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Vorwort

Im Herbst 2008 hat der Sachverstdndigenrat fur Umweltfragen (SRU) mit den Arbeiten an einem Sondergutachten zur
Zukunft der Stromversorgung in Deutschland mit Blick auf das Jahr 2050 begonnen. Als zentrale Herausforderung
erachtet er den Ubergang zu einer nachhaltigen Stromerzeugung, die Treibhausgasemissionen weitestgehend vermeidet.
In dem in Arbeit befindlichen Sondergutachten beleuchtet der SRU interdisziplinar die technisch-6konomischen, recht-
lichen und politischen Herausforderungen einer Transformation in Richtung einer klimaneutralen und nachhaltigen
Stromversorgung. Das Sondergutachten soll im Herbst 2010 verdffentlicht werden.

Im Zusammenhang mit diesem Sondergutachten hat der SRU im Friihjahr 2009 das Deutsche Zentrum fir Luft- und
Raumfahrt beauftragt, Optionen einer sicheren Stromversorgung zu untersuchen, die vollstdndig auf verschiedene
regenerative Energietrager aufbaut. Dr. Wolfram Krewitt, der die Projektleitung bernommen hatte, ist im Oktober
2009 plétzlich und dberraschend verstorben. Sein Tod ist ein groBer und schmerzlicher Verlust. Frau Yvonne Scholz
hat das Projekt mit aulerordentlichem Engagement fortgefiihrt und vollendet. Die vom SRU entwickelten und auf der
Basis des REMix-Modells berechneten technisch-6konomischen Szenarien liegen mittlerweile vor (DLR, 2010).
Ergdnzend hat der SRU auch die folgenden — in der vorliegenden Stellungnahme berticksichtigten — Gutachten in
Auftrag gegeben:

Dr. Gregor Czisch: Mdglichkeiten des groRraumigen (transeuropéischen) Ausgleichs von Schwankungen grofer Teile
intermittierender Elektrizitatseinspeisung aus erneuerbaren Energiequellen in Deutschland im Rahmen einer 100 %
regenerativen Stromerzeugung mit Zeithorizont 2050, November 2009.

Prof. Dr. Heinrich Brakelmann/Prof. Dr. Istvan Erlich: Technische Mdglichkeiten und Kosten transeuropéischer
Elektrizitatsnetze als Basis einer 100 % regenerativen Stromerzeugung mit Zeithorizont 2050: Optionen der
elektrischen Energielibertragung und des Netzausbaus, Mérz 2010.

Fraunhofer Institut fir Windenergie und Systemtechnik (Institutsteil Kassel): Systemkonflikt in der Transformation der
Stromversorgung — Berechnungen und graphische Darstellung auf der Datenbasis eines SRU-Szenarios, verantwortlich:
Dr. Michael Sterner, April 2010.

Der SRU hat sich aus aktuellem Anlass entschieden diese technisch-6konomischen Szenarien vor der Fertigstellung des
gesamten Sondergutachtens in Form einer Stellungnahme zu verdffentlichen.

In ihrer Koalitionsvereinbarung vom Oktober 2009 streben die Regierungsparteien CDU, CSU und FDP an, den ,,Weg
ins regenerative Zeitalter gehen zu wollen. Zugleich bekennen sie sich zu einer ,,ideologiefreien, technologieoffenen
und marktorientierten Energiepolitik”. Einen besonderen Stellenwert nimmt hierbei die Kernenergie als ,,Briicken-
technologie* ein, ,,bis sie durch erneuerbare Energien verlasslich ersetzt werden kann®. In einem Energiekonzept will
die Bundesregierung im Laufe des Jahres 2010 szenarienbezogene Leitlinien fir eine ,,saubere, sichere und bezahlbare
Energieversorgung“ formulieren, die die oben genannten Ziele konkretisiert. Im Juni 2010 sollen Untersuchungen eines
Konsortiums von Forschungsinstituten vorgelegt werden, auf deren Basis erste VVorentscheidungen zu erwarten sind. Es
zeichnet sich dabei ab, dass im Zentrum der Szenarien unterschiedliche Laufzeitmodelle fur Kernkraftwerke stehen und
so der ,,Weg in das regenerative Zeitalter* in den Hintergrund der Uberlegungen zu geraten droht: Ein vollstandig auf
regenerative Energietrager basierendes Szenario fehlt nach den verfiigbaren Informationen ebenso wie eines, das
ernsthaft untersucht, wie die Klimaschutzziele der Bundesregierung fur 2020 und 2050 auch ohne signifikante
Laufzeitverlangerungen erreichbar sind.

Eine ideologiefreie und technologieoffene Energiepolitik sollte aber auch diese Optionen in die Uberlegungen fir ein
Energiekonzept einbeziehen. Diese Liicke soll die vorliegende Stellungnahme schlieBen. Der SRU will damit noch
nicht ein eigenes Energiekonzept vorlegen, sondern zundchst nur die Diskussion um eine ernstzunehmende Option fir
eine ,saubere, sichere und bezahlbare Energieversorgung® bereichern. Konzeptionelle Vorschlage zur politischen
Instrumentierung und den rechtlichen Rahmenbedingungen sind von dem in Arbeit befindlichen Sondergutachten zu
erwarten.

Diese Stellungnahme beruht auch auf der sachkundigen und engagierten Arbeit der Mitarbeiterinnen und Mitarbeiter in
der Geschéftsstelle des SRU sowie bei den Ratsmitgliedern. An der Erarbeitung der wissenschaftlichen Inhalte und der
Erstellung der Texte haben insbesondere Holger Hofling, S6nke Bohm und Anna Leipprand mitgewirkt.

Szenarien flr eine fernere Zukunft sind notwendigerweise mit Unsicherheiten behaftet, da sie auf einer Reihe von
Annahmen Uber schwer prognostizierbare Entwicklungen beruhen. Drei unabhéngige Experten haben im Rahmen eines
externen Reviews die Plausibilitdt der Annahmen und die Konsistenz der Methodik der vorliegenden Stellungnahme
gepruft. Thnen gilt unser herzlicher Dank fir ihre konstruktiven und kritischen Anmerkungen. Die alleinige Verantwor-
tung fiir die vorliegende Stellungnahme liegt beim Sachverstédndigenrat fur Umweltfragen.



1 Einleitung

1. In den ndchsten Jahren stehen in Deutschland
wesentliche Entscheidungen Uber die zukinftige Struktur
der Elektrizitatserzeugung an. Ein groRRer Teil der beste-
henden Erzeugungskapazitdten muss im Verlauf der
kommenden zwei Jahrzehnte ersetzt werden, da sich bis
dahin viele Kraftwerke am Ende ihrer 6konomisch-
technischen Betriebsdauer befinden werden. Die Investi-
tionsentscheidungen der néachsten Jahre werden die
Struktur, aber auch die Emissionen des Stromsektors fir
Jahrzehnte préagen (SRU 2009b). Hierdurch entsteht die
Chance, vergleichsweise kostengiinstig einen weit-
reichenden Strukturwandel in Gang zu setzen.

Die Klimawissenschaft geht davon aus, dass Industrie-
lander wie Deutschland ihre Emissionen bis 2050 um 80
bis 95% reduzieren mdussen, wenn ein geféhrlicher
Klimawandel verhindert werden soll (IPCC 2007). Der
Europdische Rat hat diesem Ziel im Oktober 2009 poli-
tische Riickendeckung verliehen (Rat der Européischen
Union 2009). In Deutschland stiitzen sich anspruchsvolle
politische Klimaziele auf einen breiten und partei-
Ubergreifenden gesellschaftlichen Rickhalt. Die Bundes-
regierung hat das nationale Ziel bestétigt, die Treibhaus-
gasemissionen bis zum Jahr 2020 um 40 % gegeniber
1990 zu reduzieren, und auch die Notwendigkeit einer
weiteren Reduktion der Treibhausgase um mindestens
80 % bis 2050 anerkannt (CDU et al. 2009).

Die Stromversorgung ist ein Schlisselbereich der deut-
schen Energie- und Klimapolitik, da sie einerseits in ihrer
aktuellen Form fiir etwa 40 % der gesamten deutschen
CO,-Emissionen verantwortlich ist (UBA 2010), sich aber
andererseits die Rahmenbedingungen und Handlungs-
moglichkeiten zur Emissionsminderung im Strombereich
vergleichsweise gunstig darstellen. Deshalb wird es auch
bei einem Minderungsziel fir Treibhausgase von nur
80 % bis 2050 notwendig sein, die Stromversorgung voll-
stdndig zu dekarbonisieren.

Langfristig kann eine dauerhaft nachhaltige, klimafreund-
liche Stromversorgung nur auf der Basis erneuerbarer
Energien sichergestellt werden. Andere CO,-arme Tech-
nologien, wie die Kernenergie oder die CO,-Abscheidung
und Speicherung (Carbon Capture and Storage — CCS),
missen als langfristig nicht-nachhaltig bewertet werden.
Grlinde hierfirr sind etwa die begrenzten Speicherkapazi-
taten fir CO, und die Konflikte zwischen CCS und ande-
ren Nutzungen unterirdischer Raume, die nach wie vor
ungeloste Entsorgung der radioaktiven Abfalle, die
Begrenztheit der weltweiten Uranvorkommen sowie wei-
tere mit diesen Technologien verbundene Kosten und
Risiken (z. B. SRU 2009a; 2000).

