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Zusammenfassung

Immer wieder werden die sinkenden Stromgestehungskosten (Levelized Cost of Electricity, LCOE)
erneuerbarer Energien herangezogen, um zu argumentieren, dass die Stromkosten in Deutschland
sinken werden. Die LCOE stellen jedoch keine belastbare Grundlage fir die Einschatzung der
zukunftigen Stromkosten dar. Denn vergleicht man die Produktion der Wind-oder Solaranlagen -
die Grundlage einer LCOE-Berechnung ist -mit der Stromnachfrage, so ergeben sich in vielen
Stunden des Jahres Versorgungslicken, die durch komplementare Technologien wie Batterie-
speicher oder Gaskraftwerke und kiinftig auch durch wasserstoff-betriebene Kraftwerke gedeckt

werden mussen. Die Investitionskosten dieser Anlagen und ihres Betriebs missen in die Berechnung
der Kosten zur Befriedigung der Nachfrage eingehen. Die so errechneten, Levelized Cost of Load
Coverage” (LCOLC) deuten nicht darauf hin, dass die Stromkosten im kommenden Jahrzehnt
deutlich sinken werden.




Einleitung

Die Stromgestehungskosten (Levelized Cost of Electricity, LCOE) setzten die Kosten fiir die
Errichtung und den Betrieb eines Kraftwerks ins Verhaltnis zur Stromerzeugungsmenge Uber seine
gesamte Lebensdauer. So konnen auf Anlagen-oder Technologiebasis die Kosten ermittelt werden,
die durchschnittlich bei Erzeugung einer Kilowattstunde (kWh) entstehen. In den vergangenen Jahren
sind die LCOE der erneuerbaren Energien (EE) deutlich gesunken und die LCOE konventioneller
Kraftwerke aufgrund steigender CO2-Preise gestiegen (vgl. z.B. Fraunhofer ISE (2021)).

In der wirtschaftspolitischen Debatte wird angesichts dieser Entwicklung immer wieder argumen-
tiert, dass die Stromkosten nicht auf dem aktuellen Niveau verharren, sondern mit zunehmendem
EE-Ausbau sinken wiirden (vgl. z. B. Bauermann (2023), Dullien et al. (2023)). Aufbauend auf dieser
Erwartung pladieren verschiedene Akteure dafur, durch eine temporare Subvention des Strom-
preises die niedrigeren Preise schon jetzt zu etablieren und so die Wettbewerbsfahigkeit der
energieintensiven Industrie in Deutschland starken (,, Transformations-strompreis“, BMWK (2023),
SPD Bundestagsfraktion (2023)). Aufgerufen wurden zuletzt 5 ct/kWh (SPD Bundestagsfraktion
(2023)) bzw. 6 ct/kWh (BMWK (2023)). In der Debatte wird oft unterstellt, dass groBe Unternehmen
zukunftig direkt von den niedrigen LCOE profitieren konnten, wenn sie von einem Wind-oder
Solarpark versorgt wirden. Diese LCOE konnen flir einen Nachfrager aber nur dann erreicht werden,
wenn die Stromnachfrage des Abnehmers genau an der Stromerzeugung aus Wind-oder PV-Anlagen
ausgerichtet werden wurde. Die Argumentation tragt hingegen nicht, wenn man die Kosten der
Stromversorgung eines Abnehmers mit einem bestimmten Nachfrageprofil ermitteln mochte.
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Abbildung 1: Um die Nachfrage zu befriedigen muss die Versorgungsliicke (hier gelb dargestellt), also die Differenz zwischen der
Nachfrage und der Produktion der erneuerbaren Energien, durch komplementare Technologien gedeckt werden. Kurzfristig kommen
Gaskraftwerke und Speicher in Frage, langfristig konnen auch Wasserstoff-Kraftwerke zum Einsatz kommen.

Das lasst sich einfach illustrieren: Will man die Versorgung eines Unternehmens oder Befriedigung
der Nachfrage einer Region (oder eines Landes) sicherstellen, so gilt es, die entsprechende Nach-
frage zu decken. Dabei kann es sich (im Fall von einem durchgangig produzierenden Unternehmen)
um eine Uber die Zeit weitgehend kontinuierliche Stromnachfrage handeln (,Band*), oder um ein
Lastprofil, das die Nachfrage der entsprechenden Verbraucher widerspiegelt. Vergleicht man die
Produktion der Wind-oder Solaranlagen (die Grundlage einer LCOE-Berechnung ist) tGber die Zeit mit

der Stromnachfrage, so ergeben sich Licken in der Versorgung, die durch die Bereitstellung anderer




(komplementarer) Technologien gedeckt werden missen (vgl. Abb. 1). Die Investitionskosten dieser
Anlagen und ihres Betriebs muissen in die Berechnung der Kosten zur Befriedigung der Nachfrage
eingehen. Die Befriedigung der Nachfrage muss also -korrekt berechnet -mit hoheren Levelized
Costs einhergehen, die wir im Folgenden als Levelized Cost of Load Coverage (LCOLC) ausweisen.

In diesem Beitrag zeigen wir in verschiedenen Beispielrechnungen, welche LCOLC sich ergeben,
wenn man die tatsachlichen Kosten der Versorgung eines industriellen GroRabnehmers oder
Befriedigung der Nachfrage einer Region (oder eines Landes) abschatzt. Es zeigt sich, dass die LCOE
kein guter Indikator fur die Kosten zur Befriedigung einer Nachfrage (LCOLC) sind. Die LCOE eignen
sich daher nicht fur eine Abschatzung zukinftiger Stromkosten. Wie bei der tUblichen Betrachtung
der LCOE berechnen wir die LCOLC ohne die Berlicksichtigung von weiteren Systemkosten.

