen realisierbar ware und die
Marktpreise nicht signifikant erhdhen durfte. Allerdings musste dies zeitnah entschieden werden,
da umfangreich Gaskraftwerke zugebaut werden mussten. Aufgrund der regionalen Konzentration
von bestehenden Erzeugungskapazitaten sollten zudem MaBnahmen ergriffen werden, die einen
Zubau in Nahe der Verbrauchszentren, insbesondere im Stden, anreizen. Mit Blick auf den durch
hohe Gaspreise schneller zu erwartenden Umstieg der Kraftwerke auf klimaneutralen Wasserstoff
mussten Erzeugungstechnologien forciert zugebaut werden die neben Erdgas auch mit Wasserstoff
betrieben werden kdnnen oder mit geringem Aufwand umrUstbar sind. AufSerdem muss der Ausbau
der entsprechenden Infrastruktur fir Wasserstoff von Beginn an mitgedacht und priorisiert werden.

1 Friedrich-Alexander-Universitat Erlangen-Nurnberg (FAU), Lehrstuhl fur Volkswirtschaftslehre, insb.
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1. Einleitung

Der russische Angriff auf die Ukraine und die Abhangigkeit der deutschen Energiewirtschaft von
russischem Gas fuhren aktuell zu einer sehr angespannten Versorgungsituation, die sich im
kommenden Winter noch verscharfen kénnte. Auch mittelfristig durfte der Importpreis fur Erdgas
deutlich oberhalb der historischen Werte liegen, wenn Europa sich von Russland unabhangig
aufstellt. Diese Entwicklungen erfordern eine Neubewertung der deutschen Energiepolitik, unter
anderem flr die Energiewende im Stromsektor.

Bereits im Koalitionsvertrag (2021) zwischen den Regierungsparteien wurde dargestellt, dass die
Einhaltung der Klimaziele fir 2030 eine Beschleunigung der grinen Transformation und
insbesondere einen deutlich ambitionierteren Ausbau an Photovoltaik und Windkraft erfordert, als
er in vergangenen Jahren umgesetzt wurde. Dabei setzte man, im Einklang mit bisherigen
Weichenstellungen, auf fossiles Erdgas als Brickentechnologie. Es wurde mit zeithahen
Investitionen in neue Gaskraftwerke geplant, die spater mit grinem Wasserstoff betrieben werden
sollten. Zunachst hatten diese Gaskraftwerke die Aufgabe gehabt, temporare Kapazitédtsbedarfe
auf dem Weg zu einem 100% erneuerbaren Stromsektor bei einem zeithahen Kohleausstieg bis
2030 zu decken. Diese Planung beruhte auf der Annahme eines mittelfristig gunstigen Gaspreises
und einer sicheren Gasversorgung. Infolge steigender Zertifikatspreise fur CO2-Emissionen konnte
so bis vor einigen Monaten von einem (marktgetriebenen) Brennstoffwechsel von Braun- und
Steinkohle auf Gas ausgegangen werden. Der gesetzlich eigentlich erst fur 2038 festgelegte
Kohleausstieg in Deutschland ware unter den vor dem Krieg geltenden Rahmenbedingungen mit
Investitionen in neue Gaskraftwerke daher selbst bei einem weniger ambitionierten Ausbau der
erneuerbaren Stromerzeugung bereits flir einen Zeitraum bis 2030 fast vollstandig zu erwarten
gewesen. Der Umstieg auf klimaneutralen Wasserstoff ware bei Verfugbarkeit von gunstigem Gas
trotz der problematischen Gesamtklimabilanz von Erdgas weiter in die Zukunft gerUckt.

Die strategische Verknappung von Gaslieferungen aus Russland im Vorfeld des Angriffs auf die
Ukraine, ein moglicher kompletter Lieferstopp in den kommenden Monaten und perspektivisch
hohere Preise fUr fossile Energietrager als Folge des Kriegs fihren zu einer neuen Realitat fur die
Transformation des deutschen Stromsystems. Um eine Bewertung der Situation zu erleichtern,
stellen wir in dieser Kurzstudie in drei Szenarien mogliche mittelfristige Entwicklungen in
Deutschland im européischen Kontext dar und vergleichen diese mit dem Szenario, das vor dem
Krieg zu erwarten gewesen ware. Wir nutzen dabei ein Strommarktmodell, das den Zubau und den
Riackbau von Kraftwerkskapazitat in Europa in Abhangigkeit der sich aus dem Strommarkt
ergebenden Investitionsanreize abschatzt.2 Dabei nehmen wir in allen Szenarien an, dass die
Ausbauziele fir die Erneuerbaren Energien sowohl in Deutschland als auch in den anderen EU-
Mitgliedsstaatens3 erreicht werden. Zwei der Szenarien gehen mit 40 €/MWh und 65 €/MWh von
unterschiedlichen Erwartungen bezuglich des Gaspreises aus4, wahrend das dritte Szenario fur den
hohen Preispfad einen politisch forcierten Kohleausstieg bis 2030 in den Blick nimmt. Diese
Szenarien werden mit Ergebnissen verglichen, die sich gemafs Modellberechnungen bei einem
erwarteten Gaspreis von 15 €/MWh ergeben hatten.

2Grimm et al. (2016, 2020), Egerer et al. (2021). Fur eine Einordnung der Modellansatze siehe auch
Ambrosius et al. (2017).

3 Mit der Verabschiedung mehrerer Gesetzesvorlagen des sogenannten Osterpakets zum Ausbau der
Erneuerbaren Energien am 07. Juli 2022 wird ein Ausbau von 215 GW Photovoltaik, 115 GW Wind an Land
und 30 GW Wind auf See bei einer Bruttostromnachfrage von 750 TWh fur das Jahr 2030 angestrebt. Fur
die Nachbarlander wird fur die Erneuerbaren Energien vom Szenario ,Distributed Energy” des TYNDP 2022
ausgegangen (ENTSO-E und ENTSO-G, 2022).

4 Die Bandbreite bewegt sich im Bereich der aktuellen Futures fur die Mitte des Jahrzehnts. Der Umstieg
auf Wasserstoff fihrt mittelfristig zu einem héheren Preispfad fur die Stromerzeugung in Gaskraftwerken.