Das Ziel einer Energieversorgung, die Uberwiegend auf
erneuerbaren Energietrdgern basiert, wird in Deutschland
von einer breiten Mehrheit geteilt und ist auch Ziel der
Regierungskoalition (CDU et al. 2009). Es ist zugleich
eine Chance fir nachhaltige Innovation, die den Standort
Deutschland auch in diesem Bereich zukunftsfahig
machen kann. Heftig umstrittener Gegenstand aktueller
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politischer Diskussionen ist jedoch die Frage, wie und in
welchem Zeithorizont der Ubergang in ein regeneratives
Zeitalter gestaltet werden kann, und welche Rolle Kern-
und Kohlekraftwerke (ggf. mit CCS) als ,,Briickentech-
nologien“ im Prozess des Ubergangs spielen sollen.

Die Bundesregierung entwickelt zurzeit ein Energie-
konzept, das die Grundlage fur ihre zukinftige Energie-
politik sein wird. Damit die Weichen heute richtig gestellt
werden kdnnen, ist eine solide Informationsgrundlage zur
Einschatzung der Moglichkeiten und Herausforderungen
eines Ubergangs zu einer regenerativen Stromversorgung
notwendig. Hierfir miissen aus Sicht des Sachverstandi-
genrats fir Umweltfragen (SRU) folgende Fragen beant-
wortet werden:

Ist eine Vollversorgung durch erneuerbare Energien
im Strombereich fiir Deutschland technisch méglich?
Konnte ein solches System die Versorgungssicherheit
auf dem heutigen hohen Niveau gewahrleisten?

— Wie hoch miissen die Kosten einer regenerativen Voll-
versorgung und des Ubergangs dorthin eingeschatzt
werden?

— In welchem zeitlichen Rahmen ist der Umstieg realis-
tisch umsetzbar und welche Schritte sind dafir not-
wendig? Was sollten die Prioritaten fir die aktuelle
Politik sein?

— Welche politischen MalRnahmen und Steuerungs-
instrumente konnten eingesetzt werden, um die Trans-
formation effektiv und effizient zu gestalten?

Der SRU erarbeitet derzeit ein Sondergutachten zur
Zukunft der Stromversorgung in Deutschland mit Blick
auf das Jahr 2050, das die Moglichkeit eines Ubergangs
zu einer vollstadndig regenerativen, nachhaltigen Strom-
versorgung unter technisch-6konomischen Gesichts-
punkten aufzeigen und Ansatzpunkte fiir die politische
Instrumentierung diskutieren wird. Erste Ergebnisse des
Gutachtens, die insbesondere fir die ersten drei der oben
genannten Fragen relevant sind, werden in der vorliegen-
den Stellungnahme vorab veréffentlicht, um sie fur die
Diskussionen um das Energiekonzept der Bundes-
regierung verfuigbar zu machen.

Die vorliegende Stellungnahme méchte somit dazu bei-
tragen, eine vollstdndig erneuerbare Stromversorgung bis
2050 als Option konkret vorstellbar zu machen. Diese
These wird auch gestiitzt durch eine Reihe aktueller
Studien, die belegen, dass ein Strukturwandel hin zu einer
weitgehend oder vollstdndig auf erneuerbaren Quellen
beruhenden Stromerzeugung in Deutschland und Europa
moglich ist (PwC etal. 2010; ECF etal. 2010; EREC
2010; UBA 2009; Oko-Institut und Prognos AG 2009;
NITSCH und WENZEL 2009; FOE und SEI 2009). Die
Arbeiten des SRU stitzen sich auf verschiedene
Szenarien einer vollstandig regenerativen
Stromversorgung, die vom Deutschen Zentrum fiir Luft-
und Raumfahrt im Auftrag des SRU gerechnet wurden
(Kapitel 2).



Die folgenden Erldauterungen sollen dem besseren
Verstandnis des vorliegenden Textes dienen:

Randbedingung vollstédndig erneuerbare Strom-
versorgung. Alle SRU-Szenarien gehen von der Pré-
misse einer vollstdndig regenerativen Stromerzeugung
im Jahr 2050 aus, realisieren diese aber unter ver-
schiedenen Rahmenbedingungen beziiglich  der
Vernetzung mit dem Ausland und der zu deckenden
Stromnachfrage. Dadurch soll illustriert werden, dass
eine regenerative Vollversorgung in unterschiedlichen
Varianten moglich ist. Andere mdgliche energiepoli-
tische Strategien, die auch im Jahr 2050 noch Anteile
von Stromerzeugung aus fossiler oder Kernenergie
zulassen, sind in den SRU-Szenarien nicht beriick-
sichtigt. Zum Vergleich kénnen hier aktuelle Studien
(z. B. ECF et al. 2010) oder die Szenarien der Bundes-
regierung fir das Energiekonzept herangezogen
werden.

Pfadentscheidung. Der Ausbau der erneuerbaren
Energien wird nach Einschdtzung des SRU mittel-
fristig in Konflikt mit konventionellen Kraftwerken
geraten (SRU 2009b) (s. a. Kap. 4.5). Eine deutliche
Verlédngerung der Laufzeiten von Kernkraftwerken
sowie der Neubau von Kohlekraftwerken ber die der-
zeit im Bau befindlichen Projekte hinaus sind aus
Sicht des SRU nicht mit dem hier vorgeschlagenen
Ausbau der erneuerbaren Energien vereinbar.

Politische Umsetzung und Instrumentierung: Gegen-
stand des Sondergutachtens. Die politische Umset-
zung, also die Frage, welche 6konomischen Anreize
gesetzt werden mussten und welche rechtlichen Steue-
rungsinstrumente notwendig waren, um die Transfor-
mation des Stromversorgungssystems umzusetzen, ist
nicht Gegenstand dieser Stellungnahme. Diese Frage-
stellungen werden aber in dem oben angesprochenen
Sondergutachten zur Zukunft der Stromversorgung
ausfiihrlich diskutiert werden, welches voraussichtlich
im Herbst 2010 erscheinen wird.

Europdische und nationale Perspektive. Deutsche
Energiepolitik muss sich im europdischen Kontext und
innerhalb der Rahmenbedingungen des sich ent-
wickelnden Energiebinnenmarktes bewegen. Fir die
technisch-6konomischen SRU-Szenarien wurde den-
noch bewusst eine nationale Perspektive gewahlt, mit
restriktiven Randbedingungen in Bezug auf den
grenziiberschreitenden Austausch von Strom. Diese
Vorgaben wurden gewdahlt, um zu zeigen, dass der
grofite Teil des deutschen Strombedarfs mit den in
Deutschland vorhandenen Potenzialen erneuerbarer
Energien gedeckt werden konnte, die vollstandige
Umstellung auf erneuerbare Energien also selbst unter
der sehr restriktiven Annahme einer weitgehenden
Selbstversorgung mdoglich  wére. Diese Rand-
bedingungen sollten jedoch nicht als Aufforderung zur
Abkehr von einer Européischen Energiepolitik und
den Zielen des Elektrizitdtsbinnenmarktes miss-
verstanden werden. Der SRU befiirwortet grundsatz-
lich ein gesamteuropdisches Konzept fir den Ausbau

der erneuerbaren Energien. Tatsachlich konnte sich
die stérkere technische Vernetzung der europdischen
Stromverbundsysteme auf die erneuerbaren Energien
jedoch unterschiedlich auswirken: sie kann nicht nur
zur Versorgungssicherheit und giinstigeren Herstel-
lung erneuerbar produzierten Stroms beitragen, son-
dern auch zur Stabilisierung hoher Anteile von Strom
aus Kern- und Kohlekraftwerken fiihren. Welche
Optionen bestehen, diese Ambivalenz zugunsten des
weiteren Ausbaus der erneuerbaren Energien in der
Europdischen Union (EU) aufzulésen, wird ausfiihr-
lich auch unter rechtlichen Gesichtspunkten im
Sondergutachten diskutiert.

— Sektorale Abgrenzung: Schwerpunkt Stromversor-
gung. Die aktuellen Arbeiten des SRU konzentrieren
sich auf den Bereich der Stromversorgung, weil hier
der aktuell grofte Entscheidungsbedarf besteht und
langfristig die weitere Elektrifizierung anderer Sekto-
ren (Warmebereitstellung und Mobilitat) moglicher-
weise zum Klimaschutz beitragen kann. Der SRU hat
deshalb bewusst Szenarien mit hohem Strombedarf
einbezogen, um der Mdglichkeit einer umfangreichen
Elektrifizierung anderer Sektoren Rechnung zu tragen.

— Regionale Stromverbiinde: Beispiele aus einer Viel-
zahl moglicher Losungen. Die in Kapitel 3 vorgestell-
ten Szenarien zeigen beispielhaft, wie Deutschland im
Verbund mit Nachbarlandern seinen Strombedarf
vollstdndig auf der Basis erneuerbarer Energien
decken konnte. Dabei werden ein relativ kleiner regi-
onaler Verbund (Deutschland, D&nemark und Nor-
wegen) sowie ein groRer europdisch-nordafrikanischer
Verbund dargestellt. Diese beiden Szenariofamilien
(Details s. Kap. 2) stehen dabei beispielhaft fur eine
Reihe anderer moglicher Losungen. Die kleine Ver-
bundlésung mit Norwegen und Danemark wurde ge-
waéhlt, weil die groRen norwegischen Wasserkraft- und
Pumpspeicherpotenziale gute Mdglichkeiten fiir den
Ausgleich fluktuierender Stromeinspeisung aus erneu-
erbaren Energien bieten. Aktuelle Entwicklungen zei-
gen, dass eine engere Energiekooperation mit Nor-
wegen bereits absehbar ist: ein schweizerisch-norwe-
gisches Konsortium plant derzeit den Bau eines neuen
Kabels von Norwegens Kiste in die Wesermarsch
(,,NorGer“-Projekt); die Nordsee-Anrainer wollen mit
der Nordsee-Offshore-Initiative (Seatec) die Offshore-
Windkraftanlagen besser vernetzen und die Voraus-
setzungen fur die Integration erneuerbaren Stroms in
die Netze verbessern. Potenziale fiir Pumpspeicherung
existieren aber beispielsweise auch in Schweden oder
in den Alpenlandern. Andere Auspragungen eines re-
gionalen Stromverbundes bzw. die Einbeziehung
zusétzlicher Lénder sind deshalb selbstverstandlich
ebenfalls denkbar. Welche Entwicklung tatsachlich
eintreten wird, héngt nicht nur von technischen, son-
dern auch von politischen Gesichtspunkten ab. Regio-
nale Stromverbunde missen selbstverstandlich euro-
parechtskonform ausgestaltet werden.

