
27ENERGIEWIRTSCHAFTLICHE TAGESFRAGEN 63. Jg. (2013) Heft 9

ZUKUNFTSFRAGEN
ZUKUNFTSFRAGEN

  Am Ende der aktuellen EEG-Förderung wartet bereits ein neues Förderregime. Es scheint klug, 
diese Perspektive schon heute zu berücksichtigen Foto: Sergey Nivens | Fotolia.com

Die Bundesregierung hat bei der jüngsten 
Anpassung des EEG im August 2012 für die 
PV eine wichtige Entscheidung getroffen: 
Das Ausbauziel für die PV wurde auf 52 GW 
begrenzt [1]. Manche werten diese Entschei-
dung als konsequente Reaktion auf die von 
der Solarindustrie in jüngster Zeit immer 
wieder vorgetragene Bewertung, dass die PV 
in den letzten Jahren so große technologi-
sche Fortschritte gemacht habe, dass sie sich 
nunmehr ganz in der Nähe der Wirtschaft-
lichkeit bewege  [2]. Man sagt, es bedürfe 
jetzt nur noch weniger „kleiner Schritte“, 
damit sie sich aus eigener Kraft am Markt 
behaupten könne. Ende 2012 lag die Kapazi-
tät der PV bei 32,7 GW.

Nimmt man die Befürworter der PV beim 
Wort, wird man erwarten können, dass es bis 
zum Erreichen des Ausbauziels von 52  GW 
möglich sein sollte, diese „kleinen Schritte“ zu 
gehen. Dann ist die Technologie wirtschaftlich 
und eine Technologie, die wirtschaftlich ist, 
bedarf keiner weiteren Förderung mehr. Inso-
fern stufen unabhängige Beobachter die jetzt 
erfolgte politische Begrenzung der Förderpoli-
tik als zwangsläufige und – wegen ihres zeit-
lichen Vorlaufs und der damit verbundenen 
Planungssicherheit – sogar als kluge Entschei-
dung ein. Im Übrigen darf nicht übersehen 
werden, dass die PV seit 1991 (Einführung 
des Stromeinspeisungsgesetzes) in den Ge-
nuss von Markteinführungshilfen gekommen 
ist. Bis zum Erreichen der 52-GW-Schwelle 
werden weitere Jahre vergehen. Nimmt man 
dann die noch vorlaufenden 20  Jahre hinzu, 
in denen die Einspeisevergütung garantiert 
wird, kann man von einem Förderzeitraum 
von fast einem halben Jahrhundert sprechen. 
Man wird wenige Beispiele in der Wirtschafts-
geschichte finden, die ein so langfristiges En-
gagement eines Staates bei der Einführung 
einer Technologie belegen.

Nun käme unter normalen Umständen 
kaum einer auf den Gedanken, sich schon 
jetzt mit der Frage zu befassen, wie es mit 
der PV im „Post-EEG-Zeitalter“ weiterge-
hen soll. Anders ist es unter dem von der 
Bundesregierung neu gewählten Ansatz 
einer Politik der „staatlich programmierten 
Energieversorgung“  [3]. Das Energiekon-
zept mit seinen zahlreichen quantitativen 
Festlegungen zwingt die Politik mehr als 
je zuvor, generalstabsmäßig vorzugehen. 
Und generalstabsmäßig vorzugehen heißt, 
von Anfang an alle möglichen Fernwirkun-
gen von politischen Initiativen einzukalku-
lieren. Und so ist es nur logisch, sich ein-
mal – unabhängig von den dringlichen und 
politisch wichtigen Entscheidungen bei der 
Umsetzung der Energiewende – auch mit 
den Bedingungen zu befassen, unter denen 
sich ab 2030 der Ersatz der in den letzten 

Jahren installierten PV-Anlagen in Deutsch-
land vollziehen wird. 

Technologische Kennzeichen  
der Photovoltaik

Zum Verständnis der folgenden Überlegun-
gen ist es hilfreich, sich noch einmal zwei der 
wichtigsten technologischen Kennzeichen der 
PV in Erinnerung zu rufen. Erstens: Die PV 
nutzt als Energiequelle nur die Sonne. Das ist 
ihr großer Vorteil. Konsequenz ist, dass keine 
Verbrauchskosten anfallen. Das, was während 
des Betriebs zu bezahlen ist, sind lediglich 
Wartung, Instandhaltungskosten, Versiche-
rungen und administrative Kosten (die in 
der Summe auf 1,5 % der Investitionskosten 
geschätzt werden). Dies hat aber auch einen 
Nachteil: Nahezu alle Kosten der PV stecken 
in der Technologie und müssen am Anfang 

EEG-Förderung der Photovoltaik:  
Über den Anfang nach dem Ende 
Knut Kübler

In der Debatte um eine Anpassung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) hat die Bundesregierung für die Photovoltaik 
(PV) eine wichtige Vorentscheidung getroffen. Die Förderung soll nach Erreichen einer Kapazität von 52 GW beendet werden. 
Diese Festlegung ist Anlass, sich mit den langfristigen Perspektiven der PV zu befassen. Dabei wird deutlich, dass für die 
nach 2030 anstehende großmaßstäbliche Erneuerung der PV-Parks in Deutschland möglicherweise erneut Fördermaßnah-
men in Betracht gezogen werden müssen.
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der Nutzungszeit bezahlt und damit vorfinan-
ziert werden. Zweitens: Die PV funktioniert 
nur, wenn die Sonne scheint. Die Implikati-
on dieser Tatsache versteht man am besten, 
wenn man sich vor Augen führt, dass es die 
PV im Durchschnitt in Deutschland lediglich 
auf rd. 1  000 Jahresvolllaststunden bringt, 
d. h. sie steht nur an knapp 1 000 von prinzi-
piell 8 760 Stunden (oder rd. 10 %) im Jahr mit 
ihrer vollen Kapazität zur Verfügung. 

Bei der PV handelt es sich – vereinfacht und 
zugespitzt – um ein Geschäftsmodell, bei 
dem es darum geht, ein einmaliges, relativ 
großes Investment zu finanzieren und dann 
sicherzustellen, dass die Stromerlöse, die 
„rechnerisch“ nur an 40 Tagen im Jahr anfal-
len, ausreichen, um die an 365 Tagen anfal-
lende Verzinsung des eingesetzten Kapitals 
zu bedienen und noch einen Überschuss zu 
erzielen. Die hohe Kapitalintensität der PV 
und das in der Natur der Sache liegende Aus-
einanderfallen von Zahlungsströmen (Zinsen 
müssen gezahlt werden, ob die Sonne scheint 
oder nicht), weisen darauf hin, dass der wirt-
schaftliche Vorteil von Investitionen in die PV 

nicht nur von den jeweiligen Investitionskos-
ten oder dem staatlichen Vergütungsregime 
für die Stromeinspeisung abhängt, sondern 
auch von der Situation auf den Kapitalmärk-
ten. Ist zum Zeitpunkt der Investition der 
Zugang zu Kapital leicht und das Zinsniveau 
niedrig, geht es der PV gut. Ist der Zugang 
zu Kapital schwer und das Zinsniveau hoch, 
kann die PV schnell in schwieriges Fahrwas-
ser geraten. 

Photovoltaik-Kapazitäten  
in Deutschland

Im Jahr 1990, also noch vor der Förderung 
der PV durch das Stromeinspeisungsgesetz, 
gab es in Deutschland 138 PV-Anlagen. Als 
in 2000 das Stromeinspeisungsgesetz durch 
die deutlich verbesserte Förderung des EEG 
abgelöst wurde, gab es schon 15 595 Anla-
gen. Ende 2012 konnte man die Zahl der PV-
Anlagen in Deutschland auf mehr als 1,4 Mio. 
schätzen [4]. Das ist – über 22 Jahre gesehen 
– ein gewaltiger Zuwachs. Diesen Zahlen 
entsprechend stieg die Stromerzeugungs-
kapazität der PV im Zeitraum von 1990-

2012 von 0,6 MW auf 32 663 MW und die 
eingespeiste Strommenge von 0,6  GWh auf 
28 380 GWh [5]. Die Gegenüberstellung der 
Werte von 1990 und 2012 verbirgt allerdings 
die Dynamik des Wachstumsprozesses, die 
zum Verständnis der Entwicklungsgeschich-
te der PV in Deutschland von entscheidender 
Bedeutung ist. Hilfreich ist es, drei Phasen zu 
unterscheiden (siehe Tab. 1):

Die erste Phase von 1990-1999 zeigt einen 
sehr zögerlichen Aufbau der PV in Deutsch-
land. Aus dieser Zeit stammt weniger als 1 % 
des heutigen PV-Anlagenparks.

Das Jahr 2000 markiert den Beginn der 
zweiten Phase, die bis zum Jahr 2008 reicht. 
Mit dem EEG stiegen die PV-Installations-
zahlen, vor allem nach 2003. Aus den Jahren 
2000-2008 stammen immerhin fast 20 % des 
heutigen PV-Anlageparks.

Die interessanteste Phase der PV-Entwick-
lung in Deutschland ist die dritte; sie reicht 
von 2009-2012. In dieser Zeit, also in nur 
vier Jahren, sind mehr als 80  % der Ende 
2012 vorhandenen Stromerzeugungskapa-
zität der PV installiert worden.

Auch wenn sich das Installationstempo in 
den ersten Monaten des Jahres  2013 abge-
schwächt hat, ist absehbar, dass das Ausbau-
ziel in wenigen Jahren erreicht sein wird. 
Interessant ist, dass man dann ein vollständi-
ges Bild über die durch das EEG-geförderten 
PV-Kapazitäten in Deutschland hat. Vom Jahr 
2000 bis heute sind die Daten bekannt und, 
bei Annahme einer 20-jährigen Lebensdauer 
der Anlagen, die künftigen Werte leicht zu 
ermitteln. Rechnerisch wird der letzte durch 
das EEG-geförderte PV-Jahrgang um das Jahr 
2037 herum vom Netz gehen (Abb. 1).

Bei dieser Betrachtung versteht man so-
fort, dass der explosionsartige Aufbau der 
PV-Kapazitäten in Deutschland nach 2008 
zeitversetzt zu einem entsprechenden Ver-
lust von Kapazitäten führen muss. Und das 
wiederum wirft die Frage auf, wie man den 
Ersatz von Kapazitäten sicherstellen kann, 
um einen PV-Bestand von (mindestens) 
52 GW zu halten. Wer auf diese Frage eine 
Antwort geben will, für den kann es lohnend 
sein, sich in einem ersten Schritt mit den In-
vestitionsgesetzmäßigkeiten in die PV der 
letzten Jahren vertraut zu machen. 

Tab. 1: Photovoltaik in Deutschland
Entwicklung Jahr Leistung 

(MW)
Zubau 

(MW)

Zubau bezogen auf 
Leistung 2012 (%)

Erzeugung

(GWh)

Phase I
1990 0,6   0,00 0,6

  1991 2 1,4 0,00 1,6

  1992 3 1 0,00 3,2

  1993 5 2 0,01 5,8

  1994 6 1 0,00 8

  1995 8 2 0,01 11

  1996 11 3 0,01 16

  1997 18 7 0,02 26

  1998 23 5 0,02 32

  1999 32 9 0,03 42

Phase II
2000 76 44 0,13 64

  2001 186 110 0,34 76

  2002 296 110 0,34 162

  2003 435 139 0,43 313

  2004 1 105 670 2,05 556

  2005 2 056 951 2,91 1 282

  2006 2 899 843 2,58 2 220

  2007 4 170 1 271 3,89 3 075

  2008 6 120 1 950 5,97 4 420

Phase III
2009 10 566 4 446 13,61 6 583

  2010 17 554 6 988 21,39 11 729

  2011 25 039 7 485 22,92 19 338

  2012 32 663 7 624 23,34 28 380
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Rentabilitätsüberlegungen

Es ist ein oft vorgebrachtes Argument, dass 
der Ausbau der PV in Deutschland in ers-
ter Linie dem ökologischen Engagement 
der Investoren zu verdanken sei. Das wür-
de man gerne glauben, wenn es da nicht 
den britischen Historiker Edward Gibbon 
gäbe (1737–1794), der schon vor mehr als 
200  Jahren mahnte: „Man traue keinem 
erhabenen Motiv für eine Handlung, wenn 
sich auch ein niedrigeres finden lässt.“ Und 
bei Investitionen in die PV gibt es neben den 
edlen Motiven des Klimaschutzes und dem 
Eintreten für künftige Generationen weitere 
Einflussfaktoren, die es zu bedenken gilt – 
insbesondere die Aussicht auf einen finan-
ziellen Vorteil.