Die Ergebnisse zeigen deutlich, dass zeitnah energiepolitische Entscheidungen zum Kohleausstieg
notwendig sind. HOhere Importpreise flr fossile Energietrager - insbesondere fur fossiles
Flissiggas als Ersatz der Gasimporte aus Russland - bewirken, dass der Kohleausstieg nicht
marktgetrieben erfolgen wird. Sofern politisch nicht anders entschieden wird, werden je nach der
Preiserwartung, die sich an den Markten einstellt, Braun- und Steinkohlekraftwerke auch Uber
2030 hinaus noch im Rahmen des aktuellen bis 2038 angestrebten Kohleausstiegs eine
signifikante Rolle im deutschen Stromsystem spielen. Je hoher der zuklnftig erwartete Gaspreis,
desto starker ist dieser Effekt. Werden weniger Gaskraftwerke zugebaut, so kann die in Folge des
Weiterbetriebs von  Kohlekraftwerken regionale Konzentration der konventionellen
Kraftwerkskapazitdt nur bedingt ausgeglichen werden. Strukturelle Nord-Sud-Netzengpasse
innerhalb Deutschlands bleiben in Folge bei einem starken Ausbau der Windkraft trotz des
Netzausbaus weiterhin bestehen. Unter diesen Rahmenbedingungen muss neu bewertet werden,
ob ein Kohleausstieg 2030 angestrebt werden sollte. Ein kompletter Kohleausstieg bis 2030 ware
auch unter den neuen Rahmenbedingungen realisierbar. Allerdings musste dies fruhzeitig
entschieden werden, da umfangreich Gaskraftwerke zugebaut werden mussten. Aufgrund der
regionalen Konzentration von bestehenden Erzeugungskapazitaten sollten MafSnahmen ergriffen
werden, die einen Zubau in der Nahe von Verbrauchszentren, insbesondere in Siddeutschland,
anreizen. Mit Blick auf den durch hohe Gaspreise schneller zu erwartenden Umstieg der Kraftwerke
auf klimaneutralen Wasserstoff mussten Erzeugungstechnologien forciert zugebaut werden die
neben Erdgas auch mit Wasserstoff betrieben werden kénnen oder mit geringem Aufwand
umrUstbar sind. AuBerdem muss der Ausbau der entsprechenden Infrastruktur fur Wasserstoff von
Beginn an mitgedacht und priorisiert werden.

Andere aktuelle Studien zeichnen ein ahnliches Bild, unterscheiden sich aber im Schwerpunkt der
Analysen mit jeweils nur einem Szenario. Agora Energiewende, Prognos, Consentec (2022)
betrachten die Transformation in ein klimaneutrales Stromsystem bis 2035, entsprechend den
aktuellen Ausbauzielen, mit einem Hochfahren des jahrlichen Zubaus flur Photovoltaik auf 22 GW
ab 2027, fir Wind an Land auf 9 GW ab 2024 und fir Wind auf See auf 6 GW ab 2029. Die Studie
zeigt, dass mit dem angestrebten Ausbaupfad fur Erneuerbare Energien die deutsche
Stromversorgung nach 2030 ohne Stein- und Braunkohle auskommen kann. Der weitere Ausbau
der Erneuerbaren uber 2030 hinaus fuhrt dazu, dass die steigende Stromnachfrage im Bereich
Warme und Mobilitat klimaneutral bedient werden kann und Wasserstoff zunehmend die Rolle als
Backup in der Stromerzeugung von Erdgas Ubernimmt. In einer weiteren Studie geht das
DIW (2022) von einem noch ambitionierten Ausbau der erneuerbaren Stromerzeugung bis 2030
aus und zeigt, dass die deutsche Stromnachfrage, bei einer starkeren grenziberschreitenden
Integration der nationalen Strommarkte, unter diesen Annahmen zu Uber 95% der Nachfrage direkt
durch erneuerbare Stromerzeugung gedeckt werden kann.

In allen hier diskutierten Studien wurde angenommen, dass die Erneuerbaren-Ausbauziele der
Bundesregierung entweder erreicht (diese Studie sowie Agora/Prognos/Consentec) oder sogar
noch Ubertroffen (DIW) werden. Der sehr ambitionierte Ausbaupfad fur Erneuerbare Energien bei
gleichzeitig weltweit hoher Nachfrage nach Photovoltaik- und Windkraftanlagen sowie moglichen
Produktionskapazitats-, Rohstoff- und Fachkrafteengpassen lassen es, selbst mit der aktuell
gegebenen politischen Unterstitzung, unsicher erscheinen, ob der jahrliche Zubau entsprechend
gesteigert werden kann.> Mit jedem Jahr Verzdégerung beim Ausbau der Stromerzeugung aus
Erneuerbaren Energien entsteht eine Stromlicke von etwa 50 TWh im Jahr 2030, die durch
Braunkohle und Importe an Erdgas, Steinkohle oder Wasserstoff gedeckt werden musste.

5 Die Herausforderungen mit Blick auf Rohstoffe und Fachkrafte werden etwa von Flach et al. (2022), SVR
(2022) beschrieben.