Die Methodik der SRU-Szenarien einschlief}lich wichti-
ger Annahmen zu den Potenzialen erneuerbarer Energien
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und ihren Kosten werden in Kapitel 2 vorgestellt. Dort
werden ebenso der Aufbau der Szenarien sowie die
Grundziige des verwendeten Modells erlautert. Kapitel 3
préasentiert verschiedene Mdglichkeiten einer vollstandig
regenerativen Stromversorgung fiir Deutschland im Jahr
2050 und stellt die Ergebnisse der Berechnungen in Form
von Grafiken und Tabellen vor. Kapitel 4 zeigt, wie der
zeitliche Verlauf der Transformation des Strom-
versorgungssystems bis 2050 aussehen kdnnte, und gibt
eine Einschétzung zur Entwicklung der Kosten erneuer-
barer Stromerzeugung in diesem Zeitraum. Kapitel 5 fasst
die Ergebnisse zusammen und formuliert Schlussfolge-

In  der energiepolitischen  Diskussion  werden
unterschiedliche Formen von Szenarien entwickelt und
genutzt, die  entsprechend ihrem  jeweiligen
Erkenntnisinteresse ausgestaltet sind. Ein Szenario ist die
Beschreibung einer mdglichen Zukunft, die durch
unterschiedliche Annahmen und Rahmenbedingungen
charakterisiert ist. Studien nutzen haufig explizit den
Vergleich mehrerer Szenarien, um relevante Einflusse zu
identifizieren oder Gestaltungsspielrdume deutlich zu
machen. Szenarien unterscheiden sich somit grundsétzlich
von Prognosen, deren Ziel es ist, zukinftige
Entwicklungen mdéglichst genau vorherzusagen.

rungen und Empfehlungen. Beim Vergleich verschiedener Szenariostudien sollte

berticksichtigt werden, dass aufgrund der Unterschiede in

2 Methodik Erkenntnisinteresse und Methodik die Ergebnisse und
Schlussfolgerungen stark variieren konnen. Szenarien
21 Einfuhrung kénnen politische Wert- und Zielentscheidungen nicht
ersetzen, sie kénnen lediglich die Voraussetzungen fir
2. Die folgenden Kapitel préasentieren verschiedene | bestimmte Entwicklungen identifizieren bzw. die Folgen

Szenarien, die deutlich machen, wie eine vollstandig
regenerative Stromversorgung in Deutschland aussehen
und wie der Weg dorthin schrittweise gestaltet werden
kénnte.

bestimmter Einfliisse transparenter machen.

Szenarien: Begriffe und Methoden

Im Folgenden wird der Potenzialbegriff fiir die maximal generierbare Energiemenge der verschiedenen Erzeugungs-
technologien innerhalb einer Region und wéhrend eines vorgegebenen Zeitraumes (hier: ein Jahr) verwendet. Fir seine
Abschdtzung werden natiirliche, technische und wirtschaftliche Parameter beriicksichtigt, beispielsweise die Art der
Flachennutzung, Wetterdaten und KostengréRRen. Es wird unterschieden zwischen verschiedenen Arten an Potenzialen.
Das physikalische Potenzial ist eine theoretische GroRe, die das gesamte natiirliche Energieangebot umfasst und tber
die Zeit nahezu konstant bleibt. Der davon technisch nutzbare Teil wird als technisches Potenzial bezeichnet. Durch
Technologieverbesserungen (Effizienzsteigerungen) lasst sich das technische Potenzial einer Technologie steigern.
Unter Berticksichtigung der flr die Erschliefung eines technischen Potenzials anfallenden Kosten spricht man vom
wirtschaftlichen (6konomischen) Potenzial. Das ékonomische Potenzial stellt eine Momentaufhahme dar. Es veréndert
sich mit den 6konomischen Randbedingungen (z. B. Olpreis) im Zeitverlauf zum Teil erheblich.

Szenariostudien nutzen haufig Computermodelle, die die wesentlichen Strukturen und Wechselwirkungen der kom-
plexen realen Welt mathematisch abzubilden versuchen. Mithilfe computergestiitzter numerischer Verfahren kdnnen
solche Modelle ausgewertet und die Ergebnisse visualisiert werden. Diejenigen Gréfen, die sich im Verlauf einer Mo-
dellrechnung (Computersimulation) durch duBere Einfllisse verandern, werden als Variablen bezeichnet. Feste Para-
meter oder Konstanten charakterisieren bestimmte Beziehungen und verandern sich im Lauf der Computersimulation
nicht. Indem mehrere Modelldurchldufe gerechnet werden, fur die jeweils unterschiedliche Ausgangsbedingungen
oder Parameterwerte vorgegeben werden, kdnnen auf der Grundlage eines Computermodells verschiedene Szenarien
berechnet werden.

Es werden verschiedene Ansétze zur Ableitung von Szenarien unterschieden. Der Sachverstandigenrat fir Umwelt-
fragen (SRU) verwendet in der vorliegenden Stellungnahme sogenannte Zielszenarien. Ein Zielszenario geht von ei-
nem vorgegebenen Ziel aus, in diesem Fall von dem einer vollstandig regenerativen Stromversorgung fiir Deutschland.
Die Ergebnisse der Berechnungen zeigen dann, wie und zu welchen Bedingungen dieses Ziel erreicht werden kann.

Im Gegensatz dazu kénnen Szenarien auch dazu verwendet werden, die Auswirkungen unterschiedlicher Rahmen-
bedingungen (z. B. energiepolitischer MalRnahmen) auf die Entwicklung bestimmter Variablen im Vergleich zu einem
Referenzfall zu untersuchen (explorative Szenarien). Explorative Szenarien fir den Strombereich kdnnten somit zum
Beispiel im Rahmen einer Politikanalyse die Frage stellen: Wohin entwickelt sich das System, wenn bestimmte Ereig-
nisse eintreten oder sich bestimmte Rahmenbedingungen &ndern? Je stirker solche Szenarien von den aktuellen
Strukturen und vergangenen Entwicklungspfaden ausgehen und diese in die Zukunft extrapolieren, desto eher neigen
sie dazu, Veranderungspotenziale zu unterschdtzen. Im Gegensatz dazu steht hinter den Zielszenarien des SRU die
Frage: Kann das System einen bestimmten Zielzustand erreichen, und wenn ja, wie? Welche Rahmenbedingungen
mussen sich andern, damit das Ziel erreicht wird?
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Die im Folgenden vorgestellten Szenarien stellen jeweils
einen moglichen zukiinftigen Zustand des Elektrizitats-
versorgungssystems auf der Basis einer vorgegebenen
Elektrizitatsnachfrage fir das Jahr 2050 dar (Kap. 3). Sie
zeigen auf diese Weise,

— dass eine vollstandig regenerative Stromversorgung in
Deutschland allein oder im Verbund mit européischen
Nachbarldndern und nordafrikanischen Staaten auf der
Basis der nutzbaren Potenziale moglich ist und dass
dieses System zu jeder Stunde des Jahres volle Ver-
sorgungssicherheit gewéhrleisten kann;

— welche Komponenten ein solches System in welcher
Zusammensetzung enthalten wirde, wenn die Kosten
im Zieljahr optimiert werden (und aus heutiger Sicht
plausible Kostenentwicklungen eintreten),

— in welcher GroRenordnung die Kosten eines solchen
Systems wahrscheinlich liegen wirden und

— wie die Zusammensetzung der Komponenten und die
Kosten des Systems abhéngig von der Ausgestaltung
wichtiger Rahmenbedingungen variieren wirden.

Abgeleitet wird daraus in einem zweiten Schritt, wie die
vorhandenen  Stromerzeugungs-, Ubertragungs- und
Speicherkapazitaten sich lber die Zeit entwickeln miss-
ten, um den beschriebenen Zielzustand im Jahr 2050 zu
erreichen. Es wird ausgehend vom bestehenden Kraft-
werkpark exemplarisch dargestellt, wie die konventio-
nellen Erzeugungskapazitaten schrittweise durch erneuer-
bare Energien ersetzt werden koénnten (Kap. 4). Hierbei
wird bewusst auf eine Optimierung des Erzeugungsmixes
fur jedes einzelne Jahr verzichtet, da die genaue Ent-
wicklung der Kosten regenerativer und konventioneller
Elektrizitatserzeugungsoptionen im Zeitverlauf grof3en
Unsicherheiten unterliegt und Optimierungsergebnisse
bereits durch geringe Verénderungen der relativen Kosten
zu stark veranderten Ergebnissen fiihren kénnen.