Man braucht keine aufwendigen Modelle, 
um etwas zur Rentabilität von Investitionen 
in die PV sagen zu können. Man kann auch 
erwarten, dass die Personen, die in Deutsch-
land in die PV investieren, sich von eher ein-
fachen Ansätzen überzeugen lassen. Die PV-
Investoren in Deutschland sind nämlich vor 
allem Privatpersonen, Kleingewerbetreiben-
de und Landwirte. Rd. 80 % der PV-Kapazität 
in Deutschland befindet sich auf Dächern. 
Dabei zeigen die Daten zwei Schwerpunkte; 
einerseits im Bereich von Ein- und Mehr-
familienhäusern mit Größen bis zu 10 kW 
und andererseits in der Landwirtschaft mit 
Größen bis zu 30  kW. Die restlichen 20  % 
der PV-Kapazität entfallen auf Freiflächen-
anlagen bzw. Fassadenanlagen und können 
damit dem Bereich eines unternehmeri-
schen Investments zugerechnet werden [6]. 

Eine erste und für viele praktische Anwen-
dungen bereits ausreichende Vorstellung 
von der Rentabilität einer PV-Investition 
kann man bekommen, wenn man zwei Fi-
nanzwerte gegenüberstellt, und zwar die 
Investitionsausgaben und die mit der PV-
Anlage zu erwartenden Erträge. Daran kann 
man dann errechnen, wie lange die Anlage 
betrieben werden muss, damit die jährlichen 
Erträge die ursprüngliche Investition wie-
der einspielen. Ist dieser Zeitraum kleiner 
als die Lebensdauer der Anlage, kann man 
die Investition in die Kategorie „wirtschaft-
lich“ einstufen; ist der Zeitraum größer, ist 
die Investition „unwirtschaftlich“. Zur Illus-
tration von Größenordnungen und Trends 
lohnt es sich, dieses einfache Kalkül einmal 

auf Investitionsentscheidungen in den un-
terschiedlichen Phasen der PV-Entwicklung 
in Deutschland anzuwenden. Exemplarisch 
wollen wir dabei die Rentabilität einer In-
vestition in eine Dachanlage in der für Einfa-
milienhäuser typischen Größenordnung bis 
5 kW betrachten. Hierzu liegen die entspre-
chenden Daten vor [7].

Investitionskosten

Anfang der 1990er Jahre kostete eine PV-
Anlage rd. 10  000  €/kW. Heute liegt der 
Preis bei unter 1  700  €/kW  [8]. Auffällig 
ist vor allem der drastische Preiseinbruch 
um fast 30 % beim Übergang von 2008 auf 
2009 und der sich danach weiter mit hoher 
Geschwindigkeit fortsetzende Preisverfall. 
Allein von 2008-2012 haben sich die Prei-
se von PV-Anlagen mehr als halbiert. Man 
kann es als Ironie der Geschichte bezeich-
nen, dass dieser enorme Preisverfall vor al-
lem mit Prozessen in Verbindung gebracht 
werden muss, die den Grundprinzipien des 
EEG wesensfremd sind, nämlich mit dem 
Wettbewerb als Folge von weltweit rasch 
ansteigenden Kapazitäten bei Solarmodulen 
und den Vorteilen der internationalen Ar-
beitsteilung durch die Zunahme von kosten-
günstigen Importen aus China.

Einspeisevergütung

Heute wissen nur noch wenige, dass der An-
fang der staatlichen Unterstützung bei der 
Markteinführung der erneuerbaren Energien 
in der Forschungspolitik lag. 1989 entschied 
das Forschungsministerium, seine Maßnah-

men zur Unterstützung der Windenergie zu 
verändern. Das Ministerium ging dazu über, 
anstelle der im Forschungsbereich üblichen 
Investitionskostenzuschüsse eine Prämie 
für jede erzeugte Kilowattstunde zu bezah-
len [9]. Grundgedanke war es, über die For-
schung hinaus Anreize zu setzen, um eine 
Technologie so wettbewerbsfähig zu machen, 
dass sie sich auf mittlere Sicht ohne weitere 
staatliche Zuschüsse am Markt behaupten 
kann. Dieses Modell wurde dann im Strom-
einspeisungsgesetz und später im EEG wei-
terentwickelt. Zu dem Konzept gehörte auch 
von Anbeginn die Vorstellung, die Förderung 
planmäßig zurückzufahren und so genügend 
Anreiz für Weiterentwicklungen und Kosten-
senkung zu erhalten. Ein Blick auf die Daten 
belegt, wie stark die PV-Förderung durch das 
EEG im Laufe der Jahre zurückgefahren wur-
de. Zur Anfangszeit des EEG in 2000 wurde 
für jede eingespeiste Kilowattstunde noch ein 
Betrag von 50,62 ct gezahlt. Anfang 2012 lag 
der Wert nur noch bei 24,43 ct (für Anlagen 
in der Kategorie bis 10  kW). Auffällig ist, 
dass die Reduktion der EEG-Förderung dem 
Preisverfall der PV-Anlagen deutlich hinter-
herhinkte. Betrachtet man die Jahre 2000 
und 2012, so kann man schnell nachrech-
nen, dass sich die Kosten für PV-Anlagen um 
72 %, die Einspeisevergütungen dagegen nur 
um nur 52 % vermindert haben (Tab. 2).

Rücklaufzeit

Die Reduktion der Preise für PV-Anlagen und 
die entsprechenden Anpassungen des För-
derregimes entscheiden im Zusammenspiel 
über die Rentabilität der PV-Investitionen. 

Abb. 1 EEG-geförderte Photovoltaik-Kapazitäten in Deutschland 
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Unterstellt man einen jährlichen Ertrag einer 
PV-Anlage von rd. 900 kWh pro kW Leistung 
kommt man im Rahmen der hier verwende-
ten einfachen Modellrechnung zu dem Er-
gebnis, dass die Kapitalrückflusszeit einer 
PV-Investition zu Zeiten des Stromeinspei-
sungsgesetzes deutlich über 100  Jahre lag. 
Nach Einführung des EEG verbesserte sich 
die Situation. Die Kapitalrückflusszeiten in 
2000-2003 betrugen nur noch 12-13  Jahre. 
Nach 2008 gab es eine weitere Verbesserung: 
Die Amortisation reduzierte sich auf 7-8 Jah-
re. Angesichts dieser Entwicklung ist es kein 
Wunder, dass sich mehr und mehr Investoren 
für die PV zu interessieren begannen. 

Investitionsdynamik 2009: 
Der entscheidende Faktor

Die enorme Dynamik des PV-Ausbaus in 
Deutschland zu Beginn des Jahres 2009 
wird aber erst dann voll verständlich, wenn 
man einen weiteren Faktor hinzunimmt. 
Wer auf diese Zeit zurückblickt, dem wird 
rasch der Zusammenbruch der US-amerika-
nischen Investmentbank Lehman-Brothers 
am 15.9.2008 in Erinnerung kommen. Die-
ses Ereignis wird als der erste „Höhepunkt“ 
der damaligen Finanzkrise eingestuft. Da-
mals brachen die Aktienkurse weltweit ein 
und viele Anleger verloren ihr Geld. Zur 

Vertrauenssicherung und als Reaktion auf 
den sich beschleunigenden Konjunkturein-
bruch fluteten die staatlichen Institutionen 
die Märkte mit billigem Geld – und das Zins-
niveau sank auf ein bisher kaum für mög-
lich gehaltenes Niveau.

Die Erfahrung, wie schnell man an der Börse 
sein Geld verlieren kann, und die historisch 
niedrigen Zinsen brachten viele Anleger in 
Deutschland zum Nachdenken. Wer eine 
überschaubare Geldsumme zur Verfügung 
hatte und nach den Erfahrungen der Finanz-
krise nicht mehr in zweifelhafte Geldanlagen 
der Banken, sondern in konkretes Sacheigen-
tum investieren wollte (und ein eigenes Dach 
hatte), kam an der Option einer Investition in 
eine PV-Anlage kaum vorbei. Der Zusammen-
hang zwischen dem dynamischen Aufbau 
der PV und dem Rückgang der durchschnitt-
lichen Umlaufrendite von inländischen In-
haberschuldverschreibungen – als Anhalts-
punkt für alternative Anlagemöglichkeiten 
– ist offensichtlich (Abb. 2).

Was die Menschen in diesen Tagen umge-
trieben hat, war weniger die Sorge um eine 
sichere, günstige und umweltverträgliche 
Energieversorgung, sondern eher das In-
teresse an einer sicheren, günstigen und 
umweltfreundlichen Geldanlage. Vor die-
sem Hintergrund wird schnell verständlich, 
wenn heute manche sagen, das EEG sei kein 
energiewirtschaftliches Instrument mehr, 
sondern eher ein Finanzprodukt, das dem 
Investor eine staatlich abgesicherte und vor-
teilhafte Geldanlage ermögliche. 

Energiewende und Erneuerung 
des PV-Parks in Deutschland

Wir wissen nicht, wie die energiewirtschaft-
liche Entwicklung in den kommenden Jah-
ren verlaufen wird. Und wir wissen auch 
nicht, ob es gelingt, die Energiewende wie 
geplant umzusetzen. Was wir aber wissen, 
ist, dass die meisten der heute vorhandenen 
1,4 Mio. PV-Anlagen in 20-25 Jahren ersetzt 
werden müssen. Der Blick richtet sich ins-
besondere auf den Ersatz der in den letzten 
vier Jahren zugebauten nahezu 1 Mio. An-
lagen mit einer Kapazität von rd. 27  MW. 
Diese Anlagen wird man nahezu zeitgleich 
ersetzen müssen. Wie werden die Investo-
ren zu diesem Zeitpunkt entscheiden? Dazu 
einige Überlegungen:

Abb. 2 Ausbau der Photovoltaik in Deutschland und Zinsentwicklung

Tab. 2: Stilisierte Fakten zur Rentabilität kleiner PV-Anlagen in  
Deutschland
Entwicklung Jahr Preis pro 

kWp (€)
Festvergütung 

(ct/kWh)
Ertrag 
(kWh)

Jährl. Vergütung 
(€)

Rücklaufzeit 
(Jahre)

Phase I
1994 10 016 8,84 900 80 126,0

Phase II            
2000 5 781 50,62 900 456 12,7

2001 5 513 50,62 900 456 12,1

2002 5 340 48,10 900 433 12,3

2003 4 843 45,70 900 411 11,8

2004 4 345 57,40 900 517 8,4

2005 4 437 54,53 900 491 9,0

2006 4 933 51,80 900 466 10,6

2007 4 456 49,21 900 443 10,1
Phase III

2008 4 212 46,75 900 421 10,0

  2009 3 022 43,01 900 387 7,8

  2010 2 715 39,14 900 352 7,7

  2011 2 015 28,74 900 259 7,8

  2012 1 614 24,43 900 220 7,3
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Zunächst wird man die üblichen Rentabilitäts-
überlegungen anstellen, bei denen die Höhe 
der Investitionskosten, die dann gültige Ein-
speiseregelungen und der Strompreis als An-
reiz für den Eigenverbrauch eine Rolle spielen. 
Dabei ist klar, dass eine weitere Absenkung 
der Investitionskosten immer schwieriger 
wird. Zu erwarten ist auch, dass es Anpassun-
gen bei der Struktur der Bezugsstromtarife 
geben wird, um die PV-Anlagenbetreiber in 
angemessener Weise an den Kosten der Stro-
minfrastruktur zu beteiligen. Das könnte dem 
heute so stark propagierten Eigenverbrauch 
viel von seiner Attraktivität nehmen.