2. Beschreibung der Modellannahmen und Szenarien

Fur diese Kurzstudie werden fur Deutschland und seine Nachbarlander in einem Strommarkt-
modell, das im Einklang mit dem aktuellen Strommarktdesign von nationalen Gebotszonen
ausgeht, Investitionsentscheidungen und Handelsergebnisse berechnet. Fur die Berechnungen
wird ein Modell in Anlehnung an Grimm et al. (2016, 2020) und Egerer et al. (2021) mit Daten fur
Deutschland und Nachbarlander kalibriert. Die Studie betrachtet, zusatzlich zum Referenzszenario
G15-K2038 mit historischen, glnstigen Gas- und Steinkohlepreisen, drei weitere Szenarien, die
von unterschiedlichen Gaspreisen und unterschiedlichen politischen Entscheidungen zum
Kohleausstieg ausgehen (Tabelle 1). In zwei Szenarien werden die Brennstoffpreise fur Erdgas und
Steinkohle variiert und der beschlossene Kohleausstieg bis 2038 angenommen. Im Szenario
G40-K2038 mit einem Gaspreis von 40 EUR/MWh ist auch der Import von Steinkohle relativ
gunstig und die Verstromung von Braunkohle ist durch den hohen CO2-Preis vergleichsweise teuer.
Im Szenario G65-K2038 werden hohere Importpreise fur Gas und Steinkohle angenommen,
wodurch die jungste Generation an Braunkohlekraftwerken mit einem etwas besseren
Wirkungsgrad gunstiger werden als die Verstromung von Erdgas. Fur diese Preisannahmen wird im
Szenario G65-K2030 ein politisch forcierter Kohleausstieg bis 2030 betrachtet. Alle Szenarien
basieren auferdem auf denselben Annahmen zu wichtigen Modellparametern, gemafl der
aktuellen politischen Beschlusslage und Szenarien fur 2030 in der europaischen
Netzentwicklungsplanung. Dies betrifft insbesondere die Ausbaupfade fur Erneuerbare Energien,
Flexibilitdt mit Stromspeichern und Elektrolyseuren, die Stromnachfrage und Handelskapazitaten
zwischen Gebotszonen. Fur Deutschland werden die Erzeugungskapazitaten fur Erneuerbare
Energien am Osterpaket der Bundesregierung ausgerichtet.6 Die Annahmen zu den
Nachbarlandern und Handelskapazitaten entsprechen dem Szenario ,Distributed Energy“ des
TYNDP 2022. Fir alle Lander wird von einer steigenden Stromnachfrage und einem ambitionierten
Ausbau der erneuerbaren Stromerzeugung fur 2030 ausgegangen.

In allen Szenarien wird einheitlich von einem CO2-Preis in Hohe von 114 €/t ausgegangen.” Dies
wlrde bedeuten, dass bei umfangreicher Kohleverstromung Bestrebungen nachgegeben wird, den
CO2-Preis durch eine Aufweichung des Emissionshandels niedrig zu halten. In Abschnitt 3
beleuchten wir, welche Entwicklung sich bei héheren CO2-Preisen einstellen dirfte, die sich bei
einem Festhalten an den Emissionszielen ergaben.

Tabelle 1: Annahmen zu Brennstoffpreisen und Kohleausstiegsdatum nach Szenario

Braunkohle Steinkohle Erdgas Kohleausstieg
G15-K2038 6 EUR/MWh 7 EUR/MWh 15 EUR/MWh 2038
G40-K2038 6 EUR/MWh 10 EUR/MWh 40 EUR/MWh 2038
G65-K2038 6 EUR/MWh 25 EUR/MWh 65 EUR/MWh 2038
G65-K2030 6 EUR/MWh 25 EUR/MWh 65 EUR/MWh 2030

Anmerkung: Die Preise im Referenzszenario G15-K2038 basieren auf UNB (2022) auf Basis TYNDP 2022, Tabelle 32, S.107.

Im Marktmodell wird endogen Uber den Weiterbetrieb und den Neubau von konventionellen
Kraftwerken entschieden und der stindliche Betrieb von Kraftwerken, Speichern und
Elektrolyseuren am Strommarkt ermittelt. Dabei spielen fur alle nationalen Gebotszonen die
stindlichen Nachfragefunktionen, stindliche Verfugbarkeiten der Erzeugung aus Erneuerbaren
Energien, konventionelle Erzeugungskapazitaten mit Produktionskosten und Flexibilitdt durch
Speicher und Elektrolyse eine Rolle (Abb. 1). Auflerdem erfolgt, begrenzt durch die

¢ Deutscher Bundestag (2022).
7UNB (2022), Tabelle 33, S.108.



Handelskapazitaten zwischen den nationalen Gebotszonen, flr alle abgebildeten Lander eine
gemeinsame Berechnung von Investitionen und Handelsergebnissen, wie sie sich marktgetrieben
in den jeweiligen Szenarien ergeben wurden.

Tabelle 2: Statistiken zur Stromnachfrage und Erzeugung aus Erneuerbaren Energien

Strom- Erneuerbare Residuale Uberschuss  Stunden mit Peak
nachfrage Energien Nachfrage Erneuerbare  Uberschuss (residual)

[TWh] [TWh] [TWh] [TWh] [h] [GW]
AT 97 82 22 8 2.779 12,3
BE 111 43 68 0 158 16,6
CH 61 47 17 3 2.354 6,9
Cz 73 25 48 0 72 10,6
DE 700 588 193 80 2.745 95,7
DK 53 92 4 43 6.703 6,5
FR 564 260 307 3 426 96,2
IT 359 223 152 17 1.525 49,5
NL 185 124 73 12 1.667 23,4
PL 193 67 127 0 10 29,7

AT - Osterreich, BE - Belgien, CH - Schweiz, CZ - Tschechien, DE - Deutschland, DK - Danemark, FR - Frankreich, IT -
Italien, NL - Niederlande, PL - Polen. Elektrolyse und Speicher sind in der Stromnachfrage noch nicht enthalten.

Nachfragekurve

Residuale Nachfrage

» Stunden

Abbildung 1: Stilisierte (residuale) Nachfrage fiir die deutsche Gebotszone im Jahr 2030

Die wesentlichen KenngrofRen flr die nationalen Stromnachfragen und Erneuerbare Energien im
Rahmen der Annahmen sind in Tabelle 2 zusammengefasst. Fur Deutschland wird eine jahrliche
Stromnachfrage von 700 TWh angenommen - mit Elektrolyseuren und Speichern ergeben sich in
den Modellergebnissen etwa 750 TWh8 - sowie 588 TWh an jahrlich verflgbarer Erzeugung aus
Erneuerbaren Energien. Entsprechend der residualen Nachfrage in Abb. 1 ergibt sich in
Deutschland in etwa 6.000 Stunden eine verbleibende positive Nachfrage von insgesamt
193 TWh. In den restlichen Stunden ist das Angebot der Erneuerbaren Energien insgesamt um
80 TWh groRer als die Stromnachfrage. Uberschiissige erneuerbare Erzeugung kann fir