Die mangelnde Eighung der LCOE zur Abschatzung der Stromkosten ist in der Literatur
verschiedentlich adressiert worden. Verschiedene Autoren schlagen alternative Ansatze vor, um den
bekannten Defiziten Rechnung zu tragen, vgl. etwa Joskow (2011), Ueckerdt et al. (2013), Hirth et al.
(2014), Reichelstein und Sahoo (2015), Belderbos et al. (2017), Lai und McCulloch (2017), Simpson et
al. (2020), Shen et al. (2020), Loth et al. (2022). Ueckerdt et al. (2013) sowie Hirth et al. (2014) ver-
weisen beispielsweise auf zusatzliche Kosten von erneuerbaren Energien fir das System, darunter
Ausgleichsenergie, Backupkapazitaten, zusatzliche Netzkapazitaten sowie eine Reduktion der
Volllaststunden der konventionellen Kraftwerke. Unter Einbeziehung dieser GroBen berechnen sie
die System-LCOE, also die Kosten der Befriedigung der Nachfrage. Lai und McCulloch (2017)
kombinieren LCOE und , Levelized Cost of Delivery” (LCOD) fur Systeme aus PV und Batterie-
speichern. IEA und NEA (2020) berechnen ,,Value Adjusted Levelized Cost“ (VALCO), diese
korrigieren LCOE unterschiedlicher Technologien mit deren Flexibilitats-und Kapazitats-Wert.
Joskow (2011) weist zudem darauf hin, dass der 6konomische Wert des Stroms durch den Erlos am
Markt bestimmt wird, das Konzept der LCOE aber nur die Kostenseite erfasst und somit die
Strompreise moglicherweise unterschatzt.

Die Berechnungen in diesem Papier sind bewusst einfach gehalten und abstrahieren daher von
Kostenkomponenten, die durch Netzgeblhren, notwendige zusatzliche Netzkapa-zitaten, aufgrund
von Nachfrageunsicherheit notwendigen Backupkapazitaten oder durch Margen im Stromhandel
entstehen. Der Fokus liegt auf den Kosten zur Deckung einer vorhersehbaren Nachfrage, um so den
Unterschied zwischen den oft diskutierten LCOE der Erneuerbaren Energien und den LCOLC zur
Deckung der Nachfrage zu verdeutlichen. Durch den Vergleich verschiedener Szenarien wird die
Attraktivitat und der Einsatzbereich verschiedener komplementarer Technologien wie Strom-
speicher, Gas-und Wasserstoffkraftwerke besonders gut deutlich. Die mogliche Flexibilisierung der
Nachfrage mit dem Ziel, das Lastprofil der Produktion der erneuerbaren Energien starker anzu-
passen wird hier nicht betrachtet. Allerdings ist aufgrund der substanziellen Flexibilisierungskosten
(vgl. z.B. Ambrosius et al. (2018)) nicht zu erwarten, dass eine solche Flexibilisierung die hier
resultierenden Ergebnisse fundamental beeintrachtigt.



Berechnung von LCOE und LCOLC

LCOE werden berechnet, indem man den Nettobarwert der Summe der Annuitaten von
Kapitalkosten, fixen und variablen Betriebskosten sowie gegebenenfalls Brennstoffkosten und
Kosten flir Emissionsrechte durch die Stromerzeugung der Anlage im Laufe eines Jahres dividiert.

Nettobarwert jahrlicher Kosten (X ,
LCOE = arwe ] (XLcorr Queor) [€ct/kWh]
jahrliche Stromerzeugung (Q.cor)

Es wird hierbei von einer fest vorgegebenen Anlagengrofe X, ., ausgegangen (bei EE
typischerweise 1kWp), die resultierende Stromerzeugung Q,-or ergibt sich bei der Berechnung von
LCOE fir EE als die mit der Anlage technisch produzierbare Menge im Jahresverlauf (vgl. Fraunhofer
ISE (2021), S.14). Bei konventionellen Kraftwerken wird hingegen zumeist eine Anzahl an
Volllaststunden unterstellt, die fir das zu berechnende Szenario als plausibel erachtet werden (vgl.
Fraunhofer ISE (2021), S.15). LCOE konnen durch das direkte Aufsummieren entstehender Kosten
und resultierender Produktionsmengen im Jahresverlauf bestimmt werden. Die Losung eines
Optimierungsproblems ist nicht notwendig.

Im Gegensatz hierzu geht die Berechnung der LCOLC von einer zu befriedigenden Nachfrage aus, die
gedeckt werden muss (vgl. ,Band“ bzw. ,Profil“ in Abb. 1). Fir verschiedene zur Verfliigung stehende
Technologieoptionen werden die Kapazitaten der Anlagen, X, .. , und Produktionsmengen der
verschiedenen Anlagen, Q_LCOLC , kostenminimal so bestimmt, dass genau die Deckung des
vorgegebenen Lastprofils erreicht wird. Die Bestimmung optimaler Kapazitats-und
Produktionsmengen erfolgt somit durch die Losung eines Optimierungsproblems. Die LCOLC werden
dann aus den kostenminimalen Kapazitaten und Produktionsmengen wie folgt berechnet:

Nettobarwert jahrlicher Kosten (X ,
LCOLC = arwe ] (XLcover Queorc) [€ct /kWh]
jahrliche Stromerzeugung (Qucorc)

Szenarien

Wir stellen alle Berechnungen der LCOLC fur zwei Nachfrageszenarien an: Eine durchgehend
konstante Stromnachfrage (zum Beispiel eines groRen Unternehmens) sowie ein Lastprofil, das die
Uber die Zeit schwankende Stromnachfrage der Verbraucher (zum Beispiel in einer Region oder
einem Land) widerspiegelt.