In 2035 wird das Argument, die PV könne 
fossile Energieträger ersetzen, keine Rolle 
mehr spielen. Die PV muss sich jetzt gegen-
über den anderen erneuerbaren Energien 
behaupten und hier ist die Ausgangslage für 
die PV – zumindest aus heutiger Sicht – kei-
neswegs besonders vorteilhaft.

Schließlich belegen die Erfahrungen der 
letzten Jahre, wie entscheidend die Situation 
auf den Kapitalmärkten ist. Was ist, wenn in 
2030/2035 der heutige „Anlagennotstand“ 
vorüber ist, wieder normale Finanzverhält-
nisse herrschen, der Zugang zu Kapital 
knapp ist und das Zinsniveau diesen Knapp-
heitsverhältnissen entspricht? Was ist also, 
wenn es andere sichere und attraktivere An-
lagemöglichkeiten gibt als die PV?

Wer nicht mehr investieren will, braucht 
keine Komplikationen zu befürchten. Die 
Marktaustrittsbarrieren bei kleinen PV-
Anlagen sind so niedrig wie bei kaum ei-
ner anderen Stromerzeugungstechnologie. 
Ein Besitzer kann die Anlage, sobald sie 
den Geist aufgibt oder eine Reparatur nicht 
mehr sinnvoll scheint, unbenutzt auf dem 
Dach belassen und sich – ohne weitere Kos-
tenbelastungen – wieder voll in die öffentli-
che Stromversorgung integrieren. 

Aber auch wenn die Renditeerwartungen 
zum Zeitpunkt der Ersatzinvestition halb-
wegs angemessen sein sollten, bleibt zu be-
achten, dass Privatpersonen sich bei ihren 
Entscheidungen nicht so konsequent von 
ökonomischen Überlegungen leiten lassen 
müssen wie gewerbliche Investoren. Unter-
nehmen leben davon, zu investieren. Das 
ist ihre Bestimmung, sie können gar nicht 
anders. Privatpersonen dagegen brauchen 

nicht notwendigerweise zu investieren: Sie 
haben auch andere Einkommensquellen.

Schließlich werden ganz praktische Abwä-
gungen eine Rolle spielen: Passt ein erneu-
tes PV-Engagement in die individuelle Le-
bensplanung? Ist das Dach auch für weitere 
20 Jahre voll belastbar? Sind die Erben des 
Hauses an einer Fortführung der PV-Strom-
erzeugung interessiert? Ist das notwendige 
Kapital vorhanden?

Bewährungsprobe 
steht noch bevor

Noch überblickt man nicht genügend, was 
es bedeutet, wenn – anders als bisher – 
die regionale Netzstabilität und damit die 
Sicherheit der Stromversorgung von einer 
unübersehbar großen Anzahl von Privat-
personen und deren Verhalten bei den PV-
Ersatzinvestitionen abhängen. Es fällt nicht 
schwer, eine Situation zu konstruieren, bei 
der die Politik im Interesse einer sicheren 
Stromversorgung gezwungen wird, erneut 
einzugreifen. Und da eine gesetzliche Ver-
pflichtung zum Weiterbetrieb von PV-An-
lagen bei Millionen von Anlagen in Form 
einer „Solarkraftwerksverordnung“ (analog 
zu der jüngst beschlossenen Reservekraft-
werksverordnung) kaum praktikabel ist, 
läuft alles darauf hinaus, dass man erneut 
an finanzielle Anreize denken muss.

So wartet am Ende der heutigen EEG-För-
derung bereits ein neues Förderregime. Es 
scheint klug, eine solche Perspektive bereits 
heute bei den aktuellen Entscheidungen um 
ein neues Strommarktdesign zu berück-
sichtigen. Und vielleicht besteht dabei auch 
Raum für grundsätzliche Überlegungen, 
in deren Konsequenz staatliche Förderpro-
gramme zur Markteinführung von Techno-
logien, die sich ja nicht nur für eine gewisse 
Zeit, sondern immer wieder neu auf dem 
Markt behaupten müssen, in einem verän-
derten Licht erscheinen.

Zhou Enlai, Premierminister und Außen-
minister Chinas unter Mao Zedong, hat auf 
die Frage eines Journalisten, was er von der 
Französischen Revolution halte, mit einem 
Blick auf über 6 000 Jahre chinesischer Ge-
schichte geantwortet, es sei noch zu früh, das 
zu bewerten. Sicher, das EEG zeigt jetzt über 
12 Jahre Erfolg; aber ob dieser Erfolg bei der 

PV auch langfristig trägt, kann man nicht sa-
gen: Es ist noch zu früh, das zu bewerten.
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Der Faktor des kumulierten Energiever-
brauchs (früher Primärenergiefaktor) für 
unterschiedliche Endenergieträger wird bei 
der primärenergetischen Bewertung von Ge-
bäuden seit 2002 eingesetzt und dient dem 
Vergleich von Versorgungssystemen mit 
verschiedenen Energieträgern. Während die 
Unterschiede fossiler Energieträger bei der 
Betrachtung des nicht regenerativen Anteils 
des kumulierten Energieverbrauchs (KEV) 
nicht gravierend ausfallen (1,1 bis 1,3 kWh-

PE/kWhEnd), ergab sich in der Vergangenheit 
beim Einsatz elektrischer Energie ein mehr 
als doppelt so hoher Wert für den KEV (ca. 
2,7 kWhPE/kWhEnd). 

Die Konsequenzen waren einerseits schär-
fere Anforderungen an die Ausführung der 
Gebäudehülle beim Einsatz von Strom für 
die Gebäudebeheizung, andererseits konn-

te bei Gebäuden, die übers Jahr einen bi-
lanziellen Ausgleich zwischen Erzeugung 
und Verbrauch anstreben (Nullenergie-
Gebäude), eine hohe Gutschrift für selbst 
erzeugten und ins Netz eingespeisten Strom 
erzielt werden. Dabei stellt sich jedoch die 
Frage, wie „grün“ ein Gebäude ist, das z. B. 
im Sommer Strom aus Photovoltaik ein-
speist und im Winter Strom zur Beheizung 
aus dem Netz entnimmt, wenn dieser dann 
überwiegend fossil hergestellt wird.

In den letzten Jahren ist der nicht regenerati-
ve KEV durch die verstärkte Einspeisung er-
neuerbarer Energieträger auf ca. 2,2 kWh

PE/
kWhEnd gesunken. Wie die monatliche Auf-
teilung aussieht, ist aber nicht publiziert. 
In [1] wurden für unterschiedliche Szenari-
en die Treibhausgas-Emissionen (THG) im 
europäischen Verbundnetz prognostiziert, 

ähnliche Untersuchungen für das deutsche 
Stromnetz sind nicht bekannt. Aus diesem 
Grund untersucht die vorliegende Analyse, 
wie der kumulierte Energieaufwand und 
die Treibhausgas-Emissionen sich im Jah-
resverlauf verändern, wenn der monatliche 
Erzeugungsmix im Kraftwerkspark betrach-
tet wird. Neben einer Bestandsaufnahme für 
die Jahre 2011 und 2012 werden außerdem 
auf Basis von Literaturdaten mögliche mo-
natliche Werte für 2020 abgeschätzt.

Datengrundlage und 
Modellierung

Basis der Berechnungen bilden die Daten 
des Statistischen Bundesamtes [2] zur Net-
to-Stromerzeugung in Deutschland für 2011 
und 2012. Pumpenstrom und Wärmeanteile 
in der Statistik wurden nicht berücksich-
tigt. Die Werte der Statistik für regenerative 
Energieträger umfassen aber nur Anlagen 
ab 1 MW und damit nur einen Teil des tat-
sächlich regenerativ erzeugten Stroms. Aus 
diesem Grund wurden für Strom aus Wind, 
Solar und Biomasse die monatliche Einspei-
sung der regenerativen Energieträger in 
das deutschen Verbundnetz nach ENTSO-E 
[3] verwendet, die in den Jahressummen 
gut mit den Daten des BDEW [4] überein-
stimmen.

Die Bestimmung der monatlichen KEV-
Werte und der THG-Emissionen wurden mit 
dem Programm Gemis 4.8 [5], aufbauend 
auf dem Prozess „Netz-el-DE-HH/KV-2011“ 
durchgeführt. Zur Anpassung an die Da-
tenlage wurden die Haupt-Kraftwerkstypen 
Braunkohle, Steinkohle, Heizöl, Erdgas, 
Atomenergie, feste biogene Stoffe, Biogas, 
Abfall, Wasserkraft, Wind und Sonnenener-

Monatlicher Verlauf des kumulierten Energieverbrauchs 
und der Treibhausgas-Emissionen im deutschen Strommix
Marc Großklos und Milena Frank

Gewichtungsfaktoren für den kumulierten Energieverbrauch (KEV) und die Treibhausgas-Emissionen (THG) werden zur 
Bewertung der energetischen Qualität von Gebäuden verwendet, die unterschiedliche Energieträger einsetzen. Wird an ei-
nem Gebäude im Sommer Sonnenenergie ins elektrische Netz eingespeist und im Winter Strom für die Beheizung (z. B. mit 
Wärmepumpen) entnommen, so stellt sich die Frage, ob für Erzeugung und Bezug die gleichen KEV- und THG-Faktoren 
anzusetzen sind, oder sich im Jahresverlauf eine ausgeprägte Dynamik aufgrund der schwankenden Einspeisung von rege-
nerativen Energien ergibt. Eine Analyse für die Jahre 2011 und 2012 und ein Ausblick auf das Jahr 2020 geben Hinweise 
für die Verwendung von entsprechenden Jahreswerten.

Abb. 1 Monatsverläufe der Einspeisung der Kraftwerke ins deutsche Elektrizitätsnetz
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gie gebildet. Zur vereinfachten Berücksich-
tigung der Verteilverluste vom Kraftwerk 
zum Endverbraucher wurden Verluste von 
2,9 % pauschal angesetzt.

Abb. 1 zeigt die prozentuale monatliche Er-
zeugung der regenerativen Energieträger 
im Jahr 2012, bezogen auf die Netto-Strom-
erzeugung. Dabei ist zu erkennen, dass die 
Schwankungsbreite der Summe aller rege-
nerativen Energien vergleichsweise gering 
ausfällt.

Ergebnisse 2011 und 2012

Die Jahresgänge in Abb. 2 und Abb. 3 für 
die Jahre 2011 und 2012 weisen im Detail 
unterschiedliche Strukturen auf, da die 
Anteile erneuerbarer Energieträger an der 
Stromerzeugung sich immer wieder ändern 
(fluktuierendes Solar- und Windstrom- 
angebot). Außerdem sind die Auswirkungen 
des Moratoriums für die Atomkraft 2011 
(Abschaltung aller Atomkraftwerke am 
14.03.2011) und die endgültige Abschal-
tung von acht  Kernkraftwerken im August 
2011 (neun Kraftwerke gingen danach wie-
der ans Netz) enthalten. Dennoch liegt der 
KEV im Jahresmittel 2012 mit 2,22 kWh

PE/
kWhEnd unter demjenigen des Jahres 2011 
(2,27  kWhPE/kWhEnd). Die Treibhausgas-
Emissionen liegen im Jahresmittel 2012 mit 
607 g/kWhEnd leicht über denjenigen des 
Vorjahres (595 g/kWhEnd). 

Zur Kontrolle wurden die monatlichen KEV-
Werte mit den Erzeugungsdaten der Ener-
gieträger gewichtet. Für das Jahr 2011 ergab 
sich ein gewichteter Jahresmittelwert des 
KEV von 2,27 kWhPE/ kWhEnd, der nur 3 % 
über dem Jahreswert aus Gemis 4.8 liegt, 
so dass die ermittelten Werte in der Sum-
me als plausibel angesehen werden können. 
Für das Jahr 2012 ergibt sich ein gemittelter 
Jahreswert von 2,22 kWh

PE/kWhEnd.