8 Dieser Wert liegt im Rahmen der gktuellen Erwartungen der Bundesregierung flr Deutschland nach
Deutscher Bundestag (2022) und UNB (2022), Abb. 4, S. 26.
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Stromexporte, fur die Elektrolyse und zum Laden von Stromspeichern genutzt oder ansonsten
abgeregelt werden. Die verbleibende residuale Nachfrage muss aus konventioneller Erzeugung,
Stromspeichern oder dem Stromhandel mit Nachbarlandern gedeckt werden.®

Erneuerbare Kapazitiaten Konventionelle Kapazitaten
oben: Status Quo oben: Status Quo
unten: politische Ziele 2030 unten: Modellberechnungen fur 2030

400 PV B Wasserkraft B Nuklear Gas
200 M Wind an Land W Biomasse B Braunkohle o]
[GW] I Wind auf See H Steinkohle Neubau

Abbildung 2: Erneuerbare und konventionelle Kraftwerkskapazitaten

9 Im Modell wird flr Erneuerbare Energien eine Verfligbarkeit nach stindlichen Erzeugungsdaten in den
einzelnen Landern fur das Jahr 2020 angenommen und fir konventionelle Kraftwerke eine saisonale
variierende Verfugbarkeit fir den Strommarkt von 75 % im Sommerhalbjahr und von 85 % im Winterhalbjahr.
Sonstige Erzeugungstechnologien (Mullverbrennung, etc.) mit einer jahrlichen Erzeugung von etwa 15 TWh
in Deutschland werden vernachlassigt. Neben Pump- und Batteriespeichern und Elektrolyseuren werden
keine weiteren Flexibilitdtsoptionen im Modell endogen betrachtet. In den Modellergebnissen kdnnte der
Bedarf an Kraftwerkskapazitat fur die Deckung der residualen Lastspitzen daher leicht Uberschatzt werden.
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Abb. 2 illustriert die Annahmen und das Marktgebiet, die den Berechnungen zugrunde liegen und
gibt zugleich einen Eindruck von dem Vergleichsszenario, das mit einem niedrigen Gaspreis im Jahr
2030 zu erwarten gewesen ware. In den oberen beiden Abbildungen sind die heute bestehenden
Kapazitaten an erneuerbarer (oben links) und konventioneller (oben rechts) Erzeugungskapazitat
zu sehen. Die unteren beiden Grafiken zeigen die Situation im Jahr 2030. Links wird die
Erneuerbaren-Kapazitat gezeigt, wie sie bei einem Erreichen der politischen Ziele zu erwarten ware.
Rechts unten sind die Ergebnisse der Modellberechnungen illustriert, die sich bei einem erwarteten
Gaspreis von 15€/MWh und dem aktuellen Kohleausstieg bis 2038 ergeben wuirden. Dies
entspricht dem Referenzszenario (G15-K2038), also einer Erwartung, wie sie vor dem russischen
Angriff auf die Ukraine als plausibel angesehen wurde.

3. Ergebnisse der Szenarienrechnungen

3.1. Investitionen und Ruckbau bei konventioneller Kraftwerkskapazitat

Bei Erwartung niedriger Importpreise fur fossile Brennstoffe und dem aktuell beschlossenen
Kohleausstieg bis 2038, also im Szenario G15-K2038, ware fur einen CO2-Preis von 114 €/t ein
marktgetriebener Ausstieg aus der Braunkohle in Deutschland weitgehend bereits bis 2030 zu
erwarten gewesen. Die modernsten Steinkohlekraftwerke wirden in den Modellergebnissen,
entsprechend dem aktuellen Kohleausstiegspfad fur 2038, zur Deckung von hoher Nachfrage bei
gleichzeitig geringer Verfugbarkeit Erneuerbarer Energien, fir eine geringe Anzahl an Stunden pro
Jahr weiterbetrieben. Mit einem Zubau von Gaskraftwerken im Umfang von 29 GW waére die
Leistung der in Deutschland stillgelegten Kohlekraftwerke fast vollstandig ersetzt worden. Auch in
den Nachbarlandern ware, aufgrund des gunstigen Gaspreises und mit entsprechendem CO2-Preis,
zu erwarten gewesen, dass neben dem Ausbau der Erneuerbaren Energien eine fast vollstandige
Umstellung der Stromerzeugung von Kohle auf Erdgas erfolgt. Diese Situation, wie sie sich vor dem
Angriff auf die Ukraine dargestellt hat, ist in Abb. 2 illustriert.

G15-K2038 G65-K2038 G65-K2030

M Braunkohle [ Steinkohle Gas [GW]

Abbildung 3: Zubau und Rlckbau an konventionellen Kraftwerkskapazitaten

Besteht die Erwartung, dass die Brennstoffpreise mittelfristig hoch bleiben, so stellt sich die
Situation deutlich anders dar. Trotz der Annahme eines CO2-Preises von 114 €/t wirde sich der bis
2038 beschlossene Kohleausstiegspfad nicht Uber Marktanreize ergeben. Im Szenario
G65-K2038 mit einem Gaspreis in Hohe von 65 €/MWh muss die Stilllegung von Kohlekraftwerken



entsprechend dem aktuell in Deutschland beschlossenen Kohleausstiegspfad politisch forciert
werden. Insbesondere Braunkohlekraftwerke spielen in diesem Szenario weiterhin eine wichtige
Rolle in der Stromversorgung. Da der Import von Erdgas teuer ist, kommen Braunkohlekraftwerke
am Strommarkt trotz hoher CO2-Bepreisung vor den Gaskraftwerken zum Einsatz. Dabei wird nicht
die komplette Kapazitat der stillgelegten Kohlekraftwerke durch Gaskraftwerke in Deutschland
ersetzt. Ein Teil verschiebt sich in die Nachbarlander, in denen neben einem Zubau an
Gaskraftwerken insbesondere Kohlekraftwerke weiter genutzt werden, um mit Stromexporten zur
Befriedigung der deutschen Spitzennachfrage beizutragen (vgl. Abb. 3). Das Potential dazu ist
durch die Ubertragungskapazitat zwischen den La&ndern beschrankt, das im hier berechneten
Szenario vollstandig ausgenutzt wird.