Wir gehen bei der Analyse verschiedener Szenarien bewusst einfach vor. Als Vergleichsszenarien
berechnen wir die LCOE von Wind an Land und PV-Freiflachenanlagen, Wind, .o und PV, ;5. In
einem weiteren Schritt berechnen wir dann fir verschiedene zur Verfliigung stehende Technologie-
optionen die LCOLC fur zwei Nachfrageszenarien, eine Gber die Zeit konstante Stromnachfrage
(,Band“) sowie ein typisches Nachfrageprofil (,Profil“). Die Technologieoptionen zur Befriedigung der



Nachfrage bestehen aus Erneuerbaren Energien-nur Wind (W), nur Photovoltaik (PV), oder beide
Technologien (W&PV) -kombiniert mit entweder nur Batteriespeichern (S) oder Batteriespeichern
und Gaskraftwerken (S&G). In den Szenarien fur das Jahr 2040 kommt Wasserstoff (H2) als Option
fur die Deckung der Versorgungsliicken hinzu. In allen Szenarien berechnen wir die jeweils
kostenminimalen Kapazitaten und Produktionsmengen der im jeweiligen Szenario erlaubten
Technologieoptionen. Weicht man von der kostenminimalen Losung ab (etwa aufgrund von
spezifischen Ausbauzielen fiir einzelne Technologien), so wiirden sich hohere Kosten ergeben. Die
Szenarien sind in Tabelle 1 zusammengefasst.

Lastanforderung
Ohne Konstante
Nachfrage- L il Nachfrage
anforderungen E O (Band)
Wind 74 o
LCOE n LcoE Deckung der Nachfrage ausschlieBlich
PV PV, cop durch EE unrealistisch
Wl—i’gand
Speicher W&PV3,orit PV3una
LcoLc W&PV5yna
von -
Ohne Nachfrage wsse s
Wind (W), anforderungen o Band
PV bzw Speicher & entspricht das S&G R
" A PVProfil PVBand
W&PV mit Gas Ergebnis dem
Flexibili- Minimum der W&PVSS, W&PVSES,
tit LCOE-Werte
durch... Speicher & H2 W&PVSEE W&PV 5t
Speicher &
s & Ho WPV WPV

Tabelle 1: betrachtete Szenarien.

Annahmen

Die Berechnungen basieren auf Annahmen zu Kosten und technischen Parametern, die in
verschiedenen jungeren Studien gewahlt wurden. Insbesondere orientieren wir uns an den
Annahmen von Fraunhofer ISE (2021), da in dieser Studie LCOE-Berechnungen durchgefiihrt wurden,
deren Vergleich mit unseren Ergebnissen hilfreich ist. Die im Jahr 2021 zugrunde gelegten Zinssatze
darften vor dem Hintergrund der aktuellen Zinsentwicklungen zwar zu niedrig angesetzt sein. Eine



Anpassung wiurde jedoch lediglich die Levelized Costs erhohen, aber die Relation der Ergebnisse in
den einzelnen Szenarien zueinander nicht entscheidend verandern. Wir Gbernehmen daher die
Annahmen zu den Zinssatzen aus friheren Studien, um die Einsichten aus einem Vergleich der
Ergebnisse zu erleichtern.

Wir legen Berechnungen flr zwei exemplarische Zeitraume vor, das Jahr 2021 sowie das Jahr 2040.
Um die Komplexitat der Berechnungen gering zu halten und die Darstellung der Ergebnisse trans-
parent gestalten zu konnen, betrachten wir eine begrenzte Anzahl an Technologien: Wind an Land
(W), PV-Freiflachenanlagen (PV), Gas-und Dampfturbinen-Kraftwerke (GuD) sowie Batteriespeicher
(S). Fur das Jahr 2040 beziehen wir auch PEM-Elektrolyseanlagen (PEM), Wasserstoffspeicher
(Speicher H2) sowie wasserstofffahige Gaskraftwerke (H2 GuD) in die Analyse ein.

Die den Berechnungen zugrunde liegenden Parameter fur das Jahr 2021 sind in Tabelle 2 dargestellt.
Diese basieren auf Fraunhofer ISE (2021) um die Vergleichbarkeit mit deren Ergebnissen zu
erleichtern. Die Parameter fur das Jahr 2040 sind in Tabelle 3 zusammengefasst. Dabei stammen die
Werte fur Wind-Onshore, PV, Speicher und Gaskraftwerke ebenfalls aus Fraunhofer ISE (2021).
Lebensdauern, Zinssatze, OPEX (auBer Brennstoffkosten bei Gaskraftwerken, siehe Tabelle 4) und
Kapazitaten bleiben unverandert relativ zu den Annahmen fur das Jahr 2021. CAPEX-Werte fur
Batterien im Jahr 2040 werden direkt gemittelt Gbernommen. Nicht direkt angegebene CAPEX-
Werte fur Wind-Onshore und PV im Jahr 2040 werden so ermittelt, dass diese zu den in Fraunhofer
ISE (2021) angegebenen mittleren Werten der entsprechenden LCOE fir das Jahr 2040
korrespondieren.