Die Szenarien der vorliegenden Stellungnahme sind so-
mit, wie Szenarien im Allgemeinen, nicht im Sinne einer
Prognose von Entwicklungen zu lesen, die mit einer be-
stimmten Wahrscheinlichkeit eintreten werden. Die voll-
stdndige Umstellung der Elektrizitatsversorgung auf er-
neuerbare Energiequellen ist im Gegenteil als eine még-
liche (und aus Sicht des SRU erstrebenswerte) Entwick-
lung zu sehen, zu deren Verwirklichung es politischer
Gestaltung, gezielter MalRnahmen, sorgféltiger Planung
und erheblicher Anstrengungen bedarf.

Die Szenarien zeigen, dass diese Umstellung méglich ist,
und geben bestimmte Anhaltspunkte dafiir, wie ein sol-

ches System unter den heute als plausibel erscheinenden
Annahmen bezilglich der Technologie- und Kosten-
entwicklung aussehen konnte.

2.2 Das Modell REMix
des Deutschen Zentrums fur Luft-
und Raumfahrt

3. Verschiedene Szenarien einer vollstandig regene-
rativen Stromversorgung wurden vom lInstitut fir Tech-
nische Thermodynamik des Deutschen Zentrums fur Luft-
und Raumfahrt in Stuttgart (DLR) mit dem Energiemodell
REMix fur den SRU berechnet. Das DLR verflgt tber
langjéhrige Erfahrung in der Forschung zur Technik- und
Kostenentwicklung regenerativer Energiequellen und ist
auf dieser Basis regelméfRig an Studien Uber zukiinftige
Energieversorgungsstrukturen in Deutschland beteiligt
gewesen (u.a. NITSCH 2008; NITSCH und WENZEL
2009). Auch wenn das Modell REMix wohl als das zur-
zeit beste deutsche Modell zur Berechnung optimierter
Elektrizitatsversorgungsszenarien auf Stundenbasis fir
Deutschland und Europa angesehen werden kann, so muss
doch betont werden, dass die vorgelegten Ergebnisse von
einer Vielzahl von Annahmen abhangen. Nach Einschat-
zung des SRU sind alle getroffenen Annahmen plausibel
und stellen eine angemessene Abbildung des besten ver-
flgbaren Wissens dar, auch wenn zum Beispiel bei der
Einschatzung zukiinftiger Preis- und Kostenentwick-
lungen fir konventionelle Energietrdger und Technolo-
gien zur Nutzung regenerativer Energiequellen (ber einen
Zeitraum von vierzig Jahren nicht unerhebliche Unsicher-
heiten bestehen.

Im Folgenden wird das Modell in seinen Grundziigen
vorgestellt. Weitere Details zum Modell REMix und den
getroffenen Annahmen werden in einem gesonderten
Materialband (DLR 2010) verdffentlicht.

Das REMix-Modell analysiert in einem ersten Schritt die
Potenziale erneuerbarer Energietrdger und berechnet an-
schlieRend auf dieser Grundlage einen flr die vorgegebe-
nen Rahmenbedingungen optimierten (kostenminimalen)
Mix von Energietragern.

Die Potenzialanalyse beruht auf einer detaillierten Daten-
basis in Form eines geographischen Informationssystems
(GIS), das die Stromerzeugungspotenziale erneuerbarer
Energietrager in Deutschland, Europa und Nordafrika in
einer hohen Auflésung (Rasterzellen von 10 km x 10 km)
erfasst (Abb. 2-1).



Abbildung 2-1
Die in das Modell REMix einbezogenen Lander
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Nr. Land (Region) Abkurzung coverage Nr. (Region) Abkiirzung coverage
1 | Albanien 17 | Slovakei SK 1
1 | Serbien AL_CS_MK 1 18 | Luxemburg LU 1
1 Makedonien 19 | Malta MT 1
2 Bosnien 20 | Niederlande NL 1
2 | Kroatien BA_HR_SI 1 21 | Norwegen NO 1
2 Slovenien 22 | Polen PL 1
3 | Osterreich AT 1 23 | Portugal PT 1
4 | Belgien BE 1 24 | Rumdnien RO 1
5 | Bulgarien BG 1 25 | Spanien ES 1
6 | Zypern CY 1 26 | Schweden SE 1
Tschechische Schweiz
| Republik cz . 27 CH_LI 1
8 Danemark DK 1 27 | Liechtenstein
9 | Irland IE 28 | Tiirkei® TR 0,80
10 | Estland 29 | GroRbritannien UK 1
10 | Litauen EE LT LV 1 30 | Ukraine U MD 1
10 | Lettland 30 | Moldawien -
11 | Finnland Fl 1 31 | WeiBrussland BY 1
12 | Frankreich FR 1 32 | Algerien’ Dz 0,31
13 | Deutschland DE 1 33 | Marokko® MA 0,73
14 | Griechenland GR 1 34 | Tunesien? TN 0,99
15 | Ungarn HU 1 35 | Libyen LY 0,18
16 | Italien IT 1 36 | Agypten’ EG 0,13

! Dieses Land/diese Region liegt teilweise auBerhalb des Untersuchungsgebietes; ,,area coverage” gibt den Anteil der Landflache der

Region an, der im Untersuchungsgebiet liegt.
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Fur Deutschland beriicksichtigt das Modell zehn
verschiedene Mdoglichkeiten der Nutzung regenerativer
Energiequellen zur Stromerzeugung:

— Photovoltaische Solarenergienutzung (PV)
— Windenergienutzung an Land (onshore)

— Windenergienutzung im Bereich der deutschen Nord-
und Ostsee (offshore)

— gasformige Biomasse (mit und ohne Kraft-Warme-
Kopplung (KWK))

— feste Biomasse (mit und ohne KWK)

— geothermische Stromerzeugung (mit und ochne KWK)
— Laufwasserkraftwerke

— Speicherwasserkraftwerke

— Pumpspeicherkraftwerke

— Druckluftspeicher

Des Weiteren beriicksichtigt das Modell das Potenzial der
solarthermischen Stromerzeugung (Concentrated Solar
Power, CSP), das jedoch nur in L&ndern mit deutlich
hoherem solaren Strahlungsangebot, beispielsweise in
Nordafrika, vorhanden ist und deshalb nur bei den
Berechnungen  fur  Szenarien mit  Einbeziehung
stideuropéischer und nordafrikanischer Lénder einbezo-
gen wird.

Fur fluktuierende Energiequellen wie Wind- und Solar-
energie liegen die Potenzialdaten im Modell in stiind-
licher Auflésung vor (DLR 2010).

Grundlage der Potenzialanalyse sind Landbedeckungs-
typen fir die jeweiligen Flachen, die als Karte im GIS
vorliegen. Es werden bestimmte Annahmen daruber ge-
troffen, welche Flachen sich fur die Nutzung einer Tech-
nologie eignen und welcher Anteil dieser Flache fiir diese
Nutzung unter Berlicksichtigung wesentlicher Einschran-
kungen bei der Flachennutzung — zum Beispiel durch
Siedlungsflachen, ékologische Belange oder konkurrie-
rende Landnutzungen — zur Verfiigung steht.

Tabelle 2-1 fasst die zugrunde liegenden Daten und An-
nahmen sowie die jeweils von einer energetischen Nut-
zung ausgenommenen Flachen fur die verschiedenen
Energietrdager zusammen. Das Vorliegen bestimmter
Okologischer oder technischer Randbedingungen schlief3t
Flachen fur die Nutzung durch eine bestimmte Energie-
technologie aus. So sind beispielsweise Naturschutz-
gebiete grundsétzlich von der Nutzung ausgenommen,
und die Sonnenenergie (PV und CSP) kann nur auf FI&-
chen mit geringer Steigung genutzt werden. Auf anderen
Flachen gibt es konkurrierende Nutzungsarten, die rdum-
lich nicht eindeutig abgegrenzt werden konnen. Fiir jede
Technologie wird deshalb fir jede Flache, auf der sie
prinzipiell nutzbar ist, ein maximaler Flachennutzungs-
grad festgelegt. Diese Festlegung orientiert sich an den
Nachhaltigkeitskriterien aus BMU  (2004) und
QUASCHNING (2000) und resultiert in der Regel in ei-

ner konservativen Potenzialabschatzung. Die Fl&chen-
nutzungsgrade wurden so festgelegt, dass die Potenziale
auch im Fall einer Flachenkonkurrenz kumuliert (also
nicht von verschiedenen Nutzungen doppelt belegt) wer-
den konnen (Tab. 2-1). Die Brachflachen der Wiiste zum
Beispiel kdnnen sowohl fir CSP, Windenergieanlagen
oder Photovoltaikanlagen genutzt werden. Jeder dieser
Technologien wird vom Modell 33 % der verfligbaren
Flache als maximal nutzbare Flache zugeordnet.

Die Nutzungsgrade legen das maximale Potenzial fur die
jeweiligen Flachen fest. Wie viel davon in den jeweiligen
Szenarien ausgeschopft wird, ergibt sich erst aus der
Modellberechnung.