In einem weiteren Szenario G65-K2030 betrachten wir fur einen hohen Gaspreis den Fall, dass der
Kohleausstieg im Jahr 2030 politisch beschlossen und durchgesetzt wird. Dafir nehmen wir an,
dass der Weiterbetrieb der Kohlekraftwerke nach 2030 ordnungsrechtlich ausgeschlossen wird
und der CO2-Preis zunachst unverandert bei 114 €/t liegt. Die Annahme eines identischen CO2-
Preises in allen Szenarien diskutieren wir in Abschnitt 3.3, wo wir die Auswirkungen eines héheren
CO2-Preises in Szenarien mit umfangreicher Kohleverstromung diskutieren. In dem Szenario
G65-K2030 mit forciertem Kohleausstieg in Deutschland bis 2030 findet im Vergleich zu dem eben
beschriebenen Szenario (hoher Gaspreis, Kohleausstiegspfad 2038) fast keine zusatzliche
Verschiebung von Kapazitat in die Nachbarlander statt. Es werden - im Wesentlichen aufgrund der
Beschrankung der Ubertragungskapazitdten zwischen den Léndern - also nicht noch weniger
Kohlekraftwerke in den Nachbarlandern abgebaut, so dass der Kohleausstieg bis 2030 fast
vollstandig durch neue Gaskraftwerke in Deutschland kompensiert werden muss. Abb. 3 illustriert
die Unterschiede im Zubau zwischen dem Szenario mit und ohne vorgezogenem Kohleausstieg bei
hohen Gaspreisen.

G15-K2038 G40-K2038 G65-K2038 G65-K2030
[GW] DE ADE ANB DE ADE ANB DE ADE ANB DE ADE ANB
80
60
29 20 17
40 3 3 34 H Braunkohle
3 m Steinkohle
20 24 24 3 Gaskraftwerke
32 34 Olkraftwerke
23 24 23
o E 20 E 17 Gas Neubau
-12 -12
20 -11 -11
-2
-40 2-2
-60

Abbildung 4: Kapazitdt DE mit Zu- und Rickbau im Inland (ADE) und Nachlandern (ANB) 10

10 Der Kapazitatszubau im Modell kann als eher pessimistische Sicht betrachtet werden. Fir den Fall, dass
eine umfassende Nachfrageflexibilisierung und eine systemdienliche Nutzung von Speichern erreicht wird,
ist in allen Szenarien von einem leicht geringeren Kapazitatsbedarf auszugehen.
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Mit dem Szenario G40-K2038 betrachten wir zusatzlich ein Szenario mit einem Gaspreis von
40 €/MWh und moderaten Importpreisen fur Steinkohle. In diesem Szenario erfolgt ein Teil der
Stromerzeugung in Deutschland mit Steinkohle anstatt mit Braunkohle. Im Unterschied zu dem
Hochpreis-Szenario wird jedoch in diesem Szenario mehr Kohlekapazitat im Ausland zuriickgebaut
und dort durch Gaskraftwerke ersetzt. Somit wird auch weniger Kohlestrom aus dem Ausland nach
Deutschland importiert, um die Nachfrage zu befriedigen.

Die Zusammensetzung des Kraftwerkparks in Deutschland sowie der Zubau und Abbau von
Kapazitaten in Deutschland und in den Nachbarstaaten ist in Abb. 4 dargestellt, die neben unseren
drei Zukunftsszenarien mit hdheren Preisen flur fossile Energieimporte und einem maoglichen
Kohleausstieg in 2030 den Vergleich zur Situation vor Beginn des russischen Angriffskriegs gegen
die Ukraine zieht.

3.2. Auswirkungen auf den Strommarkt

In allen vier Szenarien steht einer jahrlichen Gesamtnachfrage von etwa 750 TWh, inklusive der im
Modell bestimmten Nachfrage fur Stromspeicher (etwa 25 TWh) und Elektrolyseure (etwa 20 TWh),
eine verflgbare Stromerzeugung von 588 TWh aus Erneuerbaren Energien gegenlber, wovon mit
20 TWh ein Teil nicht genutzt werden kann und abgeregelt wird. Es bleibt daher eine nicht-
erneuerbare StromllUcke (vgl. residuale Last in Abb. 1) von etwa 150 TWh, die Uber Speicher,
Importe oder fossile Stromerzeugung gedeckt werden muss.11 Bei einem jahrlichen Nettozubau an
Erneuerbaren Energien mit einer Erzeugung von 50 TWh pro Jahr, wie er auch nach 2030 weiterhin
angestrebt wird, kdnnte bei ausreichender Flexibilisierung ein 100% erneuerbares Stromsystem
bis 2035 erreicht werden.

Die Preisannahmen flr fossile Energietrager in den Szenarien bestimmen, zusammen mit der
Entscheidung Uber Neubau und Weiterbetrieb von Erzeugungskapazitaten, welcher Teil der
residualen Stromnachfrage durch die Verstromung von Erdgas, Steinkohle und Braunkohle gedeckt
wird. In Szenario G15-K2038 wird fast ausschlieflich Gas eingesetzt wahrend die verbleibenden
Steinkohlekraftwerke nur etwa 200 Volllaststunden betrieben werden (Abb. 5). In beiden Szenarien
mit hoheren Gaspreisen sind im Jahr 2030 ein Teil der Braun- und Steinkohlekraftwerke noch in
Betrieb, entsprechend dem bisherigen Kohleausstiegspfad fur 2038. Im Szenario G40-K2038 ist
die Verstromung von Gas um 30 TWh geringer als im Szenario G15-K2038. Im Gegenzug sind die
Erzeugung in Steinkohlekraftwerken mit etwa 2.000 Volllaststunden sowie die Stromimporte
hoher. Braunkohlekraftwerke werden in diesem Szenario nur mit geringen Volllaststunden
weiterbetrieben. Im Szenario G65-K2038 werden die verbleibenden 9 GW an Braunkohle-
kraftwerken gunstiger als Gaskraftwerke und ersetzen mit einer Erzeugung von gut 42 TWh sowohl
Gasverstromung als auch Stromimporte. Der steigende Anteil der Kohleverstromung fuhrt zu
héheren direkten CO2-Emissionen bei der Stromerzeugung von 8 Mt in G40-K2038 und 38 Mt in
G65-K2038 (Abb. 5). Szenario G65-K2030 betrachtet die Auswirkungen eines politisch forcierten
Kohleausstiegs bis 2030 trotz der Erwartung hoher Importpreise fur Gas. Die Ergebnisse zeigen,
dass Erzeugungsmengen und Emissionen ahnlich dem Szenario G15-K2038 mit einem
marktgetriebenen Kohleausstieg sind. In allen Szenarien sind die Stromimporte zwischen 10 TWh
bis 25 TWh groRer als Stromexporte.