Eine Dynamik ist im Jahresverlauf bei KEV 
und THG-Emissionen in beiden Jahren vor-
handen, sie verläuft aber unterschiedlich. 
Während beim KEV das Minimum jeweils 
im Mai und das Maximum im November 
erreicht wurden, liegen bei den THG-Emis-
sionen die tiefsten Werte im Januar bzw. 
Februar und die höchsten in den Monaten 
Februar, April und November. Die Schwan-
kungen um den Mittelwert haben dabei von 

2011 (ca. 8 %) nach 2012 (ca. 5 %) sowohl 
bei KEV als auch THG-Emissionen abge-
nommen.

Ausblick 2020

Bis zum Jahr 2020 sollen Neubauten in der 
EU als Niedrigstenergie-Gebäude errichtet 
werden, die wesentliche Teile ihres Ener-
giebedarfs regenerativ erzeugen. Besonders 
beim Einsatz von Photovoltaik ist damit eine 
stärkere Nutzung des elektrischen Netzes für 
den „jahreszeitlichen“ Ausgleich verbunden. 

Sollte die Stromerzeugung im Winter dann 
aber immer noch überwiegend fossil erfol-
gen, wäre damit ein höherer Treibhausgas-
Ausstoß verbunden und der Einsatz von 
Photovoltaik als Kompensationstechnologie 
wäre noch einmal genauer zu hinterfragen. 
Aus diesem Grund sollte auf Basis existie-
render Prognosen für die deutsche Strom-
erzeugung im Jahr 2020 eine optimistische 
Abschätzung der möglichen Veränderungen 
im monatlichen Verlauf von KEV und THG-
Emissionen durchgeführt werden. 

In der Studiensynopse des BDEW [6] wur-
den verschiedene Prognosen zusammen-
gestellt und verglichen. Die ausgewerteten 
Studien stammten aus den Jahren 2008 
bis 2010, also der Zeit der Diskussion um 
eine Laufzeitverlängerung der deutschen 
Atomkraftwerke und vor dem Ausstiegs- 
und Energiewendebeschluss 2011. Dabei 
ergab die Studie des Bundesverbandes Er-
neuerbarer Energien [7] bis 2020 mit 47 % 

den höchsten Anteil regenerativer Energie-
träger am deutschen Strommix. Sie stellt 
somit die aus damaliger Sicht maximale 
Änderung desselben dar und wurde aus 
diesem Grund für die weiteren Berechnun-
gen ausgewählt.

Aufbauend auf dem Mittelwert der monat-
lichen Erzeugung von 2009 bis 2012 wur-
den monatliche relative Erzeugungsanteile 
(bezogen auf die Jahreserzeugung) für die 
wesentlichen regenerativen Energieträ-
ger Windkraft, Photovoltaik, Wasserkraft, 
Biomasse und Geothermie bestimmt und 
mit den prognostizierten Jahreserzeu-
gungsmengen 2020 multipliziert. Bei der 
Windkraft werden die Onshore-Windparks 
getrennt von Offshore-Anlagen betrachtet. 
Für die Verteilung der Jahresproduktion 
von Offshore-Windenergie auf die einzelnen 
Monate wurde mit den monatlichen Erzeu-
gungsdaten des Windparks Kentish Flats 
1 [8] gerechnet. Es wurde somit unterstellt, 
dass die Jahresgänge 2009–2012 auch in 
Zukunft charakteristisch für den Jahresver-
lauf des jeweiligen Erzeugers sind. Durch 
die Mittelung findet jedoch auch eine Glät-
tung der Ergebnisse statt.

Für die Abschätzung der KEV- und THG-
Faktoren in Gemis wurden Prozesse aus 
dem Standarddatensatz verwendet, die für 
das Jahr 2020 angepasste Wirkungsgra-
de besaßen, oder es wurden die gleichen 
Werte wie für 2012 eingesetzt. Auch hier 
wurden die Verteilverluste über den glei-
chen pauschalen Ansatz berücksichtigt. 

Abb. 2 Jahresverlauf der Bewertungsfaktoren des kumulierten Energieverbrauchs (KEV) für eine kWh 
elektrischer Energie für Haushalte in den Jahren 2011, 2012 und 2020 (Ausblick)
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Nicht berücksichtigt wurden die in der zu-
grundegelegten Studie des BEE angesetzten 
höheren Vollbenutzungsstunden im Jahr 
2020 gegenüber dem Jahr 2012 vor allem 
für Onshore-Windkraft. Diese würde jedoch 
die Energieerzeugung im Jahresverlauf 
vergleichmäßigen, so dass die Nichtberück-
sichtigung die ungünstigere Situation dar-
stellt. 

Die Ergebnisse der Berechnung sind eben-
falls in Abb. 2 und Abb. 3 wiedergegeben. 
Durch den hohen Anteil an regenerativen 
Energieträgern sinkt der KEV im Jahresmit-
tel auf 1,23 kWh

PE/kWhEnd, die THG-Emissi-
onen auf 417 g/kWhEnd. Die Schwankungen 
im Jahresverlauf sind ebenfalls vorhanden 
und liegen bei 5–6  %. Hintergrund für die 
geringe Schwankung ist wohl die Tatsache, 
dass in der Studie des BEE ein ausgegliche-
ner Zuwachs sowohl bei Wind- als auch So-
larstrom unterstellt wurde und eine erhöhte 
Windstromproduktion in den Wintermona-
ten die zu dieser Zeit geringere Stromerzeu-
gung durch Photovoltaik in der Monatsbi-
lanz nahezu ausgleichen kann. Für KEV und 
THG-Emissionen wird der kleinste Wert im 
Mai erreicht, die höchsten Werte liegen im 
Winter.

Vergleicht man den Jahreswert des nicht 
regenerativen KEV auf Basis der BEE-Studie 
mit Ergebnissen anderer Prognosen, so er-
gibt sich eine breite Streuung der Resultate, 
da die verschiedenen Studien den Umbau 
der elektrischen Energieversorgung hin zu 
regenerativen Energieträgern unterschied-
lich schnell vorhersagen. Die Ergebnisse 
auf Basis der BEE-Studie liegen beim KEV 
(Abb. 4) mit 1,23 kWhPE/kWh

End am nied-
rigsten, der höchste Wert wird im Jahr 2020 
nach der älteren Studie von EWI/Prognos 
[9] mit 1,90 kWhPE/kWhEnd erreicht. 

Zwischen diesen Minimal- und Maximal-
ergebnissen liegen die Resultate der Leit-
studie 2010 [10] (Basis-renewbility-II: 
1,42 kWhPE/kWhEnd) und der Szenarien der 
EU-Kommission [11] (Öko-Institut, PRIMES: 
1,67 kWhPE/kWhEnd). Bei den THG-Emissio-
nen (Abb. 5) erreicht das Szenario „Basis-
renewbility-II“ mit 385 g/kWhEnd noch um 
8 % niedrigere Werte als die BEE-Studie, in 
Anbetracht der Unsicherheiten von Progno-
sen wird das Ergebnis als gleichwertig mit 
den BEE-Ergebnissen eingestuft.

Abb. 3 Jahresverlauf der Bewertungsfaktoren der Treibhausgas-Emissionen (THG) für eine kWh elektri-
scher Energie für Haushalte in den Jahren 2011, 2012 und 2020 (Ausblick)

Abb. 4 Vergleich der KEV-Werte unterschiedlicher Prognosen für die Stromerzeugung 2020 
 Quelle: Gemis und eigene Berechnungen

Abb. 5 Vergleich der THG-Werte unterschiedlicher Prognosen für die Stromerzeugung 2020 
 Quelle: Gemis und eigene Berechnungen
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Somit stellen die Ergebnisse aus der BEE-
Studie für 2020 zum aktuellen Zeitpunkt 
das optimistischste Szenario und die abge-
schätzten monatlichen Werte für KEV und 
THG-Emissionen die Obergrenze eines zu 
erwartenden Bereiches dar, da der Einfluss 
der regenerativen Energien bei den anderen 
Studien eher niedriger prognostiziert wurde.

Zurzeit kein nennenswerter  
Fehler bei der Verwendung  
von Jahreswerten

Die Berechnungen zeigen, dass im Jahres-
gang sowohl beim kumulierten Energiever-
brauch als auch bei den Treibhausgasemis-
sionen in Bezug auf die Energieerzeugung 
im deutschen Stromnetz Schwankungen 
vorhanden sind, die nennenswert durch ein 
unterschiedliches Wind- und Solarangebot 
verursacht werden. Die Schwankungsbreite 
liegt mit 5 % (bezogen auf den Mittelwert) für 
den KEV und 8 % bei den THG-Emissionen in 
einem Bereich, der als nicht gravierend und 
innerhalb der Fehler der Datenquellen ein-
geschätzt wird. Auch bei einer Abschätzung 
für das Jahr 2020 unter Berücksichtigung 
eines deutlich höheren Anteils regenerativer 
Energien im Strommix ändert sich an die-
ser Aussage wenig. Dies setzt jedoch einen 
gleichmäßigen Ausbau von Wind- und So-
larstrom voraus. Eine Betrachtung für kurze 
Zeiträume (Stunden, Tage) und die Frage der 
Netzstabilität wurden hier nicht betrachtet.

Für die Bilanzierung von Gebäuden nach 
Energieeinsparverordnung (EnEV) ergibt 
sich aktuell und in den nächsten Jahren 
kein nennenswerter Fehler bei der Ver-
wendung von Jahreswerten für KEV- und 
THG-Faktoren. Sollte der Einsatz von elek-
trischen Wärmepumpen zur Beheizung von 
Gebäuden mittelfristig deutlich zunehmen, 
so erhöht deren Elektrizitätsverbrauch die 
Last in den Wintermonaten, die dann über-
wiegend mit fossilen Kraftwerken gedeckt 
werden müsste. Dann können sich nennens-
werte jahreszeitliche Effekte beim KEV- und 
THG-Faktor ergeben.

Schließlich ist bis zur vollständigen Umstel-
lung der Elektrizitätsversorgung auf rege-
nerative Energieträger zu berücksichtigen, 
dass auch Null- und Plus-Energie-Gebäude 
im Winter teilweise fossilen Strom einset-
zen (und somit Treibhausgas-Emissionen 

verursachen), solange sie nicht über eigene 
saisonale Energiespeicher verfügen.
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Die vorliegende Arbeit bietet eine systematische Darstellung zum Recht der Elektrizitäts-
versorgungsnetze. Sie geht dabei über den regulierten Bereich hinaus und erfasst die Pla-

nung und Einrichtung der Netzanlage, die Beschaffung 
des notwendigen Grundeigentums bzw. der Nutzungs-
rechte hieran, die Betriebsaufnahmegenehmigung und 
Zertifizierung als Übertragungsnetzbetreiber, die Unter-
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„et“: Seit 1990 sind die Schadstoffemissionen in 
Deutschland teilweise drastisch gesunken: z.  B. 
Schwefelverbindungen um 92  %, Staub um 85  % 
und Feinstaub um 30 %. Wie kam es zu diesen Er-
folgen?

Friedrich: Zur drastischen Verbesserung der 
großräumigen Luftqualität haben wesentlich die 
Luftreinhaltemaßnahmen an Großfeuerungen 
beigetragen. Angefangen hatte es damit, dass zu 
Beginn der 1960er-Jahre Staubemissionen aus 
Kohlefeuerungen eine deutlich wahrnehmbare 
Dunstglocke verursachten, z. B. über dem Ruhr-
gebiet. Entsprechend der Forderung „Blauer 
Himmel über der Ruhr!“ wurden darauf in West-
deutschland in große, mit Kohle gefeuerte Anla-
gen leistungsfähige Staubfilter eingebaut. 