Batterie Gas
2021 Wind PV

Speicher GuD
CAPEX 1700 665 600 950
[€/kWp, €/kWp £€/kWh, €/kW]
Lebensdauer der Anlage [Jahre] 25 30 15 30
Zinssatz [%] 2,96 2,50 2,50 5,80

fix

OPEX 20 13.3 8 20
[€/kWp, €/kWp £€/kWh, €/kW]
OPEX" [€/kWh] 0,008 0 0 0,003
Effizienz beim Ausspeichern [%] 95
Effizienz beim Einspeichern [%] 95

Tabelle 2: Parameter fir das Jahr 2021. Quelle: Fraunhofer ISE (2021).



Batterie Gas H2 H2

LY Ll PV Speicher GuD PEM Speicher GuD

CAPEX

1349 322 285 950 596 0.320 945
[€/kWp, €/kWp ,€/kWh, €/kW]
Lebensdauer [Jahre] 25 30 15 30 20 30 40
Zinssatz [%] 296 2,50 2,50 580 2,50 2,50 5,80
OPEXfi

20 133 8 20 11,92 0 28,35

[€/kWp, €/kWp ,€/kWh, €/kW]
OPEX"" [€/kWh] 0,008 0 0 0,003 0,003 0 0,004
Effizienz beim
Ausspeichern [%] = o7
Effizienz beim 95 655

Einspeichern [%]

Tabelle 3: Parameter fiir das Jahr 2040. Parameter fiir Wind, PV, Batteriespeicher und Gas GuD angelehnt an Szenarien aus
Fraunhofer ISE (2021), PEM, H2-Speicher, H2-Turbine: Osorio et al. (2023), https://h2.pik-potsdam.de/H2Dash/ und EWI (2024).

Far das Jahr 2040 bertcksichtigen wir, hinausgehend Giber Fraunhofer ISE (2021), die Verwendung
von Stromspeicherung tUber Wasserstoff. Werte fir PEM-Elektrolyseure stammen von Osorio et al.
(2023), der Wirkungsgrad der Elektrolyseure wird der am Potsdam Institut fir Klimafolgenforschung
(PIK) erstellten Datenbank fur Elektrolyseure (PIK, https://h2.pik-potsdam.de/H2Dash/) entnommen.
Fir die Wasserstoffspeicher wird EWI (2024) herangezogen, hier ergeben sich quasi deckungs-
gleiche Werte wie bei ENTSOG und ENTSO-E (2022). Fir die wasserstofffahigen Turbinenkraftwerke
werden wiederrum Werte von Osorio et al. (2023) verwendet. AbschlieBend enthalt Tabelle 4 fiir

beide Betrachtungszeitraume die Brennstoffkosten (Erdgas) sowie die Kosten fiir Emissionszertifi-
kate, die fir den Betrieb der Gaskraftwerke benotigt werden (Fraunhofer ISE 2021).

Gas 2021 2040
Brennstoffkosten [€/kWh] 0.025 0.017
Effizienz [%)] 60 62
Preis EU-ETS Zertifikate [€/tCO2] 34 225
Emissionsfaktor [tCO2/kWh] 0.00024 0.00024

Tabelle 4: Kosten fiir Erdgas und CO2-Emissionen. Quelle: Fraunhofer ISE (2021).


https://h2.pik-potsdam.de/H2Dash/
https://h2.pik-potsdam.de/H2Dash/

Den Berechnungen liegen stiindliche Profile der Produktion von Wind-Onshore und PV-
Freiflachenanlagen zugrunde (von Pfenninger und Staffell (2016), Staffell und Pfenninger (2016),
https://www.renewables.ninja/), die skaliert werden, um die in Fraunhofer ISE (2021) verwendeten
durchschnittlichen Vollaststunden zu erhalten: Wind-Onshore jahrlich 2500 Vollaststunden und PV-
Freiflachenanlagen jahrlich 1107 Stunden. Wir verwenden alternativ die Wind-und PV-Profile aus
ENTSOG und ENTSO-E (2022) (https://2022.entsos-tyndp-scenarios.eu/download/) und berichten die
Ergebnisse im Anhang.

Wir betrachten in unseren Berechnungen eine Nachfrage von insgesamt 8760 kWh innerhalb eines
Jahres. Fir die kontinuierliche Nachfrage (Band) bedeutet das eine stiindliche Nachfrage von 1 kWh.
Bei dem betrachteten Lastprofil verteilt sich dieselbe jahrliche Nachfrage unterschiedlich auf vier
Jahreszeiten (Winter, Sommer, zwei identische Ubergangszeiten) mit jeweils 3 verschiedenen
Typtagen (Werktage, Samstag, Sonntag). Der resultierende Lastgang entspricht den Annahmen in
BDEW (2017). Zur Kalibrierung wird die in BDEW (2017) zur Verfiigung gestellte typische Lastkurve
fur Haushalte (Tabellenblatt ,,Statischer Jahresverlauf” im Dokument ,,Haushalt-Lastprofil.xls“) auf
Stundenwerte gemittelt und auf einen Gesamtverbrauch von 8760kWh skaliert.

Um die Ergebnisse auf die GroBe eines bestimmten Stromsystems, zum Beispiel eines Landes oder
eines GroRverbrauchers, zu skalieren, konnen die resultierenden Kapazitaten mit einem
entsprechenden Faktor multipliziert werden, so dass die betrachtete gesamte Energiemenge
resultiert.