Auf der Grundlage von Annahmen zu den Kosten der ver-
schiedenen Technologien wird mithilfe des Modells
berechnet, welche Anteile diese Technologien am Erzeu-
gungsmix haben wiirden und welche Ubertragungs- und
Speicherkapazitaten installiert werden missten. Die
Stromgestehungskosten fiir die verschiedenen Technolo-
gien werden aus der installierbaren Leistung und dem
Stromerzeugungspotenzial in Verbindung mit spezifi-
schen Investitionskosten, fixen und variablen Betriebs-
kosten und der Lebensdauer der Referenzkraftwerke
berechnet. Um die zukiinftige Entwicklung der Kosten
abzuschétzen, werden heutige Kosten mithilfe von Lern-
kurven in die Zukunft projiziert. Die Annahmen des DLR
zum zeitlichen Verlauf der spezifischen Strom-
gestehungskosten wurden auf der Basis von NITSCH
etal. (2004) und KREWITT et al. (2005) entwickelt und
seither unter Berlicksichtigung neuer Erkenntnisse lau-
fend aktualisiert. Sie sind vergleichbar mit Kostenannah-
men der Leitstudie 2009 des Bundesministeriums fur
Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU)
(NITSCH und WENZEL 2009). Die Berechnungen basie-
ren auf einem angenommenen Zinssatz von 6 %. Die
unterstellten Kostenentwicklungen sind fur die verschie-
denen Technologien in Abbildung 2-2 wiedergegeben. Sie
beruhen auf sogenannten Lernraten, die besagen, dass bei
einer Verdopplung der Produktion einer bestimmten
Technologie (z. B. Zahl der produzierten Windenergie-
anlagen pro Jahr) mit einer Kostenreduktion um x % zu
rechnen ist. Entsprechende Kostenverlaufe lassen sich fiir
viele Technologien beobachten. Sie basieren im Wesent-
lichen auf Verbesserungen der Technologie selbst (z. B.
erhohter Wirkungsgrad einer Anlage, verringerter Mate-
rialeinsatz) und auf Kostensenkungen durch erhéhte Pro-
duktionszahlen (Skaleneffekte). Die Existenz entspre-
chender Effekte ist wissenschaftlich unstrittig, allerdings
gehen die Expertenmeinungen in Bezug auf zukinftige
Kostensenkungspotenziale (,,Wie groB ist x?*) héufig
auseinander. Bei Berechnungen, die vierzig Jahre in die
Zukunft reichen, sind die vom DLR angenommen
Kostensenkungsmaglichkeiten mit nicht unerheblichen
Unsicherheiten belastet. In der Regel sind technisch ba-
sierte Kostensenkungspotenziale aber mit geringeren Un-
sicherheiten abzuschitzen als die Preisentwicklung fiir Ol,
Kohle oder Erdgas Uber einen &hnlich langen Zeitraum.
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Tabelle 2-1

Vom Modell REMix des DLR erfasste Fldchen und Potenziale regenerativer Energiequellen
in Deutschland, Europa und Nordafrika

Grundflache Nutzungsgrad
Ressourcendaten IAusschlussflachen - der Anmerkungen
\Verteilparameter ;
Grundfléche
Décher:
Solareneraie: PV Global-Horizontal- 0,775 %,
gie: Einstrahlung, Fassaden: IAusrichtungs-verteilung

in

Siedlungsgebiete® *

Siedlunasaebieten Direkt-Normal- 0,48 %, in Anlehnung an*
9sg Einstrahlung? andere:
1,17 %*
Landwirtschaftliche 1
. . 41 3.4 0,03 %
Solarenergie: PV g:gﬁm;}gogﬁfﬁl_an' Schutzgebiete®, (F;I?J:I(an3'4 003 5t :Ausrichturr]]g r;]ach Siiden,
auf Freiflachen Normal-Einstrahlung® Steigung > 2,1 % Brach- und spérlich 33 % (NA)/ keine Nachftihrung
bewachsene Flachen®* (0,03 % (EU)
IAusrichtung in Nord-
. . . - Siid-Richtung
. Direkt-Normal-Ein- Schutzgebiete® Brach- und spérlich , !
Solarenergie: CSP 2 - o 4 3,4 33% Nachfuhrung in Ost-
strahlung Steigung > 2,1 %  |bewachsene Fl&chen West-Richtung, DNI
> 1.800 kWh/(m>*a)
Brach- und spérlich o
bewachsene Flachen®* [35 %0
Griinland®? 3%
. N Strauchland® * 3 %
'Wind onshore WlndgesghV\émdlgkelt n Schutzgebiete® Mosaik (Gras,
116 m Hohe P ~ 34 3%
Stréucher, Bdume)™
Landwirtschaftliche
Flache® 3 %
Wald®>* 0%
Ges. ausschlieBl.
. \Windgeschwindigkeit in .5 \Wirtschaftszone, 5 km o
\Wind offshore 116 m Hohe® Schutzgebiete |Abstand von der Kilste, 16 %
Tiefe <300 m
100 %, ab-
Geothermie nur  [Temperaturen in 2, 3, 4, . 5 R zliglich Geo.-
Stromerzeugung |5 km Tiefe"® Schutzgebiete IAlle Flachen KWK -
Potenzial
Durch abs. \Warmebedarfskarte

Geothermie KWK

[Temperaturen in 2, 3, 4,
5 km Tiefe”®

Schutzgebiete®

\Warmebedarfsdichte > Q
4 GWh/km?

\Warmebedarf

Europa, eigene Ent-

begrenzt wicklung
; F 9
_Ipsta_lherte Leistung’, Installierte Leistung®,
Laufwasser- jéhrliches Stromerzeu- -
- Theoretisches 100 % 'Top-Down-Ansatz
kraftwerke gungspotenzial, Voll- T
laststunden®® \Wasserkraftpotenzial
Installierte Leistung®,
Speicherwasser-  [jahrliches Stromerzeu- . . 9 0 i i
Kraftwerke gungspotenzial, Voll- Installierte Leistung 100 % Top-Down-Ansatz
laststunden™®
.5 \Wald, landwirtschaft-
Nationale Bi Schutzgebiete”, liche Elich inl
Biomasse atlon_a € E'?gnli‘sse' Steigung Iche Flache, .Gru3n4and, Top-Down-Ansatz
potenziale™ ** > 60 % Siedlungsgebiete™ *;
Bevolkerungsdichte!®
1 Quaschning, V., Systemtechnik einer umweltvertréglichen Elektrizititsversorgung in Deutschland

fur das 21. Jahrhundert. 2000, Dusseldorf: VDI Verlag GmbH. 0-188.
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Abbildung 2-2

Angenommene Kostenentwicklungen fur die verschiedenen Technologien zur Nutzung
regenerativer Energiequellen bis 2050

Annahmen zu spezifischen regenerativen Stromgestehungskosten
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 2-2; Datenquelle: DLR 2010, S. 41 ff.

Anderungen in den Kosten der Technologien zur Nutzung
regenerativer  Energiequellen und den  Kosten
konventioneller Energietrager kénnen den vom Modell
berechneten Anteil der jeweiligen Technologien sowie die
Gesamtkosten des Systems wesentlich beeinflussen. Die

vom DLR getroffenen Annahmen erscheinen dem SRU
im Lichte anderer Studien mit d@hnlichen Zeithorizonten
angemessen und nicht bermé&Rig optimistisch zu sein,
insbesondere vor dem Hintergrund der (noch nicht
veroffentlichten)  Zwischenergebnisse  des  IPCC-
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Sonderberichts (IPCC - Intergovernmental Panel on
Climate Change), zur moglichen Rolle regenerativer
Energiequellen bei der Bekampfung des Klimawandels,
der alle wichtigen international verfligbaren Studien Uber
die mogliche Kostenentwicklung der wichtigsten
Technologien zur Nutzung regenerativer Energiequellen
wirdigt. Fur die Windenergie finden sich in der Literatur
Lernraten zwischen 4 und 32 %. LEMMING et al. (2009,
S. 35) zitieren NEIJ (1997; 1999; 2008) als beste Quelle
fur Lernraten im Bereich der Windenergie. Auf der
Grundlage der Publikationen von NEIJ kommen
LEMMING et al. (2009, S. 35) auf Lernraten zwischen 9
und 17 %. In ihrer neusten Publikation kommt NEIJ
(2008, S. 2209) auf einen Bereich von 10 bis 20 %. Bei
ausschlieBlicher Berticksichtigung des in Deutschland fir
die berechneten Szenarien realisierten Ausbaus der
regenerativen Energiequellen ergibt eine Rickrechnung
der angenommenen Kostenentwicklungen, dass das DLR
Lernraten von 11,5% fiur Onshore-Windenergie und
18,6 % fir den Offshorebereich ansetzt. Im Bereich der
Photovoltaik kommt SUREK (2005, S.294) zu
historischen Lernraten von 20 %. Er nimmt allerdings an,
dass solch hohe Lernraten fur Module auf der Basis
kristallinen Siliziums auf Dauer nicht durchgehalten
werden kodnnen (SUREK 2005, S.303). NEI (2008,
S. 2209) gibt einen zukunftigen Bereich von 15 bis 25 %
fiir die Kostenentwicklung der Photovoltaik bis 2050 an.
Die Rickrechnung der Kostenentwicklung des DLR
ergibt unterstellte Lernraten von 26 %, die als sehr
optimistisch bezeichnet werden missen. Die unterstellten
Lernraten von 2,2 % fiir Biomasse kdnnen vor dem
Hintergrund einer von NEIJ (2008, S. 2209) angegebenen
Bandbreite von 0 bis 10 % als eher konservativ eingestuft
werden. Ein besonderer Fall konnte bei der Geothermie
vorliegen. Neuste Zahlen des DLR, die in den
Berechnungen nicht mehr beriicksichtigt werden konnten,
legen nahe, dass die Kosten der Geothermienutzung
deutlich starker sinken konnten als in den fiir den SRU
durchgefiihrten Berechnungen vom DLR angenommen. In
diesem Fall konnte die Geothermie eventuell zukiinftig
eine groRere Rolle spielen als in den hier prasentierten
Szenarien.