„et“: Mit welchem Resultat?

Friedrich: Da der eher basische Staub aufgrund 
der Filter wegfiel, wurden die emittierten Stof-
fe SO2 und NOx in der Atmosphäre vermehrt 
zu Schwefel- und Salpetersäure umgewandelt, 
worauf der saure Regen zunahm. Anfang der 
1980er-Jahre entdeckte man Waldschäden und 
befürchtete ein Waldsterben, für das dieser saure 
Regen verantwortlich gemacht wurde. In der Fol-
ge konnte mit der 1983 verabschiedeten Großfeu-
erungsanlagenverordnung erreicht werden, dass 
große Kohle- und Ölfeuerungen mit Entschwe-
felungs- und DeNOx-Anlagen versehen wurden. 
Ende der 1980er-Jahre trat dann das Ozon in den 

Mittelpunkt des Interesses, unter anderem, weil 
man bei hohen Ozonkonzentrationen eine Verrin-
gerung der Lungenfunktion beobachtet hatte. 

Das führte zu weiteren Anstrengungen und man 
minderte bei allen Emissionsquellen den Aus-
stoß von NOx und sogenannten NMVOC, also 
gasförmigen organischen Stoffe ohne Methan. 
Durch die Wiedervereinigung kam es dann ab 
1990 zu drastischen Emissionsminderungen in 
Ostdeutschland. Fast alle ostdeutschen Schwer-
industrieanlagen mussten aus wirtschaftlichen 
Gründen geschlossen werden und nach einer 
Übergangfrist von einigen Jahren galten die west-
deutschen Luftreinhalteverordnungen ebenso für 
die verbliebenen Anlagen in Ostdeutschland.

Feinstaub im Fokus der 
Luftreinhaltungspolitik

„et“: Bis dahin war von Feinstaub noch nicht die 
Rede. Wann wurde denn die gesundheitsschädigen-
de Wirkung von Feinstaub erkannt?
 
Friedrich: 1993 wurde eine epidemiologische Stu-
die veröffentlicht, die an Hand von sechs Städten 
in den USA einen statistischen Zusammenhang 
zwischen der Langzeitexposition mit Feinstaub 
und einem deutlichen Verlust an Lebenserwar-
tung nachwies. Diese Erkenntnis ist danach durch 
weitere Studien erhärtet worden. Damit trat 
Feinstaub in den Fokus der Luftreinhaltung. Als 
Indikator galt zunächst PM10, also Aerosole mit 

einem Durchmesser von bis zu 10 μm. Die Europä-
ische Kommission erließ dementsprechend 1999 
eine Direktive mit Grenzwerten für PM10. Seither 
wurden viele Maßnahmen zur Minderung der 
Feinstaubkonzentration initiiert. 

„et“: Werden die Grenzwerte eingehalten?

Friedrich: Nein. Der Kurzzeitgrenzwert ist ein 
24-Stunden-Mittelwert von 50  μg/m3 PM10, der 
an nicht mehr als 35 Tagen überschritten werden 
darf. An vielen Orten wird dieser Wert auch in 
diesem Jahr nicht eingehalten werden können. Ab 
2015 dürfte ebenso der Grenzwert für NO2 an vie-
len Messstellen überschritten werden. Er besagt, 
dass die stündlichen Konzentrationswerte nur an 
18 Stunden im Jahr höher als 200  μg/m3 liegen 
dürfen. Allerdings entstehen durch NO2 deutlich 
weniger Gesundheitsschäden als durch Feinstaub. 

„et“: Die Reglementierung von Feinstaub wurde 
inzwischen von der EU erweitert. Weshalb?

Friedrich: Im Laufe der Zeit wurde immer deut-
licher, dass feinere Feinstäube mit einer Größe 
von unter 2,5 μm (PM2,5) sehr viel gesundheits-
schädlicher sind als die etwas gröberen Partikel 
mit einem Durchmesser zwischen 2,5 und 10 μm, 
weil nur die kleineren Partikel bis in die feinsten 
Verästelungen der Lunge, die Alveolen, gelangen 
können. Außerdem weiß man inzwischen, dass 
die kontinuierliche Exposition mit Feinstaub über 
viele Jahre hinweg zu den schwerwiegendsten 

Luftqualität, Kohlekraftwerke und Gesundheit
Feinstaub ist ein ernsthaftes Problem für die Gesundheit. Die Emissionsquellen sind vielfältig, und die der Kohlekraftwerke 
sind nur ein geringer Teil davon. Die Geschichte der Kohlekraftwerke in Deutschland ist geprägt von erheblichen Anstren-
gungen zur Emissionsreduktion. Eine aktuelle Studie des Instituts für Energiewirtschaft und Rationelle Energieanwendung 
(IER) der Universität Stuttgart über die Gesundheitsauswirkungen von Kohlekraftwerken insbesondere durch Feinstaub 
machte in den letzten Monaten Furore. „et“ sprach mit dem Studienleiter, Prof. Rainer Friedrich über die Verbesserung der 
Luftqualität durch Emissionsminderungsmaßnahmen sowie über Hintergründe und Ergebnisse der Untersuchung. 

„Kohlekraftwerke halten sämtliche Emissionsgrenzwerte ein und soweit Immissionsgrenzwerte über-
schritten sind, haben einzelne Anlagen nur einen sehr geringen Anteil daran. Allerdings bedeutet die Ein-
haltung von Grenzwerten nicht, dass keine Gesundheitsschäden verursacht werden. Das Individualrisiko, 
einen Gesundheitsschaden durch eine bestimmte Anlage zu erleiden, ist aber tatsächlich sehr gering. Der 
gesamte Gesundheitsschaden ergibt sich durch die Aufsummierung sehr kleiner Individualrisiken über 
die gesamte Bevölkerung Europas.“ 

Prof. Dr.-Ing. Rainer Friedrich, Institut für Energiewirtschaft und Rationelle Energieanwendung der 
Universität Stuttgart (IER)



37ENERGIEWIRTSCHAFTLICHE TAGESFRAGEN 63. Jg. (2013) Heft 9

ZUKUNFTSFRAGEN
ZUKUNFTSFRAGEN

INTERVIEW

chronischen Gesundheitsschäden führt. Somit 
muss ein effizienter Gesundheitsschutz insbeson-
dere PM2,5 reduzieren und die durchschnittliche 
jährliche Exposition begrenzen. 

„et“: Leisten das die EU-Vorgaben?

Friedrich: Da der bestehende Grenzwert für Ta-
gesmittelwerte für PM10 eine deutlich geringere 
Relevanz für den Gesundheitsschutz hat, als einst 
gedacht, hat die EU ihre Direktive von 1999 über-
prüft und 2008 eine novellierte Version der „air 
quality directive“ verabschiedet. Darin wird aber 
auf den Kurzzeitgrenzwert für PM10 nicht ver-
zichtet, wohl, weil die Europäische Kommission 
nicht an Glaubwürdigkeit verlieren wollte. Viel-
mehr wurden die bestehenden PM10-Grenzwerte 
beibehalten und um Zielwerte und Grenzwerte 
für PM2,5 erweitert. Unter anderem wurde auch 
ein Grenzwert von 20 μg/m3 für die über ein Jahr 
gemittelte Konzentration von PM2,5 eingeführt, 
der ab 2020 gelten soll. Dieser Wert wird der-
zeit im Rahmen einer weiteren Überarbeitung 
der air quality directive überprüft. In neueren 
Studien ist nachgewiesen, dass auch geringere 
Konzentrationen, z. B. von unter 15 μg/m3 PM2,5, 
zu Gesundheitsrisiken führen. Soweit im Rahmen 
einer Kosten-Nutzen-Analyse nachgewiesen wer-
den kann, dass der Nutzen die Kosten übersteigt, 
könnten somit auch weitere Reduzierungen des 
PM2,5-Grenzwerts angestrebt werden. 

„et“: Die Feinstaubbelastung wird von vielen Bür-
gern besonders kritisch gesehen. Dabei werden 
häufig allein Industrie- oder Energieanlagen als 
Verursacher gesehen. Zu Recht?

Friedrich: Nein. Wir haben berechnet, welchen 
Anteil verschiedene Verursacher von Emissio-
nen in Deutschland an der Exposition der euro-
päischen Bevölkerung mit Feinstaub und damit 
an den Gesundheitsschäden haben. Dabei sind 
sowohl direkte Feinstaubemissionen als auch 

Emissionen von Vorläufersubstanzen wie SO2, 
NOx, NH3, NMVOC, die in der Luft zu Feinstaub 
umgewandelt werden, zu berücksichtigen. Für 
2010 ergibt sich der folgende Anteil der Sek-
toren an den Gesundheitsschäden: Landwirt-
schaft, vor allem Ammoniakemissionen durch 
Viehhaltung und Düngung ca. 36 %; Straßenver-
kehr ca. 23 %; Öffentliche Kraft- und Heizwerke 
ca. 16 %, davon Kohlekraftwerke ca. 11 %; klei-
nere Feuerungen, insbesondere Holzfeuerungen 
ca. 11 %; andere mobile Quellen (Schiffe, Bauma-
schinen, usw.) ca. 11 %.

„et“: Wie muss man sich diese Feinstaubumwand-
lung vorstellen?

Friedrich: Ein großer Teil der Feinstaubemissio-
nen besteht aus sogenanntem sekundärem Fein-
staub, also Feinstaub, der sich erst in der Luft aus 
gasförmigen Schadstoffen bildet. Insbesondere 
besteht sekundärer Feinstaub aus Ammonium-
nitrat und Ammoniumsulfat. Diese Moleküle ent-
stehen wiederum durch chemische Reaktion von 
Schwefeldioxid und Stickoxiden mit Ammoniak, 
wobei der Ammoniak aus der Tierhaltung und 
der Ausbringung von Gülle und Mineraldünger 
kommt. Da sich der sekundäre Feinstaub erst in 
einiger Entfernung vom Emissionsort bildet, führt 
dies zusammen mit dem primär emittiertem Fein-
staub aus weiter entfernt liegenden Quellen und 
aus Quellen mit hohen Schornsteinen zu einer 
recht gleichmäßigen Hintergrundbelastung. 

„et“: Gibt es dennoch Feinstaub-Problemgebiete?

Friedrich: In Städten und Ballungszentren 
kommt es durch die lokale Emission von primä-
rem Feinstaub, zum Beispiel aus dem Verkehr 
und von Holzheizungen, zu einer Erhöhung dieser 
Hintergrundkonzentration. Am höchsten sind die 
Konzentrationen an vielbefahrenen städtischen 
Straßen. In den Straßenschluchten reichern sich 
die Emissionen aus dem Verkehr an. Die Auspuff-

emissionen werden durch die Euronormen der 
EU, die die Emissionen von Fahrzeugen mehr und 
mehr begrenzen, und damit durch den höheren 
Anteil von Fahrzeugen mit Partikelfilter in den 
nächsten Jahren weiter abnehmen. Die Emissio-
nen aus Reifen-, Bremsen- und Straßenabrieb und 
Wiederaufwirbelung jedoch werden bei gleich-
bleibender Verkehrsleistung nicht sinken. 

Quantifizierung der  
Gesundheitsschädlichkeit

„et“: Wie kann man die Gesundheitsschädlichkeit 
von Umweltbelastungen quantifizieren?

Friedrich: Epidemiologische Studien untersu-
chen, ob ein statistisch signifikanter Zusammen-
hang zwischen beobachteten Gesundheitsrisiken 
und gemessenen oder modellierten Schadstoff-
konzentrationen besteht. Die Ergebnisse solcher 
Studien können in Konzentrations-Wirkungs-
Beziehungen umgerechnet werden, die angeben, 
welche Gesundheitsrisiken aufgrund einer Erhö-
hung von Schadstoffkonzentrationen entstehen. 
Dabei verwenden wir sowohl Beziehungen, die 
eine Änderung der Lebenserwartung berechnen, 
ausgedrückt in YOLL, also years of life lost, als 
auch solche für Krankheiten, beispielsweise von 
chronischer Bronchitis, Hustentage usw.