Ergebnisse

Wir prasentieren im Folgenden die LCOE fur Wind und PV sowie die LCOLC fir die verschiedenen
Technologieszenarien. Die Szenarien Wy, und PV, ..z, bei denen kein bestimmtes Verbrauchsprofil
gefordert wird, erlauben es, als Benchmark die Ergebnisse einer traditionellen LCOE-Berechnung fur
die Technologien Wind an Land und PV-Freiflachenanlagen zu bestimmen. In den Ubrigen Szenarien
werden die minimalen durchschnittlichen Kosten pro kWh ermittelt, die bei der Deckung der
jeweiligen Nachfrage mit unterschiedlichen Technologie-Kombinationen entstehen. Dabei wird auch
ermittelt, welche Kapazitaten der jeweils zugelassenen Technologien im Kostenminimum installiert
werden muissen. Zu beachten ist, dass die tatsachlichen Kosten zur Deckung der Nachfrage hoher
sein konnen als die LCOLC, falls aufgrund bestimmter Vorgaben (zum Beispiel Mindest-Kapazitaten
der EE) die installierten Kapazitaten von der kostenminimalen Losung abweichen.

Tabelle 5 zeigt die Ergebnisse flir das Jahr 2021. Fiir Wind und PV ergeben sich LCOE von 5,49
ct/kWh beziehungsweise 4,07 ct/kWh (W cor, PV, cog)- Dies deckt sich aufgrund der ahnlichen
Parametrisierung mit den Ergebnissen aus Fraunhofer ISE (2021) fir groBe PV Anlagen und Wind an
Land. Die Kosten, um eine gegebene Nachfrage zu decken (LCOLC) fallen (teils deutlich) hoher aus
und sind je nach den zur Verfugung stehenden Technologieoptionen zudem sehr unterschiedlich.


https://www.renewables.ninja/
https://2022.entsos-tyndp-scenarios.eu/download/

Kosten

Szenario Kapazitaten (LCOE bzw.
LCOLC)
Wind PV Batterie Gas J-Kosten
[kWp] [kWDp] Speicher GuD [€ct/kWh]
[kWh] (kW]
W icok 3,50 - - - 5,49
Wiiss 0,81 - 0,04 1,80 7,59
Wss6 1,22 - 0,00 1,00 6,72
WS na 13,14 - 30,04 - 3775
PVicoE - 7,91 - - 4,07
PVf,i‘f,"ﬁ, - 2,16 0,01 1,83 7,25
PV, - 1,68 0,00 1,00 6,50
PV3 04 - 111,52 65,37 - 99,51
W&PV3Se 0,49 1,98 0,02 1,81 723
W&PVSEE 0,33 1,55 0,00 1,00 6,49
W&PV3, o 10,92 9,84 20,03 - 32,76
W&PVS,,.4 10,33 11,19 25,62 - 36,28

Tabelle 5: Ergebnisse fiir das Jahr 2021. Investierte Kapazitaten sowie LCOE bzw. LCOLC bei unterschiedlichen
Verbrauchsanforderungen und verschiedenen Technologiekombinationen.

Aufgrund der heute noch hohen Kosten von Batteriespeichern und der Notwendigkeit der
Installation groRer Kapazitdten ergeben sich LCOLC von iiber 32,76 ct/kWh, sofern nur
Batteriespeicher fiir die Abdeckung der Versorgungsliicken zur Verfiigung stehen

(Whanas PVianda » W&PViana , W&PV3,r ). Aufféllig ist, dass im Vergleich mit den anderen Szenarien
enorme EE-wie auch Speicher-Kapazitaten benotigt werden, um die Nachfrage zu befriedigen. Diese
Szenarien sind naturlich nicht geeignet, um Uber das Energiesystem eines ganzen Landes nach-
zudenken. Sie zeigen aber eindricklich, dass Insellosungen, die nur auf EE und Batteriespeichern
basieren, enorm von einem Netzanschluss und dem Zugriff auf andere Optionen profitieren konnen.
Der Vergleich unserer Ergebnisse mit Fraunhofer ISE (2021) zeigt auch, dass eine Berlicksichtigung
des Flexibilisierungsbedarfs von EE durch das Hinzurechnen der Investitionskosten von Strom-
speichern fest vorgegebener GroRe in einer ansonsten klassischen Berechnung der LCOE zu
Missverstandnissen fuhren kann. Derartige Berechnungen suggerieren moglicherweise eine
Bereitstellung ausreichend flexibler Lastdeckung durch Batteriespeicher zu geringen zusatzlichen



Kosten. Diese ist im Endeffekt aber so nicht gegeben, wie unser detaillierter Berechnungsansatz der
LCOLC zeigt.

Wenn Gas-und Dampfturbinen (GuD) Kraftwerke als Technologieoption zur Verfiligung stehen,
dann werden diese genutzt, um die Versorgungsliicke zu schlieBen (W53,

WEse it PVisarin, PViana W&PV LS, W&PVes ). Batteriespeicher spielen bei Verfiigbarkeit von
GuD-Kraftwerken keine oder lediglich eine sehr geringe Rolle. Die installierte Leistung der
Gaskraftwerke wird in der zur Deckung der Nachfrage kostenminimalen Losung so gewahlt, dass die
Spitzenlast vollstandig oder fast vollstandig gedeckt werden kann. Letztere betragt bei einer
jahrlichen Gesamtnachfrage von 8760 kWh in den ,Band“-Szenarien 1TkW und in den ,,Profil“-

Szenarien 1,83 kW.