Sollten sich die unterstellten Kostensenkungspotenziale
als zu optimistisch erweisen, wiirde dies das Ergebnis der
Berechnungen, dass eine regenerative Vollversorgung
maglich ist, nicht &ndern. Allerdings wdren die Kosten
des so erreichten Klimaschutzes héher, als in den Szena-
rien ausgewiesen. Weitere Angaben zu den unterstellten
Kostenentwicklungen finden sich in Kapitel 4.5, das diese
Diskussion vor dem Hintergrund der konkreten Szena-
rioergebnisse weiter vertieft.

Das REMix-Modell umfasst Europa und Nordafrika. Bei
der Definition der Szenarien kann der Austausch von
Strom Uber bestimmte Landergrenzen hinweg zugelassen
und die Hohe des maximalen Austausches festgelegt wer-
den. Auf diese Weise kdnnen unterschiedlich grofle L&n-
dergruppen, aber auch einzelne Lander, zum Gegenstand
der Analyse gemacht werden.
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Das Modell berechnet die Gesamtkosten des Systems
sowie die durchschnittlichen Kosten pro Kilowattstunde
fir jedes Szenario. Dabei werden die jeweils notwendigen
Ubertragungskapazitaten zwischen den Landern berech-
net und in die resultierenden Gesamtkosten einbezogen.
Anders verhdlt es sich in Bezug auf die zusatzlichen
Kosten der Ubertragung durch einen Netzausbau inner-
halb eines Landes. Die nutzbaren Potenziale erneuerbarer
Energiequellen werden zwar mit einer hohen rdumlichen
Auflésung erfasst, bei der Modellierung geht allerdings
ein Teil der rdumlichen Information verloren, da die
Potenziale aus Grunden beschrankter Rechenkapazitat
regionsweise aggregiert werden missen. Im Ergebnis
werden die gesamten regenerativen Potenziale jedes
Landes aggregiert betrachtet. Der auch innerhalb
Deutschlands notwendige Ausbau von Netzen, insheson-
dere im Hinblick auf die Anbindung von Offshore-Wind-
kapazitdten und den Transport in die Verbrauchszentren,
der auch die Kosten des Stromversorgungssystems erhoht,
wird durch das Modell nicht erfasst. Aus diesem Grund
hat der SRU eine separate Abschéatzung der Kosten fir
den Netzausbau in Deutschland vorgenommen (.
Kap. 4.5).

Das Modell arbeitet mit einer zeitlichen Auflésung von
einer Stunde und kann daher die Stromerzeugung im Jah-
resverlauf stundengenau auf die Nachfrage abstimmen.
Eine gesetzte Bedingung ist, dass jedes Szenario vollstan-
dige Versorgungssicherheit gewahrleisten muss: die
schwankende Stromnachfrage muss durch die eingesetz-
ten Technologien zu jedem Zeitpunkt gedeckt werden
konnen. Dies wird entweder durch zeitgleiche Produktion
regenerativer Elektrizitdt oder durch den Einsatz zuvor
gespeicherten Stroms sichergestellt. Fir die Berechnung
des optimalen Erzeugungsmixes wird der Lastgang eines
historischen Jahres zugrunde gelegt und auf das
Verbrauchsniveau des Zieljahres (509 oder 700 TWh/a)
skaliert. Es wird damit unterstellt, dass der Verlauf der
Nachfrage des Jahres 2050 dem bisherigen jahrlichen
Verlauf der Elektrizitatsnachfrage in Deutschland ahnelt.
Der SRU ist sich der Tatsache bewusst, dass diese Vor-
gehensweise in Ermangelung einer besseren Abschatzung
des Verlaufs der Elektrizitatsnachfrage des Jahres 2050
nur eine erste grobe N&herung darstellt. Mit hoher Wahr-
scheinlichkeit stellt diese Vorgehensweise aber groRere
Anforderungen an die zu installierende Leistung und die
Veranderungsgeschwindigkeiten der Erzeugung, als dies
im Jahr 2050 der Fall sein wird. Viele Technologien zur
Steigerung der Systemeffizienz, die in den ndchsten Jahr-
zehnten auch aus Griinden des Klimaschutzes eingefiihrt
werden dirften, wie zum Beispiel sogenannte steuerbare
Lasten (dispatchable loads) oder intelligente Verbrauchs-
gerate (smart devices), fiuhren zu einer Vergleich-
maRigung der Netzlast und einer Senkung der Bedarfs-
spitzen.

Da das Modell auch die zeitlich schwankende Verflighar-
keit der erneuerbaren Energietrager in stiindlicher Auf-
lésung beriicksichtigt, lassen sich die stiindlichen Anfor-
derungen an die Produktionskapazitaten und Ausgleichs-
mdoglichkeiten durch Speicher berechnen. Aus dem so



berechneten Einsatz der Erzeugungs- und Speicher-
technologien und den unterstellten Kostenfunktionen
kénnen die Kosten der einzelnen Szenarien mit allen den
Annahmen innewohnenden Unsicherheiten berechnet
werden.

Im Modell werden drei wesentliche Speichermdglich-
keiten berlcksichtigt: Pumpspeicher, Druckluftspeicher
und die Speicherung von Elektrizitat in Wasserstoff (zu
den Modellannahmen in Bezug auf die Speichertechno-
logien und ihre Potenziale s. Kap. 4.3). In den vom
Modell REMix gelieferten optimierten Losungen kommt
die Speicherung in Form von Wasserstoff aufgrund der
relativ hohen Systemverluste und der damit verbundenen
hohen Kosten in keinem Szenario zum Einsatz, obwohl
das Modell diese Technologie vorhélt. Alle Berechnungen
beinhalten die sich ergebenden Umwandlungs- und
Leitungsverluste flir den weitrdumigen Transport.
Verteilungsverluste, die im vorhandenen deutschen Ver-
teilnetz entstehen, sind nicht berlicksichtigt. Diese wiirden
jedoch in ahnlicher Hohe auch bei einer Fortfiihrung der
konventionellen Stromerzeugung entstehen.

2.3 Szenarien

4. Der SRU nutzt das Modell des DLR, um unter-
schiedliche Szenarien einer vollstandig regenerativen
Stromversorgung flr Deutschland zu analysieren. Dabei
werden unterschiedliche Rahmenbedingungen beziiglich
der Hohe des deutschen Stromverbrauchs im Jahre 2050
und der Mdoglichkeiten des Elektrizitatsaustauschs mit
dem Ausland vorgegeben. Insgesamt wurden acht ver-
schiedene Szenarien gerechnet, um eine relativ groRe
Bandbreite von Anforderungen und Mdglichkeiten zu
berticksichtigen. Diese Szenarien lassen sich in drei ver-
schiedenen  Szenariofamilien zusammenfassen. Eine
Ubersicht gibt Tabelle 2-2.

Dabei gehen die ersten Szenarien (Szenariofamilie 1) von
sehr restriktiven Randbedingungen aus, um zu analysie-
ren, ob eine vollstdndig regenerative Stromversorgung
allein auf der Basis der deutschen Regenerativenergie-
potenziale moglich ist. Diese Restriktionen werden
schrittweise gelockert werden, um zu analysieren, wie
sich eine Reihe von Optionen zur Flexibilisierung der
Versorgung auf den eingesetzten Technologiemix und die
Kosten der Elektrizitatsversorgung auswirken.

In der ersten Szenariofamilie (DE 100 % SV) wird
Deutschland unter autarken Bedingungen vollstandig
regenerativ versorgt, das heilt die gesamte Strom-
nachfrage wird aus heimischen erneuerbaren Quellen
gedeckt und es wird kein Austausch von Strom mit dem
Ausland zugelassen (Deutschland als ,elektrische Insel*).
Dementsprechend muss auch die gesamte notwendige
Zwischenspeicherung von Strom in Deutschland statt-

finden. Ein solches Szenario erscheint zwar vor dem
Hintergrund  der  derzeitigen  Importabhéngigkeit
Deutschlands im Bereich der zur Stromerzeugung ein-
gesetzten Energietrager von etwa 60 % und der Integra-
tion europdischer Markte weder notwendig noch wiin-
schenswert zu sein, es soll aber die grundsétzliche tech-
nisch-6konomische Machbarkeit untersuchen und kann
mit den weiteren Szenarien im Hinblick auf Technologien
und Kosten verglichen werden. Diese Szenariofamilie
wird im Kapitel 3 nur beziglich ihres zentralen Ergebnis-
ses dargestellt.

Eine zweite Szenariofamilie modelliert Deutschland als
Teil eines Stromverbunds mit Norwegen und Dé&nemark
(DE-DK-NO). Diese Szenarien untersuchen den Ein-
fluss, den die Nutzung der Pumpspeicherpotenziale in
Norwegen flr eine regenerative Stromversorgung in
Deutschland haben konnte. Danemark ist als Durch-
leitungsland nach Norwegen Teil des Verbundes und tragt
aullerdem erhebliche Potenziale an Windenergie zum
Gesamtsystem bei.