Neben dem CO2-Preis haben die zukunftigen Brennstoffpreise einen entscheidenden Einfluss auf
den Strompreis. Die Preis-Dauer-Linien in Abb. 6 zeigen, dass Erneuerbare Energien in allen
Szenarien unter Einbezug des Stromhandels und des Speicherbetriebs in etwa 2.500 Stunden die

11 Ein Teil der Stromerzeugung in Gaskraftwerken wird in 2030 bereits mit (importieren) klimaneutralen
Wasserstoff oder Ammoniak erfolgen. Griner Ammoniak erreicht bei einem Importpreis von etwa

100 €/MWh (Egerer et al., 2022) die variablen Stromerzeugungskosten von Erdgas - mit einem Preis von
65 €/MWh - bei einem CO2-Preis von gut 200 €/t.



komplette Nachfrage decken. Erneuerbare Energien werden nur in etwa 1.000 Stunden bei einem
Strompreis von 0 €/MWh abgeregelt, da Elektrolyseure - unter der Annahme ausschlief3lich griiner
Wasserstoffproduktion (mit einer Zahlungsbereitschaft von 60 €/MWh) - und Stromspeicher eine
gewisse Flexibilitat bereitstellen. Im Szenario G15-K2038 sind Gaskraftwerke in einem Grofteil der
verbleibenden Stunden mit einem Preis von 65 €/MWh bis 70 €/MWh preissetzend. Steinkohle-
kraftwerke und Spitzenlastkraftwerke (Gas und Ol) bestimmen den Strompreis in nur wenigen
hundert Stunden.

[TWh] [Mt] CO,
200 - 100
180 s
160 - 80 Erdgas
140 | m Steinkohle
120 - - 60 H Braunkohle
100 . . @Emissionen
80 - 40
60
40 - 20
20
0 -0

G15-K2038 G40-K2038 G65-K2038 G65-K2030

Abbildung 5: Erzeugungsmengen und Emissionen fossiler Kraftwerke in Deutschland in 2030

Hbéhere Preisannahmen fur den Import fossiler Energietrager, insbesondere fur Gas, wirden
deutliche Anstiege der GrofRhandelsstrompreise bewirken. Dies zeigt sich an den Preis-Dauer-
Linien far die Szenarien G45-K2038 und G65-K2038. Die Durchschnittspreise steigen von
62,8 €/MWh in G15-K2038 auf 92,8 €/MWh, bzw. 121,4 €/MWh. Ein vorzeitiger Kohleausstieg in
2030 fuhrt bei gleichen CO2-Preis zu einem nur sehr geringfligigen Preisanstieg von 0,6 €/MWh,
da die alternative Verstromung von Gas nur unwesentlich teurer ist.

[€/MWh]
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800 G65-K2030
G40-K2038
700
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600
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400 |

300
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Abbildung 6: Preis-Dauer-Linie fiir Strompreise in Deutschland nach Szenarien
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3.3. Auswirkungen hoherer CO2 Preise bei mehr Kohlestrom

Werden die Emissionsobergrenzen im europaischen Emissionshandel beibehalten, so durfte der
CO2-Preis in den Szenarien G40-K2038 und G65-K2038 aufgrund der héheren Emissionen bei
Kohleverstromung ansteigen. In den Berechnungen haben wir diesen Effekt zunachst nicht
berucksichtigt. Die vorgestellten Szenarien betrachten somit implizit den Fall, dass die
Emissionsobergrenzen um die zusatzlich durch die Kohleverstromung verursachten Emissionen
erhoht - also de facto aufgeweicht - werden. Um auch den Fall zu beleuchten, dass dies nicht
geschieht, haben wir in zusatzlichen Berechnungen die Auswirkungen hoherer CO2-Preise
analysiert.

Im Szenario G65-K2038 mit einem hohen Gaspreis fuhrt die Annahme eines CO2-Preises von etwa
200 €/t zu ahnlichen Investitionen und Erzeugungsmengen in den betrachteten Nachbarlandern
wie das Szenario G15-K2038, also in Deutschland annadhernd zu einem marktgetriebenen
Kohleausstieg im Jahr 2030. In Folge wirde sich auch der Strompreis erhéhen und bei
durchschnittlich 142,4 €/MWh liegen. Dieser Preis wirde sich einstellen, wenn unter den Akteuren
im europaischen Emissionshandel keine anderen Betriebsstatten existieren, die niedrigere
Grenzvermeidungskosten aufweisen und somit anstelle der Kohlekraftwerke die Emissionen
reduzieren.

Die Betrachtung verdeutlicht, dass der Weiterbetrieb der Kohlekraftwerke potentiell zu sehr hohen
CO2-Preisen im europaischen Emissionshandel fuhrt, was mit politischen Herausforderungen
einhergehen durfte. Es erscheint unwahrscheinlich, dass man einen entsprechend hohen CO2-Preis
auf europaischer Ebene schon im Jahr 2030 hinnehmen wird. Diese moglichen Entwicklungen
sollten unter Einbeziehung der Analyse des Emissionshandels und der anderen dem europaischen
Emissionshandel unterliegenden Akteure genauer untersucht werden, um das Entscheidungs-
umfeld noch besser einschatzen zu kénnen.