„et“: Wie werden die entstehenden Gesundheits-
schäden einzelnen Quellen oder Quellgruppen zu-
geordnet?

Friedrich: Aufgrund der chemischen Reaktio-
nen in der Luft berechnen wir mit atmosphäri-
schen Modellen europaweit die Schadstoffkon-
zentration von Feinstaub unter Berücksichtigung 
der Emissionen aller Quellen. Im nächsten Schritt 
erfolgt die Berechnung noch einmal, jedoch ohne 
die Quelle, deren Wirkung untersucht werden 
soll. Die Differenz der Konzentrationen kann 
somit der zu untersuchenden Quelle angerech-

„Zusätzliche Todesfälle kann es in einer Gesellschaft nicht geben, denn wir alle sterben nur einmal. Der Schaden besteht also nicht darin, 
dass Todesfälle entstehen, sondern darin, dass der Tod bei einigen Personen früher eintritt, dass also die Lebenserwartung sinkt und 
Lebenszeit verloren geht. Des Weiteren ist zu berücksichtigen, dass sich erst nach langjährigem Einatmen von Feinstaub bei einigen Per-
sonen chronische Atemwegs- und Herz/Kreislauferkrankungen entwickeln, die dann in höherem Alter zum vorzeitigen Tod führen, die 
Wirkung tritt daher verzögert ein. Dies muss anders bewertet werden als etwa der Tod durch Unfall, der ja sofort eintritt. Die Höhe des 
Lebenszeitverlustes, ausgedrückt in „years of life lost“, ist daher ein sinnvollerer Indikator für den Schaden als die Zahl der betroffenen 
Personen, also die Zahl der vorzeitigen Todesfälle, da die Höhe des Lebenszeitverlusts die entscheidende Größe zur Beurteilung ist.“ 

Prof. Dr.-Ing. Rainer Friedrich, Institut für Energiewirtschaft und Rationelle Energieanwendung der Universität Stuttgart (IER)
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net werden. Diese Konzentrationsunterschiede 
werden mit den oben genannten Konzentrations-
Wirkungs-Beziehungen in Gesundheitsschäden 
umgerechnet, unter anderem in verlorene Le-
bensjahre. 

„et“: Die Umweltorganisation Greenpeace konstru-
iert aus dem Konzept YOLL vorzeitige Todesfälle 
und spricht dann sogar von Toten, die einzelnen 
Anlagen und Kraftwerken zugeordnet werden. Wie 
ist eine derartige Zuspitzung zu bewerten?

Friedrich: Zusätzliche Todesfälle kann es in einer 
Gesellschaft nicht geben, denn wir alle sterben 
nur einmal. Der Schaden besteht also nicht darin, 
dass Todesfälle entstehen, sondern darin, dass der 
Tod bei einigen Personen früher eintritt, dass also 
die Lebenserwartung sinkt und Lebenszeit ver-
loren geht. Des Weiteren ist zu berücksichtigen, 
dass sich erst nach langjährigem Einatmen von 
Feinstaub bei einigen Personen chronische Atem-
wegs- und Herz/Kreislauferkrankungen entwi-
ckeln, die dann in höherem Alter zum vorzeitigen 
Tod führen, die Wirkung tritt daher verzögert ein. 
Dies muss anders bewertet werden als etwa der 
Tod durch Unfall, der sofort eintritt. Die Höhe des 
Lebenszeitverlustes, ausgedrückt in „years of life 

lost“, ist daher ein sinnvollerer Indikator für den 
Schaden als die Zahl der betroffenen Personen, 
also die Zahl der vorzeitigen Todesfälle, da die 
Höhe des Lebenszeitverlusts die entscheidende 
Größe zur Beurteilung ist. 

„et“: Sie haben in einer Beispielrechnung für das 
Kraftwerk Datteln ermittelt, dass das maximale 
Individualrisiko, durch dessen jährliche Feinstaub-
emissionen etwa zehn Lebensjahre zu verlieren, 
nur ca. 1,8 mal 10-6 beträgt. 

Friedrich: Kohlekraftwerke halten sämtliche 
Emissionsgrenzwerte ein und soweit Immissions-
grenzwerte überschritten sind, haben einzelne 
Anlagen – wie oben ausgeführt – nur einen sehr 
geringen Anteil daran. Allerdings bedeutet die 
Einhaltung von Grenzwerten nicht, dass keine Ge-
sundheitsschäden verursacht werden. Das Indivi-
dualrisiko, einen Gesundheitsschaden durch eine 
bestimmte Anlage zu erleiden, ist aber tatsächlich 
sehr gering. Das maximale Individualrisiko tritt 
übrigens nicht in der Nähe des Kraftwerks, son-
dern wegen der notwendigen Umwandlung von 
Schadstoffen in der Atmosphäre erst in größerer 
Entfernung auf. Der gesamte Gesundheitsschaden 
ergibt sich durch die Aufsummierung sehr klei-

ner Individualrisiken über die gesamte Bevölke-
rung Europas. 

„et“: Was wäre eine angemessene Risikoabwägung 
in Genehmigungsverfahren für Kraftwerke?

Friedrich: Es ist in anderen Bereichen wie zum 
Beispiel im Verkehrsbereich zu beobachten, dass 
die Gesellschaft bereit ist, solche (kleinen) Risiken 
auf sich zu nehmen, wenn sie dadurch ausrei-
chend hohe Vorteile hat. Das nach Einhaltung der 
Grenzwerte noch bestehende Risiko ist also kein 
Ausschlusskriterium. Vielmehr sollte das Risiko ei-
ner Technik, zusammen mit den anderen Vor- und 
Nachteilen, mit den Risiken und Vor- und Nachtei-
len alternativer Techniken verglichen werden, um 
so fundierte Entscheidungen zu treffen. Als Beispiel 
für eine solche Abwägung möchte ich auf meinen 
Beitrag „Vergleichende Bewertung von Stromerzeu-
gungssystemen“ in den Energiewirtschaftlichen Ta-
gesfragen Heft 7 2012, S. 26 ff verweisen.

„et“: Herr Prof. Friedrich, vielen Dank für das In-
terview.

Die Fragen stellte André Behr,  
Wissenschaftsjournalist, Zürich 

Die deutsche Energiewende ist ein einzigartiges Experiment, dessen Wurzeln weit vor Fukushima und den daraus gezogenen 
energiepolitischen Schlüssen liegen. Hierzu zählt die im Rahmen des Klimaschutzes verbesserte Effizienz neuer Kohle- und Gas-
kraftwerke, mit weltweit führenden Anlagen.

Clemens Tauber beschäftigt sich mit den Auswirkungen der Klimaschutzpolitik auf die Stromerzeugung durch Großkraftwerke, 
zieht dabei eine energiewirtschaftliche Bilanz und zeigt, dass wir aus Gründen der Versorgungssicherheit nicht auf thermische 
Kraftwerke verzichten können. Unter den sich ändernden energiewirtschaftlichen Randbedingungen müssen diese Anlagen je-
doch hocheffizient und flexibel sein. Die Energiewende benötigt zunehmend mehr „Rennpferde“ und weniger „Arbeitspferde“.

Im Mittelpunkt stehen Veränderungen des E.ON-Kraftwerkparks in den 
letzten zehn Jahren in Deutschland. Diese Veränderungen werden anhand 

von Schlüsselterminen, die der Autor in seiner 
Funktion als Pressesprecher für die E.ON Kraft-
werke GmbH wahrgenommen hat, aus persön-
licher Anschauung eindrucksvoll beschrieben 
und bebildert. Der Leser erfährt dabei auch, 
welche Anstrengungen unternommen wurden, 
um Kohle- und Gaskraftwerke effizienter und 
damit klimafreundlicher zu machen. Das Buch 
gibt zudem Einblicke in die unternehmensge-
schichtliche Entwicklung des Konzerns.

Clemens Tauber

Thermische Kraftwerke
Versorgungssicherheit, Effizienz und Flexibilität für die Energiewende

Bestellanschrift:

Bitte liefern Sie       Exemplare

Thermische Kraftwerke
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Der Ausbau der erneuerbaren Energien ver-
ändert die Anforderungen an den Betrieb der 
thermischen Kraftwerke. Die klassische Ar-
beitsteilung in Grund-, Mittel- und Spitzenlast 
muss nach und nach der flexiblen Deckung 
einer schwankenden Residuallast weichen. 
Eine weitere Folge sind sinkende Strompreise 
auf den Großhandelsmärkten, die kaum An-
reize setzen, in neue Kapazitäten zu investie-
ren und darüber hinaus zu wirtschaftlichen 
Schwierigkeiten bei Bestandskraftwerken 
führen. „Daher bestehen Bedenken, dass die 
Versorgungssicherheit in absehbarer Zu-
kunft gefährdet sein könnte“ [1].

Um den Transformationsprozess der Strom-
versorgung abzusichern, besteht Hand-
lungsbedarf, die Spielregeln auf dem Strom-
markt sukzessive weiterzuentwickeln. Das 
Konzept „Marktdesign für die Transforma-
tionsphase der Energiewende“ besteht aus 
zwei Säulen, Strommarktoptimierung und 
Strategische Reserve.

Optimierung des  
bestehenden Strommarkts

Der Strommarkt muss den Betrieb der kom-
plementär zu den EE-Anlagen arbeitenden 
Kraftwerke wirtschaftlich ermöglichen 
und Anreize für Investitionen in Kraft-
werke, Speicher, Lastmanagement sowie 
Flexibilität setzen. Grundsätzlich gibt der 
Strommarkt über erhöhte Volatilität der 
Strompreise, d. h. Preisspitzen, und die Re-
gelleistungsmärkte Anreize zu Flexibilität. 

„Entscheidend ist aber, dass dieser Anreiz 
auch bei möglichst vielen Stromerzeugern 

und -verbrauchern ohne Verzerrungen an-
kommt und dass alle Marktakteure in glei-
cher Weise die Möglichkeit haben, Erlöse 
für die Vermarktung ihrer Flexibilitäten zu 
erzielen. Derzeit stehen dieser flexiblen Re-
aktion der Marktteilnehmer aber teilweise 
noch regulatorische Hemmnisse entgegen“ 
[2], die es abzubauen gilt.

Strategische Reserve 
als Sicherheitsnetz

„Das Grundkonzept der Strategischen Reser-
ve besteht darin, dass eine festgelegte Menge 
an Erzeugungskapazitäten zentral durch eine 
Ausschreibung beschafft, jedoch nicht am re-
gulären Strommarkt eingesetzt wird. Diese 
Kapazitäten stehen dann als Reserve zusätz-
lich zu den Kapazitäten am Strommarkt zur 
Verfügung und erhöhen somit die Versor-
gungssicherheit […]. Zum Einsatz kommen 
die Kapazitäten der Strategischen Reser-
ve nur in den Situationen, in denen an der 
Strombörse keine Deckung der Nachfrage, 
d. h. keine Markträumung, möglich wäre“ [3]. 

Die Reservekraftwerke werden außerhalb 
des Marktes vorgehalten, um Rückwirkun-
gen auf den Strommarkt, wie Verdrängung 
anderer Kraftwerke, und dadurch resultie-
rende Betriebs- und Investitionsrisiken zu 
vermeiden. Zudem muss der Einsatzpreis 
dem maximal zulässigen Börsenpreis ent-
sprechen. 

„Nur wenn eine Knappheit sich in Form von 
Preisspitzen im Markt niederschlagen kann, 
werden ausreichende Investitionsanreize 
gesetzt“ [4]. Durch eine „No-Way Back“-Re-

gelung, einer dauerhaften Verwehrung des 
Zugangs der an der Strategischen Reserve 
teilnehmenden Kraftwerke zum Strom-
markt, soll eine marktverzerrende Wirkung 
ausgeschlossen werden.