Fir diesen skandinavischen Verbund werden vier Szena-
rien untersucht. Im ersten Szepario (DE-DK-
NO 100 % SV) gilt als Rahmenbedingung, dass sich
Deutschland im Jahresdurchschnitt vollstandig selbst ver-
sorgt, also die insgesamt produzierte Strommenge der
verbrauchten Menge entspricht. Im Unterschied zum
DE 100 % SV-Szenario koénnen allerdings bis zu 15 % der
Jahresarbeit zwischen Deutschland und den Verbund-
partnern ausgetauscht werden. Damit wird insbesondere
der Zugriff auf Pumpspeicherkapazitaten in Norwegen
zum Ausgleich von Differenzen zwischen Strom-
erzeugung und -nachfrage erméglicht. Ein zweites Szena-
rio lasst zusatzlich einen Nettoimport von Strom von
15 % aus Skandinavien nach Deutschland zu, das heif3t
der Selbstversorgungsgrad kann bis auf 85 % (DE-DK-
NO 85 % SV) sinken. Der einfache Dreilanderverbund
erlaubt sehr klare und eindeutige Analysen. Bei einem
gesamteuropdischen Stromaustausch sind einzelne Verén-
derungen aufgrund sich Uberlagernder Effekte nur noch
schwer zuzuordnen. Die Rolle Deutschlands und einzel-
ner anderer Lander ist sehr viel schwieriger zu interpretie-
ren.

Da auch heute schon in erheblichem MaRe Elektrizitét
zwischen Deutschland und anderen europdischen Staaten
ausgetauscht wird und Deutschland Nettoexporteur ist,
wird das Szenario DE-DK-NO 100 % SV vom SRU als
relativ gute Anndherung an eine anspruchsvolle aber rea-
listische Weiterentwicklung der deutschen Elektrizitats-
versorgung angesehen. In den Betrachtungen Uber einen
maoglichen Ubergang vom heutigen Elektrizitatssystem
auf das System des Jahres 2050 in Kapitel 3.2 steht dieses
Szenario im Zentrum der Analysen.
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Tabelle 2-2

Szenarien einer vollstdndig regenerativen Stromversorgung

Szenario- Charakterisierung Nachfrage in DE 2050: Nachfrage in DE 2050:
familie 500 TWh/a 700 TWh/a
1 Vollsténdige Selbstversorgung Szenario l.a Szenario 1.b
Deutschlands DE 100 % SV-500 DE 100 % SV-700
2 Vollsténdige Selbstversorgung Szenario 2.1.a Szenario 2.1.b
Deutschlands bezogen auf DE-DK-NO 100 % SV- DE-DK-NO 100 % SV-
jahrliche Produktion 500 700
Austausch von max. 15 % der
Jahresarbeit mit DK/NO mdglich
Maximal 15 % Nettoimport aus Szenario 2.2.a Szenario 2.2.b
DK/NO zuléssig (und Austausch DE-DK-NO 85 % SV- DE-DK-NO 85 % SV-
von max. 15 % der Jahresarbeit) 500 700
3 Maximal 15 % Nettoimport aus Szenario 3.a Szenario 3.b
EUNA mdglich (und Austausch DE-EUNA 85 % SV-500 | DE-EUNA 85 % SV-700
von max. 15 % der Jahresarbeit)

Auch ein Verbund mit Schweden und eine Nutzung der
schwedischen Wasserkraft zur Speicherung waren denk-
bar. Allerdings verfigt Norwegen mit einem Speicher-
volumen von circa 84 TWh Uber das grofte européische
und deutlich gréRere Speicherpotenzial als Schweden mit
circa 36 TWh (vgl. Nord Pool ASA 2010). Langfristig
werden sicherlich beide Lander wie auch die Schweiz,
Osterreich, Frankreich und ltalien als Anbieter von
erheblichen Pumpspeicherleistungen am Markt auftreten.
Fur alle im Folgenden vorgenommenen Berechnungen
wird aufgrund des deutlich gréfReren Speicherpotenzials
und der relativ einfachen Leitungsverbindung zwischen
den groRen Windenergiepotenzialen in der deutschen
Nordsee und den norwegischen Speicherkapazititen im
Stdwesten des Landes von einer Kooperation Deutsch-
lands mit Norwegen ausgegangen.

Die dritte Szenariofamilie erweitert den Stromverbund auf
ganz Europa und die Region Nordafrika (DE-EUNA). In
diesen Szenarien wird ebenfalls fir jedes am Verbund
beteiligte Land ein Nettoimport von maximal 15 % der
elektrischen Jahresarbeit zugelassen, um eine mdéglichst
hohe Versorgungssicherheit zu gewahrleisten. Der gro-
Rere Verbund ermdglicht es, auf sehr viel groRere Poten-
ziale regenerativer Energiequellen zuriickzugreifen und
regionale Schwankungen besonders im Angebot der
Windenergie durch eine grofRrdumige Vernetzung besser
auszugleichen.

Alle Szenariofamilien werden jeweils fir eine Gesamt-
nachfrage (Bruttostromnachfrage) nach Strom in
Deutschland von 500 TWh (genau 509 TWh, s. Kap. 3.2)
und von 700 TWh berechnet. In allen Szenarien wird dem
Modell als Randbedingung vorgegeben, dass jeweils der
gesamte Strom in allen beteiligten Landern des Verbun-
des regenerativ erzeugt werden muss.
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2.4

5. Auf der Basis der Auswertung verschiedener
Studien erscheint es realistisch, dass die jahrliche Strom-
nachfrage (Nettostromverbrauch) in Deutschland im Jahr
2050 im Bereich von 500 TWh stabilisiert werden kann
(z. B. Oko-Institut und Prognos AG 2009; UBA 2009;
BARTHEL et al. 2006; Enquete-Kommission Nachhaltige
Energieversorgung unter den  Bedingungen  der
Globalisierung und Liberalisierung 2002; NITSCH 2008).
Dies wirde stringente Bemilhungen zur Energieein-
sparung und Effizienzsteigerung fir die traditionellen
Stromnutzungen voraussetzen, dann aber auch eine
Elektrifizierung des Individualverkehrs in einem signifi-
kanten Umfang (etwa die Halfte der derzeitigen Ver-
kehrsleistung) erlauben. Alle Szenariogruppen werden
deshalb zun&chst fiir eine Stromnachfrage von 500 TWh
im Jahr 2050 auf der Basis des skalierten stundlichen auf-
geldsten Jahreslastgangs berechnet.

Stromnachfrage

Eine zweite Variante nimmt einen jahrlichen Strombedarf
von 700 TWh fir Deutschland im Jahr 2050 an. Eine
solche Nachfrage kdnnte eintreten, wenn keine ehrgeizige
Effizienzstrategie umgesetzt und zusatzlich der Indivi-
dualverkehr weitestgehend auf elektrische Antriebe um-
gestellt werden wirde. Durch eine vollstdndige Elektri-
fizierung des Individualverkehrs ware mit einer zusatz-
lichen Stromnachfrage von bis zu 100 TWh/a zu rechnen
(vgl. WIETSCHEL und DALLINGER 2008). Bei einer
erfolgreichen Umsetzung von Effizienzstrategien ware es
mdglich, im Rahmen eines 700 TWh/a-Szenarios neben
dem Individualverkehr auch den gréften Teil des im Jahr
2050 verbleibenden Heizwarmebedarfs und einen deutlich
groleren Anteil des industriellen Prozesswéarmebedarfs
elektrisch zu decken.



Der Vergleich der beiden Varianten (500 und 700 TWh/a)
kann jeweils einen Eindruck davon vermitteln, wie die
Hohe des Gesamtverbrauchs die Kosten des Systems und
die Zusammensetzung der Energietrdger im kosten-
optimierten Mix beeinflusst.

Wiéhrend aus Sicht des SRU die Stabilisierung des
Stromverbrauchs auf einem mdglichst niedrigen Niveau
Ziel der Politik sein sollte, um die Kosten der Versorgung
maglichst niedrig zu halten, zeigen die Szenariovarianten
mit 700 TWh/a, dass auch ein sehr viel hoherer Strom-
bedarf prinzipiell aus erneuerbaren Energien gedeckt
werden konnte. Zeigen die Analysen, dass eine Nachfrage
von 700 TWh/a befriedigt werden kann, so kann auch
jede andere Nachfrage zwischen 500 und 700 TWh
gedeckt werden. Beispielsweise ware unter Ausschépfung
der Effizienz- und Einsparpotenziale bei einer vollstén-
digen Elektrifizierung des Individualverkehrs mit einem
Gesamtverbrauch von circa 550 TWh zu rechnen.

25 Gestaltung des Ubergangs

6. Fur die Szenarien2.1.a und 2.1.b (DE-DK-
NO 100 % SV, Netzverbund mit Norwegen und Dane-
mark und Ausgleich zeitlicher Schwankungen; Selbst-
versorgung im Jahresdurchschnitt) werden in Kapitel 4
Vorschlage fiir den zeitlichen Ubergang von der heutigen
Struktur der Elektrizitdtserzeugung hin zu dem vom
REMix-Modell berechneten vollstdndig regenerativen
Zielzustand entwickelt.

Diese Ubergangsvorschlage gehen von einem nur noch
sehr begrenzten Zubau konventioneller Kraftwerke aus
und berechnen zunéchst unter konservativen Annahmen
zur durchschnittlichen Laufzeit der Kraftwerke das Aus-
laufen der Nutzung der konventionellen Kapazitaten (iber
die Zeit (,,Sterbelinie* konventioneller Kraftwerke).