Tabelle 6 enthalt die Berechnungen mit Parametrisierung fir das Jahr 2040. Die LCOE fiir Wind und
PV sind niedriger, wobei die LCOE fiir PV zwischen 2021 und 2040 besonders deutlich absinken,
auf 2,59 ct/kWh (PV ., in Tabelle 6). Dies hangt damit zusammen, dass die erwartete Kosten-
degression bei Solarmodulen technologiebedingt deutlich starker ist (vergleiche z.B. Tsiropoulos et
al. (2018) und Wirth (2024)). Die Kosten, um eine gegebene Nachfrage zu decken (LCOLC) fallen auch
im Jahr 2040 (teils deutlich) hoher aus als die LCOE von EE und sind je nach den zur Verfiigung
stehenden Technologieoptionen sehr unterschiedlich.

Obwohl die fiir das Jahr 2040 angenommenen CAPEX von Batteriespeichern deutlich niedriger sind
als fiir das Jahr 2021, ergeben sich weiterhin hohe Kosten von iiber 21,70 ct/kWh, sofern die
Versorgungsliicken ausschlieBlich mit Batteriespeichern gedeckt werden kénnen

(Whanas PVianas W&PV3aa, W&PVE, .y in Tabelle 6). Die Kosten sinken gegentiber den LCOLC-
Werten fur das Jahr 2021 nicht starker, da zur Abdeckung einer gegebenen Nachfrage (Band oder
Profil) unverandert enorme Kapazitaten sowohl an EE als auch an Speichern notwendig waren.

Eine Deckung der Versorgungsliicke mit Gas- und Dampfturbinenkraftwerken wiirde trotz
niedrigerer Gaspreise aufgrund der hohen CO2-Preise zu relativ hohen LCOLC fiihren (wf,%g,,.,,

Wiiear PViserits PViaaa W&PVS:y, W&PVis jin Tabelle 6). Die fiir das Jahr 2040 berechneten
LCOLC liegen dabei aufgrund der hohen CO2-Preise sogar (teils deutlich) Gber den Werten fiir das
Jahr 2021. Mit Erdgas betriebene Kraftwerke waren aufgrund der Klimaziele im Jahr 2040 ohnehin
keine realistische Technologieoption mehr. Die Berechnungen zeigen in diesem Kontext aber
eindrucklich, dass die Durchsetzung der Ziele Gber CO2-Preise den Einsatz von mit Erdgas

betriebenen Kraftwerken in der Tat auch aus wirtschaftlicher Perspektive unattraktiv macht.

Zum Vergleich betrachten wir zusatzlich Wasserstofferzeugung, -speicherung und-verstromung als
Technologieoption zur Deckung der Versorgungslicken. Die Parametrisierung basiert dabei auf
mittleren Werten flir das im Jahr 2040 erwartete Kostenspektrum. Auch eine ungtinstigere
Parametrisierung (Multiplikation der OPEX-Werte mit 1,5) ergibt nur 0,2 bis 0,6 ct/kWh hohere Werte.
Trotz der vorsichtigen Kalibrierung bleibt natlrlich anzumerken, dass die Verfugbarkeit dieser
Technologieoption voraussetzungsreich ist.



Kosten

Szenario Kapazitaten (LCOE/

LCOLC)

Ll PV gs;;r\fr (C‘jj; PEM Sp::fher Gl—LlJzD 2ol

[kWp]  [kWp] OWh] (kW] kW] (WhI W] [ct/kWh]
Wicoe 3,50 - - - - - - 4,69
Wiiss 3,24 - 1,69 1,30 - - - 9,61
wisé 3,19 - 0,05 0,99 - - - 8,74
WS ana 10,70 - 3743 - - - - 25,93
PVicor - 7,91 - - - - - 2,59
PV - 47 234 126 - - - 10,35
PVSSG - 362 0,11 0,99 - - - 10,44
PV3ona - 7701 97,06 - - - - 59,59
W&Pvf’%gfil 2,33 3,07 2,54 1,01 = - R 8,11
W&PVE 274 2,04 0,41 0,94 - - - 797
W&PV}, o1 495 1789 28,94 - - - - 2170
W&PVS,.4 552 22,26 28,08 - - - - 23,45
W&PVLGEH? 2,61 3,77 226 034 0,73 206,91 0,69 7,80
W&PV3ECEH? 3,07 3,08 0,39 0,33 0,99 191,21 0,61 7,63
W&PVHZ, 284 4723 2,51 - 099 637,29 1,00 7,85
W&PV3LH2 335 352 0,41 - 1,28 573,16 0,94 7,68

Tabelle 6: Ergebnisse fiir das Jahr 2040. Investierte Kapazitaten sowie LCOE bzw. LCOLC bei unterschiedlichen
Verbrauchsanforderungen und verschiedenen Technologiekombinationen.