In Abgrenzung zur kürzlich eingeführten 
Netzreserve [5], die „vorrangig regionale 
Netzsicherheitsprobleme in Süddeutschland 
adressiert“, „dient die Strategische Reserve 
vorrangig zur Absicherung der Stromversor-
gung für den Fall, dass der Strommarkt die 
erforderlichen Kapazitäten nicht oder nicht 
schnell genug anreizt“ [6]. Die Kapazitäten 
der Strategischen Reserve werden durch 
Ausschreibung am Markt beschafft, wäh-
rend die Netzreserve auf einem regulatori-
schen Ansatz beruht. Folgende Ziele werden 
mit der Strategischen Reserve erreicht: 

 Gewährleistung einer sicheren Strom-
versorgung, 

 Möglichkeit einer reversiblen und flexi-
blen Weiterentwicklung des Marktdesigns, 

 Minimierung des Risikos von Markt- 
und Regulierungsversagen,

 Beendigung der Zurückhaltung bei an-
stehenden Kraftwerksstilllegungen und Ab-
bau von Überkapazitäten, 

 Möglichkeit eines schrittweisen Über-
gangs der Netzreserve für Süddeutschland 
in die Strategische Reserve.

Ausgestaltung der  
Strategischen Reserve

„Die Strategische Reserve kann innerhalb 
kurzer Zeit eingeführt werden. Die Reser-
vekapazitäten können in den nächsten Jah-

Märkte stärken, Versorgung sichern – Konzept für die 
Umsetzung einer Strategischen Reserve in Deutschland
Yvonne Dyllong

Das deutsche Stromsystem befindet sich in einem tiefgreifenden Transformationsprozess. Durch den steigenden Anteil re-
generativer Energien in Verbindung mit der gesetzlich garantierten Vorrangregelung wird die Erzeugung aus konventionel-
len Kraftwerken zunehmend verdrängt. In der Konsequenz wird der Betrieb von älteren oder mit hohen Brennstoffkosten 
konfrontierten (Gas) -Kraftwerken unwirtschaftlich. Stilllegungen hätten allerdings zur Folge, dass gesicherte Leistung im 
Bedarfsfall nicht mehr verfügbar ist. Neben dem Kernenergieausstieg, der noch zu kompensieren ist, führt diese Entwick-
lung zu einer Verminderung der Versorgungssicherheit. Momentan wird über Lösungen diskutiert, die einerseits schnell 
wirksam werden können, andererseits nicht priorisierend für eine umfassende Reform sind. Ein Konzept heißt „Strategische 
Reserve“. Dazu wurde in einem Dialogprozess von ausgewählten Verbänden und Wissenschaftlern ein Vorschlag erarbeitet, 
der im Folgenden dargestellt wird.
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ren schrittweise aus stilllegungsbedrohten 
Bestandsanlagen und Neuanlagen aufge-
baut und wettbewerblich beschafft werden. 
Dabei sollten folgende Eckpunkte realisiert 
werden“ [7]:

 Einsatz der Strategischen Reserve am 
Strommarkt: „Die Kapazitäten der Strategi-
schen Reserve werden ausschließlich in den 
außergewöhnlichen Situationen eingesetzt, 
in denen andernfalls die Nachfrage am Day-
Ahead-Markt der Strombörse (EPEX Spot) 
nicht gedeckt werden könnte. Dazu werden 
die Kapazitäten in der zweiten Auktions-
runde zum maximal zulässigen Preis (von 
derzeit 3 000 € je MWh) an der Strombörse 
angeboten“ [8].

 Einsatz der Strategischen Reserve als 
Netzreserve: Bei Netzengpässen können 
die Kapazitäten der Strategischen Reserve 
durch die Übertragungsnetzbetreiber auch 
im Rahmen des Redispatch eingesetzt wer-
den, soweit die Kraftwerke am Markt nicht 
für das Redispatch ausreichen. „Somit ist 
auch hier nur ein relativ seltener Einsatz 
zu erwarten (vergleichbar mit dem derzei-
tigen Einsatz der Netzreserve). Einsatz und 
Vergütung erfolgen entsprechend den beim 
Redispatch üblichen Regelungen und blei-
ben ohne Rückwirkung auf den regulären 
Strommarkt“ [9].

 Einsatz der Strategischen Reserve durch 
die Übertragungsnetzbetreiber: „Die Anla-
gen werden als Systemreserve durch die 
Übertragungsnetzbetreiber beschafft und 
ausschließlich durch diese eingesetzt. Die 
Übertragungsnetzbetreiber werden jedoch 
nicht Eigentümer der Anlagen, sondern 
kontrahieren die Reserveleistung […] unter 
strenger Aufsicht des Bundeswirtschafts-
ministeriums und der Bundesnetzagentur“ 
[10]. Um negative Rückwirkungen auf den 
Energy-Only-Markt zu vermeiden, sollten 
diese Anlagen nicht wieder am Strommarkt 
eingesetzt werden.

 Verhältnis zwischen Strategischer Reser-
ve und Netzreserve: Beide Modelle können 
ergänzend nebeneinander bestehen. Die 
Beschaffung der Strategischen Reserve er-
folgt vor der Netzreserve, so dass lediglich 
der verbleibende Bedarf, der nicht durch die 
Strategische Reserve gedeckt werden kann, 
als Netzreserve beschafft wird. Es ist ein 
vollständiger Übergang der Netzreserve für 
Süddeutschland in die Strategische Reserve 
möglich und damit auch ein Übergang von 

einer derzeit stark regulatorischen zu einer 
wettbewerblichen Beschaffung von Reserve-
kapazitäten. 

 Beschaffung der Strategischen Reserve: 
„Der identifizierte Bedarf an zusätzlicher Er-
zeugungsleistung wird durch eine öffentliche 
Ausschreibung beschafft. Grundsätzlich soll-
te die Ausschreibung sowohl für Bestands- 
als auch für Neuanlagen offen sein. Aufgrund 
der Netzsituation sollten Neuanlagen aber 
nur an der Ausschreibung teilnehmen kön-
nen, wenn ihr Standort in netztechnisch ge-
eigneten Regionen liegt […]. Dabei sollte ein 
Auktionsdesign gewählt werden, das geeig-
net ist, das Risiko von Marktmacht zu min-
dern und Informationen zu Kraftwerksstillle-
gungen aus den Angeboten zu nutzen“ [11].

„In einer ersten Phase (Einsatzzeitraum 
bis 2016) werden die Kapazitäten mit ei-
ner Vorlaufzeit von drei bis sechs Monaten 
ausgeschrieben. […] Wegen des Umfangs 
der in den nächsten Jahren zu erwarten-
den Kraftwerksstilllegungen kann in die-
sem Zeitraum aber auch ohne Beteiligung 
von Neuanlagen von einem ausreichenden 
Wettbewerb in der Beschaffung ausgegan-
gen werden. Zur zusätzlichen Absicherung 
gegen Marktmacht wird ein maximaler Zu-
schlagspreis gesetzt, der den Markteintritts-
kosten einer Neuanlage entspricht“ [12].

In einer nachfolgenden Phase wird der Ka-
pazitätsbedarf jährlich mit einer längeren 
Vorlaufzeit ausgeschrieben, um auch Neu-
anlagen eine Teilnahme zu ermöglichen. 
Dabei können individuelle Vertragslaufzei-
ten in Abhängigkeit von technischen und 
wirtschaftlichen Laufzeiten zwischen einem 
und zehn Jahren angeboten werden. „Der Zu-
schlag erfolgt auf Basis der Leistungspreisge-
bote“ [13]. 

 Größe der Strategischen Reserve: „Die 
Funktion der Strategischen Reserve als Si-
cherheitsnetz für den Strommarkt erfordert 
nach dem Vorsorgeprinzip den Aufbau ei-
nes Reservesockels (Mindestleistung). Die-
ser sollte fünf Prozent der Jahreshöchstlast 
(d. h. ca. 4 GW) betragen. […] Der Aufbau des 
Reservesockels sollte stufenweise erfolgen, 
z. B. auf 2 GW ab 2014 und 4 GW ab 2015. 
Eine Erweiterung der Strategischen Reser-
ve sollte nur erfolgen, wenn ein Bedarf zur 
Einhaltung des angestrebten Versorgungs-
sicherheitsziels besteht. Bei der Ermittlung 

des Reservebedarfs sollte verstärkt eine 
europäische Sichtweise angewendet und 
mit den Nachbarländern kooperiert werden. 
Um den Bedarf zu ermitteln, wird jährlich 
für die folgenden fünf Jahre ein transparen-
tes Monitoring der Versorgungssicherheit 
durch die Übertragungsnetzbetreiber und 
die Bundesnetzagentur durchgeführt. Zu-
dem sollten bei der Ermittlung des Bedarfs 
auch die Informationen über Kraftwerks-
stilllegungen aus den Angeboten des Aus-
schreibungsprozesses genutzt werden“ [14].

 Anforderungen an Strategische Reserve-
Anlagen: „Die im Rahmen der Strategische 
Reserve vorzuhaltenden Kapazitäten soll-
ten sicher verfügbar sein, eine gesicherte 
Brennstoffversorgung besitzen und nach 
Abruf ausreichend schnell verfügbar sein. 
Für die in diesem Konzept beschriebene 
Funktionsweise einer Strategischen Reser-
ve ist eine maximale Aktivierungszeit von 
zehn Stunden notwendig“ [15].

 Vergütung für Anlagenbetreiber: „Für die 
Bereitstellung der Reserveleistung erhalten 
die Kraftwerksbetreiber einen Leistungs-
preis entsprechend ihrem Gebot im Aus-
schreibungsverfahren. Werden die Anlagen 
am Strommarkt eingesetzt, erhalten die 
Kraftwerksbetreiber zusätzlich einen Ar-
beitspreis, der sich an den tatsächlichen Be-
triebskosten orientiert“ [16]. Der Einsatz im 
Rahmen des Redispatch wird entsprechend 
den beim Redispatch üblichen Regelungen 
vergütet.

 Finanzierung: „Die Kosten der Strategi-
schen Reserve werden auf die Netzentgel-
te umgelegt. Die maximalen zusätzlichen 
Kosten der Strategischen Reserve ergeben 
sich dabei aus den Leistungspreisen der 
kontrahierten Anlagen. Werden die Anlagen 
aufgrund ausbleibender Markträumung an 
der Strombörse eingesetzt, entstehen zwar 
geringfügige zusätzliche Kosten durch eine 
Zahlung des Arbeitspreises, diese werden 
jedoch durch die höheren Erlöse am Strom-
markt überkompensiert. Die zusätzlichen 
Erlöse werden an die Übertragungsnetzbe-
treiber weitergegeben und senken somit die 
umzulegenden Kosten der Strategischen Re-
serve. Die zusätzlichen Kosten für den Ein-
satz als Netzreserve sind sehr gering, da wie 
bei der heutigen Netzreserve nur ein sehr 
seltener Einsatz zum Redispatch zu erwar-
ten ist. Die Redispatchkosten werden auch 
in den bestehenden Regelungen über die 
Netzentgelte umgelegt“ [17].
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Vorteile der  
Strategischen Reserve

Das Konzept der Strategischen Reserve bie-
tet zahlreiche Vorteile, die eine Umsetzung 
attraktiv erscheinen lassen: 

 Gute Vereinbarkeit mit dem bestehen-
den Strommarkt: Die Strategische Reserve 
führt zu keiner grundlegenden Verände-
rung des Marktdesigns, sondern stellt eine 
Ergänzung des bestehenden Strommarkts 
um einen Reservemarkt dar. Die Auswir-
kungen auf den bestehenden Energy-Only-
Markt sind sehr gering, da die Kapazitäten 
des Reservemarktes „ausschließlich in au-
ßergewöhnlichen Situationen“ eingesetzt 
werden, in denen die Nachfrage am Day-
Ahead-Markt „nicht gedeckt werden könn-
te“. Außerdem umfasst der Reservemarkt le-
diglich Kapazitäten, die ohne diesen Markt 
„vollständig vom Strommarkt verschwinden 
(Bestandsanlagen) oder in diesen überhaupt 
nicht eintreten würden (Neuanlagen). […] 
Die Preisbildungsmechanismen und effizi-
enten Anreize des Energy-Only-Marktes – 
und damit sein Innovationspotenzial – blei-
ben vollständig erhalten“[18], vorausgesetzt 
es erfolgt kein regulärer Einsatz der Strate-
gischen Reserve am Markt.