3.4. Regionales Stromsystem in Deutschland

Die nachhaltige Transformation des Stromsystems erfordert einen massiven Ausbau der
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien, deren regionale Verteilung - insbesondere mit viel
Windkraft in Norddeutschland - eine grofe Herausforderung an die Ubertragungsnetze stellt. Da
ein engpassfreier Stromnetzausbau fir ein 100% erneuerbares Stromsystem weder technisch
noch o6konomisch sinnvoll ist, spielt die regionale Verteilung von konventionellen
Erzeugungskapazitaten, flexibler Nachfrage, Stromspeichern und Elektrolyseuren eine wichtige
Rolle flr eine moglichst umfassende Nutzung der erneuerbaren Stromerzeugung.

Die regionale Verteilung der konventionellen Erzeugungskapazitat und der damit verbundenen
Flexibilitat ist dabei in Zukunft besonders wichtig, da bei der Standortwahl als einziger
begrenzender Faktor die lokale Verfugbarkeit von Gas und spater Wasserstoff eine Rolle spielt.
Abb. 7 zeigt, dass die neue Kapazitat an Gaskraftwerken von 17 GW in G65-K2038 bereits zu einer
besseren regionalen Verteilung der Erzeugungskapazitat fihren kann. Mit einem kompletten
Kohleausstieg bis 2030 konnte die regionale Verteilung der Gaskraftwerks-Neubauten von 34 GW
eine noch starkere Erzeugungsbasis in SlUddeutschland schaffen. Die damit verbundene
Kostenersparnis im Gesamtsystem, z.B. durch effizienteres Engpassmanagement, ist bei der
Entscheidungsfindung mit Blick auf den Kohleausstieg zu bertcksichtigen.

Um eine regionale Verteilung von neu zuzubauenden Kraftwerken zu erreichen, die sich starker an
der regionalen Verteilung der Stromnachfrage orientiert, ist es wichtig, regionale Anreize Uber
Preissignale oder Netzentgelte zu schaffen. Ansonsten konnte der Zugang zu gunstigem (Import)-
Wasserstoff, etwa in Klstennahe, einen Zubau im Norden Deutschlands nahelegen, wodurch sich
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bestehende Engpasse verscharfen durften. Allerdings ist die regional ausgewogene Ansiedlung
nicht ausreichend, um auch den optimalen Betrieb der Kraftwerke sicherzustellen, wie Grimm et
al. (2019, 2020) zeigen. Mechanismen zur Mobilisierung von regionaler Flexibilitdt mussten somit
darUber hinaus entwickelt werden.

G65-K2038 G65-K2030

B Braunkohle
B Steinkohle
Gas

Neubau

20
10
[GW]

Abbildung 7: Mégliche regionale Verteilung der Erzeugungskapazitat in Deutschland

4. Diskussion

In dieser Kurzstudie wurde der Kohleausstieg im Lichte der neuen Rahmenbedingungen an den
globalen Energiemarkten analysiert. Bis zu dem russischen Angriff auf die Ukraine wurde fur die
Zukunft von niedrigen Gaspreisen in Europa ausgegangen. Dementsprechend sahen die Planungen
fur die Transformation im Stromsektor neue Gaskraftwerke zur Deckung der Nachfrage in Stunden
mit einer geringen Erzeugung aus Erneuerbaren Energien vor. Gaskraftwerke sind flexibler als
Kohlekraftwerke, haben geringere direkte CO2-Emissionen und kdnnen je nach Technologie mit
begrenztem finanziellem Aufwand auf Wasserstoff umgerlistet werden. Daher sind sie fur die
Briuckenfunktion in eine Stromversorgung mit 100% Erneuerbaren Energien prinzipiell gut
geeignet. AuBerdem kénnte der Zubau von Gaskraftwerken in Deutschland regional ausgewogen
erfolgen, wodurch strukturelle Netzengpasse reduziert warden.

Aktuelle Prognosen gehen infolge des russischen Angriffs auf die Ukraine jedoch zuklnftig von
hoheren Importpreisen fir fossile Energietrager aus, insbesondere fur fossiles Fllssiggas, das als
Ersatz der russischen Gasimporte beschafft werden soll. Dadurch verliert die Transformation mit
Erdgas als Brucke die bisher, mit einem steigenden CO2-Preis, angenommenen wirtschaftlichen
Vorteile gegenliber der Kohleverstromung. Wesentliche technische Vorteile als Ubergangs-
technologie hin zur Verstromung von klimaneutralem Wasserstoff sowie die Moglichkeiten mit Blick
auf die bessere regionale Verteilung der Kraftwerkskapazitaten, die insbesondere bei einem
schnellen Ausbau der Erneuerbaren Energien und mit begrenztem Netzausbau zum Tragen
kommen, bleiben jedoch bestehen.

Die Berechnungen in dieser Kurzstudie bieten eine Grundlage zur Einordnung und Bewertung der
aktuellen Situation mit Blick auf den Kohleausstieg. Es zeigt sich, dass bei hdheren Gaspreisen-
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anders als bei den niedrigen historischen Gaspreisen von etwa 15 €/MWh - der Kohleausstieg im
Jahr 2030 nicht bereits groftenteils durch die CO2-Bepreisung herbeigefihrt wirde. Im Gegenteil:
sogar der bereits beschlossene Ausstiegspfad bis zum Jahr 2038 musste weiterhin aktiv durch
Stilllegung von Kraftwerken umgesetzt werden, die am Markt auch bei hohen CO2-Preisen von Gber
100 €/t noch produzieren wirden. Dies ist darauf zurlckzufihren, dass bei hohen zukunftigen
Gaspreisen insbesondere Braunkohlekraftwerke trotz der CO2-Bepreisung in der Merit Order vor
den Gaskraftwerken zum Zuge kommen und Investitionen in neue Gaskraftwerke ausbleiben
kénnten, da die Kostenvorteile gegenliber der Kohleverstromung zu gering waren. Entsprechend
wlrden in Erwartung hoher Gaspreise ein Teil der Kohlekraftwerke weiterbetrieben und in Folge
auch (marktgetrieben) nicht in dem fur einen Kohleausstieg notwendigen Umfang neue
Gaskraftwerke zugebaut werden. Je héher der erwartete Gaspreis, desto starker ist dieser Effekt
und desto hdéher wéare der zu erwartende Anteil an Kohlestrom mit entsprechend héheren CO2-
Emissionen im Jahr 2030. Ein Blick auf die Ergebnisse flr das europaische Ausland in diesen
Szenarien zeigt, dass auch dort weniger Kohlekraftwerke zurickgebaut wiarden, teilweise um die
Stromnachfrage in Deutschland zu decken. Insgesamt fihren die hohen Gaspreise somit in
Deutschland wie auch im Ausland zu einer langeren Nutzung der Kohlekraftwerke, wobei mangels
Alternativen in der Stromerzeugung unter anderem die deutsche Nachfrage von diesen Kapazitaten
bedient wirde.