Die niedrigsten Kosten zur Deckung einer gegebenen Nachfrage im Jahr 2040 ergeben sich, wenn
die Erzeugung von Wasserstoff, seine Speicherung und Verstromung als Technologieoption zur
Deckung der Versorgungsliicke zur Verfiigung steht (W&PV3:sHI?, W&PVieag?, W&PVEE,
W&PVSEH2in Tabelle 6). In den Szenarien kommen - anders als im Jahr 2021 - in signifikantem
Umfang auch Batteriespeicher zum Einsatz. Dies dlrfte an den im Jahr 2040 deutlich gesunkenen
Kosten der Batteriespeicher liegen. Sofern konventionelle Gaskraftwerke als Technologieoption zur
Verfiligung stehen, werden diese in gewissem Umfang eingesetzt. Allerdings sind die LCOLC nur



sehr geringfiigig hoher, wenn mit Erdgas betriebene Kraftwerke nicht zur Verfiigung stehen.
Anzumerken ist in diesem Zusammenhang, dass erhebliche Anstrengungen notwendig sind, um die
fur die Wasserstoff-Technologieoption notwendigen Komponenten verfigbar zu machen. Dabei geht
es zum einen um wasserstofffahige Gaskraftwerke, zum anderen aber auch um die Elektrolyse-und
Speicherkapazitaten. Denkt man an das gesamte Energiesystem, so ist davon auszugehen, dass
nicht nur-wie hier stark vereinfachend unterstellt -Wasserstoff produziert, gespeichert und wieder
verstromt wird. Es ist vielmehr zu erwarten, dass der groRere Teil des Wasserstoffs importiert,
teilweise zwischengespeichert und verstromt wird (vgl. Runge et al. (2023) oder NWR (2024)). Die
Kosten der hierflir notwendigen Netzkapazitaten sind -ebenso wie die Netzkapazitaten (und
Netzgebuhren) fir Strom und Gas, hier nicht berticksichtigt. Der Grund dafir ist, dass wir uns auf die
unmittelbaren Kosten zur Befriedigung einer Stromnachfrage analog zu dem Konzept der LCOE
fokussieren, womit diese Kosten definitiv stark unterschatzt werden. Bei Berlicksichtigung weiterer
Kostenkomponenten wirde in diesem Sinne noch deutlicher, dass die herkommlichen LCOE
ungeeignet sind zur Abschatzung der Kosten der Stromversorgung.

In den Szenarien wird in beiden betrachteten Jahren, 2021 und 2040, ein Teil der Produktion der EE
abgeregelt und somit nicht verwendet. In den Szenarien mit allen komplementaren Technologie-
optionen (Speicher und Gas) ist die Abregelung mit 2,67 % (W&PV;%¢,) zum Teil niedrig, meist aber
nahe bei aber unter 10% der EE-Erzeugung. Stehen nur Speicher zur Deckung der Versorgungsliicken
zur Verfligung, so werden 2021 Giber 72% des EE-Stroms abgeregelt (2040: iber 66%). Dies zeigt
erneut, dass ein nur auf EE und Batteriespeichern basierendes System nicht zielfuhrend ware, auch
im Jahr 2040 nicht. Prinzipiell ist nattrlich denkbar, dass Uberschussiger erneuerbarer Strom
Verwendung findet, indem in nachfrageseitige Flexibilitaten investiert wird. Allerdings geht die
Flexibilisierung der Nachfrage ebenfalls mit teilweise hohen Kosten einher (fir die Flexibilisierung
der industriellen Stromnachfrage und die entsprechenden Investitionsbedarfe siehe z. B. Ambrosius
et al. (2018)). Auf der Ebene des Gesamtsystems miissen zudem trotz regionaler Flexibilitaten auf
Nachfrageseite die Versorgungsliicken zur Bedienung der Nachfrage durch komplementare
Technologieoptionen geschlossen werden.

Fazit

Es zeigt sich, dass die LCOLC in allen hier dargestellten Szenarien deutlich oberhalb der
typischerweise diskutierten LCOE einzelner Technologien liegen. Dies ist darauf zuriickzufihren,
dass die Ublichen LCOE-Berechnungen die Kosten nicht berlicksichtigen, die komplementar zu den
erneuerbaren Energien aufgebracht werden missen, um eine gegebene Stromnachfrage zu
befriedigen. Die Berechnungen spiegeln wider, dass die Stromkosten (hier: ohne Netze) auch in
Zukunft nicht so deutlich absinken werden, wie es eine Betrachtung der LCOE auf den ersten Blick
suggeriert. Statt 4,07 ct/kWh, die sich bei einer reinen Berechnung der LCOE etwa fur PV ergeben,
fallen in den Berechnungen fiir das Jahr 2021 durchschnittliche Kosten von tber 6,49 ct/kWh zur
Befriedigung der Stromnachfrage an. In Berechnungen fir das Jahr 2040 ergeben sich zwar LCOE
fur PV von nur 2,59 ct/kWh. Bertcksichtigt man aber wiederum, dass eine Nachfrage befriedigt
werden muss, so entstehen in einem klimaneutralen Stromerzeugungssystem Kosten von
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mindestens 7,68 ct/kWh. Dabei sind Margen am Strommarkt, Netz-und Konzessionsabgaben sowie
Steuern noch nicht berlicksichtigt.

Die Stromkosten durften also nicht-wie erhofft—-mit dem Ausbau der EE deutlich sinken. Die
substanziellen Kosten, die durch die Deckung der Versorgungsliicken entstehen, konnen zwar durch
politische Entscheidungen verschleiert werden -zum Beispiel, wenn man einen groRen Teil der
notwendigen Gas-und Wasserstoffkraftwerke staatlich fordert, sie auRerhalb des Marktes betreibt
oder Netzgebuhren erlasst. Die Kosten verschwinden dadurch aber nicht, sondern missen von den
Birgerinnen und Birgern entweder als Stromkunden oder (wenn sie nicht auf den Strompreis
umgelegt werden) Uber heutige oder zukiinftige Steuern getragen werden.