 Förderung der Integration erneuerbarer 
Energien: „Die Strategische Reserve erlaubt 
grundsätzlich das Entstehen von Knapp-
heitspreisen am Energy-Only-Markt und be-
wahrt daher die Fähigkeit des Marktes“ [19], 
die für die Integration erneuerbarer Energi-
en notwendige Flexibilisierung von Erzeu-
gung und Nachfrage anzureizen. Damit kann 
Versorgungssicherheit ohne Verzerrungen 
von Preissignalen oder weiteren Förderme-
chanismen hergestellt werden.

 Einfache Umsetzung und schnelle Wirk-
samkeit: Die Strategische Reserve kann zü-
gig eingeführt werden und kurzfristig ihre 
Wirkung entfalten.

 Geringe Kosten: „Die Mehrkosten der 
Strategischen Reserve gegenüber einem 
reinen Energy-Only-Markt sind gering, da 
sie nur den zusätzlichen Reservekapazitäts-
bedarf adressiert“ [20]. Sie „ist damit eine 
kostengünstige Option zur Absicherung der 
Stromversorgung“ [21]. Eine auf Bestands-
kraftwerken basierende Strategische Re-
serve von 4 GW würde Kosten i.H.v. 0,028 
Cent pro kWh verursachen, etwa einem Tau-
sendstel des Haushaltsstrompreises.

 Geringe Fehleranfälligkeit: Das Mo-
dell ist vergleichsweise einfach und die 
Anzahl an regulatorischen Parametern 
gering. „Festzulegen sind vor allem die 
auszuschreibenden Kapazitätsmengen, die 
technischen Anforderungen, sowie die Aus-
schreibungsmodalitäten. […] Angesichts der 
geringen Komplexität des Instruments ist 
das Risiko einer ineffizienten Ausgestaltung 
aufgrund von Fehlparametrisierung relativ 
gering“ [22].

 Kompatibilität mit dem EU-Binnenmarkt: 
Es besteht „wegen der geringen Rückwir-
kung auf den regulären Strommarkt nicht 
die Gefahr, dass Kapazitäten in angrenzen-
den Ländern lediglich nach Deutschland 
verlagert werden und damit die deutsche 
Versorgungssicherheit nur scheinbar bzw. 
auf Kosten der Versorgungssicherheit an-
derer Länder verbessert wird“ [23]. Eine 
Verzerrung des EU-Binnenmarkts kann 
damit ausgeschlossen werden. Es ist eine 
problemlose Ausweitung des Modells auf 
andere EU-Märkte oder eine Überführung 
in eine europäische Strategische Reserve 
möglich.

 Marktbasierter Ansatz: Ein marktba-
sierter Ansatz „ist in einem marktwirt-
schaftlichen System gegenüber einem 
regulatorischen Ansatz im Grundsatz vor-
zugswürdig“ [24].

 Leichte Anpassungsfähigkeit: Das Mo-
dell ist reversibel. Eine Abschaffung hat kei-
ne Rückwirkungen. Es ist flexibel und hat 
keinen Einfluss auf die Entscheidung über 
ein langfristiges Marktdesign. 

Gute Option für den Übergang 

Zumindest für den Übergang bzw. die 
Transformationsphase der Energiewende 
stellt die Strategische Reserve eine gute 
Option dar, ohne Rückwirkungen auf beste-
hende Märkte und vereinbar mit kürzlich 
eingeführten Modellen, wie der Netzreser-
ve. Die Strategische Reserve fungiert „als 
zusätzliches Sicherheitsnetz für die Strom-
versorgung. Mit ihr kann die Versorgungs-
sicherheit erhöht und – trotz der bestehen-
den Unsicherheiten im Strommarkt – eine 
ausreichende Kraftwerkskapazität kosten-
effizient und marktwirtschaftlich bereitge-
stellt werden“ [25]. 

Eine Vorfestlegung in der Frage der langfris-
tigen Ausgestaltung des Markt-Designs ist 

nicht erforderlich. Auf Grund der Kopplung 
der Strommärkte im EU-Binnenmarkt sollte 
jedoch über eine europaweite Lösung nach-
gedacht werden.
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Beginnend im 19. Jahrhundert ist eine dra-
matische Verlagerung der globalen Wirt-
schaftsaktivitäten festzustellen (siehe 
Abb.). Die Industrialisierung führte dazu, 
dass Westeuropa, Nordamerika und Japan 
die bestimmenden Wirtschaftsräume wur-
den. Im Jahr 1980 entfiellen annähernd 
drei Viertel des Welt-Bruttosozialprodukts 
auf die OECD-Länder, die gleichzeitig an-
nähernd 63 % der kommerziell genutzten 
Energie verbrauchten. Folgerichtig kon-
zentrierten sich die in den 1990er Jahren 
entwickelten Strategien zur Minderung 
der Treibhausgasemissionen im Schwer-
punkt auf die damals industrialisierten  
Länder.

Seit annähernd 20 Jahren, und in jüngster 
Zeit immer deutlicher, ist erneut eine Schwer-
punktverlagerung der globalen wirtschaftli-
chen Aktivitäten zu verzeichnen. Damit ver-
bunden ist ein Anstieg des Energieverbrauchs 
in den aufstrebenden Ländern, der sich in 
steigendem CO

2-Ausstoß widerspiegelt. 

China hat die USA als größten CO2-Emitten-
ten schon seit einigen Jahren abgelöst. Die 
steigenden Emissionen im Rest der Welt re-
flektieren den wirtschaftlichen Aufstieg der 
Schwellenländer. Zwei Regionen haben sin-
kende CO

2-Emissionen aufzuweisen, näm-
lich die EU und die ehemalige Sowjetunion 
(siehe Tab.). 

Bei näherem Hinsehen kann man fest-
stellen, dass die Emissionsminderungen 
in der EU-27 durch spezifische Entwick-
lungen geprägt sind. Anzusprechen sind 
die strukturellen Veränderungen in den 
ehemaligen Ostblockstaaten einschließlich 
Ostdeutschland, die zu rd. 400 Mio. t CO

2-
Reduktionen geführt haben. Hinzu kommt 
der gesunkene Industriebesatz in wichti-
gen Mitgliedstaaten wie Großbritannien 
und Frankreich. Eine Verschiebung in der 
Stromerzeugungsstruktur von Kohle zu 
Erdgas war in UK, Italien und Spanien zu 
verzeichnen. 

Bei einer ehrlichen Bilanz ist jedoch zu 
berücksichtigen, dass der durch den Kon-
sum von Gütern und Leistungen bestimm-
te CO

2-Fußabdruck in der EU nicht kleiner 
geworden ist, sondern sich zwischen 1990 
und 2006 um 47 % vergrößert hat [1]. Die 
EU-Bürger verbrauchen mehr Güter als 
jemals zuvor und daraus resultiert bei ei-
ner verbrauchsbezogenen Betrachtung ein 
deutlicher Anstieg der CO

2-Emissionen, 
der allerdings buchhalterisch in Ländern 
wie China angesiedelt ist. In jeder Hinsicht 
dramatisch sind die Rückgänge in der ehe-
maligen Sowjetunion, wobei die Ursache 
hierfür in den ausgesprochen schwierigen 
ökonomischen Verhältnissen zu suchen ist.

Der Anstieg der CO
2-Emissionen um annä-

hernd 50 % in den vergangenen 20 Jahren ist 
auf die weltweit deutlich gestiegenen wirt-
schaftlichen Aktivitäten und Wohlstandsge-
winne zurückzuführen. Wirtschaftswachs-
tum, Energieverbrauch und CO

2-Emissionen 
korrelieren signifikant. Die alte Welt, die 
OECD-Länder, hat an Bedeutung verloren, 
neue Spieler müssen mit einbezogen wer-
den. Europa hatte in 2011 nur noch 12 % 
Anteil an den globalen CO

2-Emissionen, 
Deutschland rd. 2,5 %. 

Aus dieser Betrachtung kann man folgern, 
dass Klimaschutz eine Aufgabe ist, die alle 
angeht. Wichtig ist, den Geleitzug zusam-
menzustellen und sich auf gemeinsame 

Tab.: CO2-Ausstoß ausgewählter Regionen [2]
1990 2011 1990 bis 2011

in Mio. t CO2 absolut in %

USA 5 092 5 594 502 9,8

EU-27 4 426 3 813 -613 -13,9

China 2 244 8 081 5 837 260,1

ehemalige Sowjetunion [3] 3 322 2 009 -1 313 -39,5

Übrige 6 980 12 630 5 650 80,9

Welt 22 064 32 127 10 063 45,6

Klimavorsorge – eine Aufgabe, die alle angeht
In der Europäischen Union werden derzeit intensiv neue Klimaschutzziele für die Zeit nach 2020 diskutiert. Ein wichtiges 
Datum ist in diesem Zusammenhang die UN-Klimakonferenz 2015 in Paris. Dort zeigt sich, ob die EU ihre Klimapolitik auf 
einen internationalen Konsens abstimmt oder unilaterale Ziele verfolgt.

Abb.   Schwerpunktverlagerungen der globalen Wirtschaftsaktivitäten Quelle: Nestle
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Strategien zu verständigen. Ob ein Kyoto-
Nachfolgeprozess auf einem restriktiven 
globalen Planungsansatz für CO2 beruhen 
kann, wird sich erweisen. Möglicherweise 
muss man über ganz andere Strategien und 
Instrumente nachdenken, um das Lösungs-
portfolio wieder zu verbreitern und globale 
Akzeptanz für die Aufgabe Klimavorsorge 
zu bewirken. 
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„et“-Redaktion

Wir versorgen unsere Kunden mit Erdgas und Strom und greifen dabei auf  
einen breiten Mix konventioneller und erneuerbarer Energieträger zurück.  
Unsere Produkte kombinieren wir mit intelligenten, praxisnahen Dienst- 
leistungen und schaffen so integrierte und nachhaltige Energielösungen.

Unser Anspruch: 
Energie für heute. Mit Verantwortung für morgen.

enovos.eu

Die Bundesanstalt für Geowissenschaften und Rohstoffe (BGR), das Helmholtz-Zentrum Pots-
dam  – Deutsches GeoForschungsZentrum (GFZ) und das Helmholtz-Zentrum für Umweltfor-
schung (UFZ) haben jetzt mit der sog. „Hannover-Erklärung“ ihre gemeinsamen Standpunkte zum 
Thema „Umweltverträgliches Fracking“ veröffentlicht, die im Folgenden kurz zusammengefasst 
werden sollen:

Die Gewinnung von Schiefergas kann zur Stabilisierung der abnehmenden einheimischen Erdgas-
förderung beitragen. Aber die Anwendung der Fracking-Technologie zur Schiefergasgewinnung 
in Deutschland erfordert umweltverträgliche Verfahren. Dabei hat der Schutz des Trinkwassers 
oberste Priorität. Ob Fracking umweltverträglich durchgeführt werden kann, ist entsprechend der 
geologischen Standortbedingungen fallweise zu prüfen und durch geeignete Monitoring-Maßnah-
men zu begleiten. Hierzu muss jeweils eine Umweltverträglichkeitsprüfung durchgeführt werden. 
Der Einsatz und die Entwicklung der Technologie zur Schiefergasgewinnung in Deutschland erfor-
dern ein transparentes und schrittweises Vorgehen. 
 
Weitere Informationen unter: 
http://www.bgr.bund.de/umweltvertraegliches-fracking

Forschungsinstitute veröffentlichen 
„Hannover-Erklärung“ zum Thema Fracking