Wirde man entscheiden, die Kohlekraftwerke in Deutschland - wie im Koalitionsvertrag als Ziel
formuliert - bis 2030 stillzulegen, so durfte dies trotz einer Erwartung hoherer Importpreise fur
Erdgas zu einem umfangreichen Zubau von Gaskraftwerken fuhren. Eine Voraussetzung dafur,
dass dies marktgetrieben geschieht, ware jedoch eine frihzeitige und verlassliche politische
Entscheidung. Eine Substitution der entfallenden deutschen Kapazitat an Kohlekraftwerken durch
einen noch geringeren Ruckbau auslandischer Kohlekapazitaten ware aufgrund der beschrankten
internationalen Ubertragungskapazitdten der Stromnetze nicht zu erwarten. Daher ergeben die
Berechnungen (marktgetrieben) einen umfangreichen Zubau von Gaskraftwerken, in etwa so wie
es vor dem Angriff auf die Ukraine zu erwarten gewesen wére. Es ist dennoch im Lichte der
aktuellen Rahmenbedingungen neu zu bewerten, ob der Kohleausstieg im Jahr 2030 durchgesetzt
werden sollte.

Mit steigenden Gaspreisen konnten neben Braunkohlekraftwerken, je nach Verhaltnis von
Steinkohle- und Gaspreis auf dem Weltmarkt, auch Steinkohlekraftwerke an Attraktivitat
gegenulber Gaskraftwerken gewinnen. In dem Fall konnte es mittelfristig sogar zu einem Ruckbau
von Gaskraftwerken - wie in den Jahren bis 2020 - kommen. Werden die Emissionsobergrenzen
im europaischen Emissionshandel beibehalten, so wirde je nach Umfang der zukunftigen
Kohleverstromung der CO2-Preis aufgrund der hdheren Emissionen ansteigen. In den
Berechnungen haben wir diesen Effekt zunachst nicht bertcksichtigt, sondern denselben CO2-Preis
in allen Szenarien unterstellt. Dies ware zu erwarten, wenn der europaische Emissionshandel
aufgrund der Herausforderungen der Energiepreiskrise aufgeweicht, also die Emissionsobergrenze
um die zusatzlich durch die Kohleverstromung verursachten Emissionen erhéht wirde. Geschieht
dies nicht, dirfte der CO2-Preis deutlich ansteigen. In dem Szenario mit hohen Gaspreisen wirden
Kohlekraftwerke erst bei einem CO2-Preis von etwa 200 €/t aus dem Markt gedrangt. Es erscheint
unwahrscheinlich, dass man einen entsprechend hohen CO2-Preis auf europaischer Ebene schon
im Jahr 2030 hinnehmen wird. Diese moéglichen Entwicklungen sollten unter Einbeziehung der
Analyse des Emissionshandels und der anderen dem europaischen Emissionshandel
unterliegenden Akteure genauer untersucht werden, um das Entscheidungsumfeld besser
einschatzen zu kdnnen.

Mit Blick auf das Jahr 2035 zeigen verschiedene Studien auf, dass eine vollstandige
Dekarbonisierung des Stromsektors bei dem aktuell angestrebten Zubau an Erneuerbaren
Energien realistisch ist (Agora Energiewende, Prognos, Consentec, 2022, DIW, 2022). Dies
impliziert, dass spatestens 2035 die Gaskraftwerks-Kapazitaten zugebaut sein und gréfitenteils
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mit klimaneutralem Wasserstoff betrieben werden mussen. Vor dem Hintergrund der aktuellen
Entwicklungen stellt dieses Ziel eine groRe Herausforderung dar. Neben den Entscheidungen und
Investitionen im Stromsektor muss sichergestellt werden, dass die Versorgung der Kraftwerke mit
klimaneutralem Wasserstoff spatestens im Jahr 2035 gewahrleistet ist. Entsprechend ist Sorge zu
tragen, dass ein Wasserstoffnetz und Wasserstoffspeicher etabliert und betrieben werden, sodass
alle Gaskraftwerke - auch die, die notwendigerweise im Suden Deutschlands zugebaut werden -
versorgt werden konnen. Je weniger Kraftwerkskapazitaten im Siden zugebaut werden, desto
umfangreicher muss im Gegenzug das Stromnetz ausgebaut werden. Dieser Trade-Off ist zu 16sen
und sollte nicht zuletzt in einer gemeinsamen Netzausbauplanung flir Strom-, Gas- und
Wasserstoffnetze fruhzeitig adressiert werden. Um schon wahrend der Transformation die
Abhangigkeit von Erdgas in der Stromversorgung zu begrenzen sollte zudem das Augenmerk
parallel auf die Substitution durch zusatzliche Flexibilitdt von Angebot und Nachfrage gelegt und
hierfir entsprechende Anreize geschaffen werden. Fest steht: Ob der Zubau von Gaskraftwerken
marktgetrieben erfolgen kann und bereits vorhandene und potentielle Flexibilitdt im Stromsystem
effizient genutzt werden hangt davon ab, ob zeitnah klare politische Entscheidungen getroffen
werden und ein zukunftsfahiges Strommarktdesign geschaffen wird.
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