Gegen unsere vereinfachte Betrachtung kann eingewendet werden, dass Flexibilisierung der
Nachfrage weitere Moglichkeiten eroffnet, die LCOLC zu reduzieren. Die Flexibilisierung der
Nachfrage geht jedoch ebenfalls mit Kosten einher, da etwa Speicher fir Zwischenprodukte in der
industriellen Produktion installiert werden missten und auch hohere Produktionskosten aufgrund
von langeren Stillstandzeiten und flexiblen Laufzeiten der Anlagen entstehen. Die Flexibilisierung
der Nachfrage durfte daher nur in begrenztem AusmaR stattfinden und wird die Lastkurve nicht
vollumfanglich an die Erzeugungsmuster anpassen konnen (siehe hierzu z. B. Ambrosius et al. (2018)).

Unsere Analyse zeigt somit, dass eine Abschatzung zukinftiger Stromkosten auf der Basis von LCOE
ein falsches Bild ergibt. Berechnet man die LCOLC, die sich bei der Befriedigung einer Nachfrage
tatsachlich ergeben, so resultieren deutlich hohere Werte als die LCOE von EE. Wir haben in diesem
kurzen Papier bewusst kein komplexes Energiesystemmodell verwendet, um die Gefahr einer
Fehlinterpretation der herkdmmlich berechneten LCOE besonders anschaulich und nachvollziehbar
zu illustrieren. Die Erkenntnis aus unseren Berechnungen zusammen mit der Einsicht, dass es weitere
Optimierungspotenziale (etwa durch die Flexibilisierung der Nachfrage, Sektorenkopplung oder
europaische Integration) aber auch weitere Kostenfaktoren (etwa durch Abweichen von dem
kostenminimalen Kraftwerksmix, zusatzliche Netzausbaukosten und Backup-Kraftwerke) gibt, zeigt,
dass die LCOE von EE die fur die Stromversorgung tatsachlich entstehenden Kosten nicht
vollstandig abbilden und daher nicht geeignet sind, um Schlussfolgerungen Gber zuklinftige
Stromkosten zu ziehen.

Zuletzt sei angemerkt, dass selbst bei Berticksichtigung aller Kosten der Stromerzeugung nicht
unmittelbar von den Levelized Cost of Load Coverage (LCOLC) auf die resultierenden Strompreise
geschlossen werden kann. Durchschnittliche Strompreise, die sich am Markt ergeben, konnen
niedriger als die LCOLC sein, zum Beispiel wenn der Staat einen Teil der Stromerzeugung
subventioniert und so einen Teil der Stromkosten Uber heutige oder zukiinftige Steuereinnahmen
finanziert. Sie konnen aber auch hoher als die LCOLC ausfallen, etwa bei einem ineffizienten
Erzeugungsmix oder aufgrund von Margen, die Unternehmen am Strommarkt realisieren. In jedem
Fall ist es aber so, dass die zur Befriedigung der Nachfrage entstehenden Kosten (LCOLC)
letztendlich von Unternehmen sowie Verbraucherinnen und Verbrauchern getragen werden missen,
entweder Uber den Strompreis, oder Uber Abgaben, Umlagen bzw. heutige oder zukiinftige Steuern.
Von daher eignet sich die Berechnung der LCOLC, um Uber die (zuklinftigen) Belastungen und ihre
Verteilung auf die verschiedenen Akteure nachzudenken.
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Anhang

Tabelle 7 zeigt die Ergebnisse der Berechnungen fir das Jahr 2040, wenn alternativ die Wind-und
PV-Profile aus ENTSOG und ENTSO-E (2022) (https://2022.entsos-tyndp-scenarios.eu/download/)
verwendet werden.

Szenario Kapazitaten Kosten
Ll PV Si(tariz:]er gj; PEM Sp(la-:cz:her Gl-llJzD 2ol

[kWp] [kWp] (KWhI (kW] [kW] (KWh] [KW] [ct/kWh]
Wicor 3,73 - - - - - - 4,94
WSS 3,22 i 126 1,37 i i i 10,25
Wk 318 i 004 097 i i i 9,19
ws. 17,88 - 23,70 - - - - 29,02
PV,rop _ 8,68 - - - - - 2,84
PVSSS _ 598 253 119 - - - 10,16
PVSS, ~ 460 059 097 i i i 10,34
PV, 6558 43,19 - - - - 36,77
W&PVSEE 197 4,36 331 087 - - - 816
WePVSEE 248 265 033 095 i i i 8,10
W&PVS, 355 2387 17,65 - - - - 18,07
WE&PVS,., 6,34 11,38 23,02 - - - - 19,08
W&Pvf,g;,?ﬁ;’,“ 2,36 5,28 2,60 040 0,77 209,26 0,56 7,91
W& PVSLCEH? 295 3,89 029 040 091 20348 055 7,80
W&PVSZ 258 568 2,83 ~ 094 51899 092 7,96
WPVSEH2 328 458 0,35 ~ 125 584,94 094 7,88

Tabelle 7: Ergebnisse flr das Jahr 2040. Investierte Kapazitaten sowie LCOE bzw. LCOLC bei unterschiedlichen
Verbrauchsanforderungen und verschiedenen Technologiekombinationen. Vollaststunden fir PV Freiflachenanlagen und
Wind Onshore gemaB TYNDP (niedrigere Vollaststunden).
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