Ausgehend von diesen Sterbelinien wird dann abgeleitet,
welcher Zubau an regenerativen Erzeugungskapazititen
in den Jahren bis 2050 notwendig ware, um die verblei-
bende Nachfrage zu decken. Die jéhrlichen Zubauten an
installierter Leistung fiir die unterschiedlichen Technolo-
gien wurden so gewdhlt, dass im Jahr 2050 der kosten-
optimierte Energietrdgermix der Szenarienberechnungen
(s. Kap. 2.1) erreicht wird. Der angenommene jahrliche
Zubau basiert selbst aber nicht auf Optimierungsrech-
nungen. In Zeitrdumen, in denen besonders viele konven-
tionelle Kraftwerke aufgrund ihres Alters vom Netz
gehen, wurden dabei in begrenztem Umfang Sicherheits-
margen beim Zubau der erneuerbaren Energien beriick-
sichtigt. Die in Kapitel 4 dargestellten Verlaufe des Uber-
gangs stellen jeweils einen mdglichen Pfad dar, auf dem
das Ziel der vollstdndig regenerativen Stromversorgung
im Jahr 2050 erreicht werden kdénnte, ohne dass in irgend-
einer Phase des Ubergangs die Versorgung gefihrdet
waére. Es wird dariiber hinaus dargestellt, wie der Ausbau
der erneuerbaren Energien durch die schrittweise
ErschlieBung von Stromspeicherpotenzialen in Deutsch-
land und Norwegen und den notwendigen internationalen
Netzausbau flankiert werden muss (s. Kap. 4.3).

3 Optionen der 100 %igen
Vollversorgung

3.1 Potenziale der erneuerbaren
Energietrager
fur die Stromerzeugung

3.11

7. Die Potenziale der erneuerbaren Stromerzeugung
in Deutschland wurden vom REMix-Modell entsprechend
der in Kapitel 2.2 vorgestellten Methodik ermittelt. Auf
der Basis eines durchschnittlichen Windjahres ergibt sich
fir Deutschland ein j&hrliches Erzeugungspotenzial fur
Elektrizitdt aus regenerativen Energiequellen von
839 TWh/a. Dabei kann ein grof3er Teil dieses Potenzials
(ca. 612 TWh) zu Grenzkosten (den Kosten der teuersten
genutzten Kilowattstunde) von circa 0,096 €/kWh bereit-
gestellt werden, wie Abbildung 3-1 zeigt.

Potenziale in Deutschland

Die Kosten fiur die einzelnen Technologien sind, wie in
Kapitel 2 erldutert, auf der Basis mengenabhéangiger
Kostendegressionsfunktionen fur das Zieljahr in Preisen
von 2009 vom DLR berechnet worden (vgl. DLR 2010,
S. 13 ff.). Hierbei liegen die relativ kostengiinstigen
Potenziale im Bereich der On- und Offshore-Wind-
energienutzung (ca. 407 TWh/a) und der Nutzung der
Wasserkraft. Allerdings ist der mdgliche Beitrag der
Wasserkraft zur Stromerzeugung in Deutschland aufgrund
der orographischen Gegebenheiten auf circa 28 TWh/a
begrenzt. Auch die Nutzung von Biomasse, die im Ver-
gleich zur Geothermie noch zu relativ niedrigen Grenz-
kosten (maximal 0,081 €/kWh) realisiert werden kann, ist
mit circa 71 TWh/a deutlich begrenzt. Einer zusétzlichen
Einschrankung kann das fiir die Stromerzeugung nutzbare
Biomassepotenzial durch die Nutzungskonkurrenz im
Bereich der Kraftstoffe oder fir die Wéarmebereitstellung
unterliegen. Der SRU geht davon aus, dass Biomasse in
einer Elektrizitatserzeugung mit Kraft-Warme-Kopplung
(KWK) mit dem groRten Systemnutzen eingesetzt werden
kann. In den im Folgenden berechneten Szenarien fiir eine
moderate Elektrizitdtsnachfrage (509 TWh/a in Deutsch-
land in 2050) und zugelassenem Austausch von Elektri-
zitdt mit dem Ausland wird die Biomasse nur etwa zur
Hélfte in der Elektrizitatserzeugung und dabei praktisch
ausschlieflich in KWK-Anlagen eingesetzt. Nur bei
einem sehr theoretischen politischen Verzicht auf einen
Austausch mit dem Ausland (Szenario 1.a und b) wird das
gesamte Potenzial die Elektrizitatserzeugung genutzt und
zum groBen Teil im Bereich der Spitzenlastdeckung ohne
KWK eingesetzt. Die Nutzung der Photovoltaik hat zwar
ein groReres Potenzial (ca. 110 TWh/a), fuhrt aber schon
zu erheblich hoheren Grenzkosten (0,096 €/TWh).
Besonders teuer ist die Stromerzeugung mithilfe von
Geothermie, die zwar ein erhebliches zusétzliches Poten-
zial von gut 220 TWh/a hat, fir die aber bis zu
0,62 €/kwWh aufgewandt werden missen, um dieses
Potenzial zu erschlieRen. Nach neueren Erkenntnissen, die
erst nach der Durchfuhrung der Berechnungen fir dieses
Sondergutachten vorlagen, koénnten die langfristigen
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Kosten fiir die elektrische Nutzung geothermischer Ener-
gie deutlich niedriger ausfallen, als fur die hier vorgeleg-
ten Berechnungen angenommen wurde. Diese eventuell
geringeren Kosten wirden sich aber nur auf Szenarien
auswirken, die eine sehr hohe Nachfrage (700 TWh/a) im
Wesentlichen aus heimischen Energiequellen befriedigen
mussen (Szenario 1.b und 2.1.b).

Mit Ausnahme der Laufwasserkraftwerke, der Wind-
energie und der photovoltaischen Sonnenenergienutzung
konnen alle regenerativen Energiequellen wéhrend jeder
Stunde des Jahres genutzt werden. Die Potenziale der
photovoltaischen Sonnenenergienutzung und der Wind-
energienutzung unterliegen hingegen sehr groflen
Schwankungen, die im Fall der Sonnenenergie von der
Sonneneinstrahlung und im Fall der Windenergienutzung
von der vorherrschenden Windstarke bestimmt werden.

Abbildung 3-1

Aufgrund dieser Schwankungen kommt es dazu, dass in
Deutschland unter glinstigen Bedingungen ein Leistungs-
angebot von circa 190 GW mdglich ist (vgl. Abb. 3-2),
wahrend unter unglnstigen Bedingungen ein Leistungs-
angebot von nur circa 39 GW verflighar ist. Diesem
Leistungspotenzial regenerativer Energiequellen steht bei
einer jahrlichen Nachfrage von circa 500 TWh eine nach-
gefragte Maximalleistung von 81 GW und eine minimale
Last von 35 GW gegeniber. Allerdings treffen die Zeiten
minimaler Last im Netz nicht unbedingt mit den Zeiten
minimaler Erzeugungspotenziale zusammen. Aus Ab-
bildung 3-2 ist ersichtlich, dass das Potenzial der regene-
rativen Elektrizititserzeugung, die Nachfrage (Lastkurve)
bei einer Jahresnachfrage von 500 TWh in der weit (iber-
wiegenden Zahl der Stunden des Jahres deutlich Uber-
steigt.

Potenzial der Elektrizitdtserzeugung
aus regenerativen Energiequellen in Deutschland in TWh/a
als Funktion der Kosten pro kWh

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-1; Datenquelle: DLR 2010
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Abbildung 3-2

Vergleich des stindlichen Erzeugungspotenzials regenerativer Energiequellen in
Deutschland mit der jahrlichen Lastkurve bei einer jaéhrlichen Nachfrage von 500 TWh/a
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-2; Datenquelle: DLR 2010
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Abbildung 3-3.a

Stundliches Erzeugungspotenzial regenerativer Energiequellen in Deutschland im Monat
Januar in MW

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-3.a; Datenquelle: DLR 2010

20



Abbildung 3-3.b

Stindliches Erzeugungspotenzial regenerativer Energiequellen
im Monat Juli in MW

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-3.b; Datenquelle: DLR 2010
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Betrachtet man die Schwankungen in der mdglichen
Elektrizitatsproduktion in hoherer Auflésung, so bestatigt
sich der Eindruck, dass Zeiten einer Unterdeckung der
Nachfrage relativ selten sind. Abbildung 3-3.a und b ver-
anschaulichen diese am Beispiel der Monate Januar und
Juli. Wiederum ist in diesen Abbildungen der Verlauf des
Lastgangs (500 TWh/a) dem stiindlichen Erzeugungs-
potenzial gegenubergestellt worden. Sowohl im Januar als
auch im Juli ist die kurzfristig auftretende Unterdeckung
relativ gering, wahrend die mogliche Uberproduktion sehr
viel groRer ist. Die detaillierte Betrachtung spiegelt letzt-
endlich das Faktum wieder, dass hier ein gesamtes jahr-
liches Erzeugungspotenzial von circa 840 TWh einem zu
erwartenden jahrlichen Verbrauch von 500 TWh gegen-
Ubergestellt wird. Im Fall einer jahrlichen Gesamtnach-
frage von 700 TWh (die bei relativ geringen Effizienz-
steigerungen und gleichzeitiger vollstandiger Umstellung
des PKW-Verkehrs auf elektrische Antriebe erwartet
werden kann) stellt sich die Situation schon deutlich
schlechter dar und bedarf bei einer nationalen Vollversor-
gung erheblicher Speichermdglichkeiten.

Genaue Vergleiche von Nachfrage und Erzeugungspoten-
zialen werden im Rahmen der Analyse der verschiedenen
Szenarien im Kapitel 3.2 auf der Basis von Stunden-
werten vorgenommen.

Inwieweit fuir eine Deckung der stiindlichen Elektrizitats-
nachfrage auch auf die relativ teuren Erzeugungspoten-
ziale wie Geothermie oder Biomasse zuriickgegriffen

Abbildung 3-4

werden muss, ist, wie die Szenarioanalyse in Kapitel 3.2
zeigt, sehr von der Hohe der Gesamtnachfrage, den
Speichermdglichkeiten und den Mdglichkeiten eines in-
ternationalen Elektrizitatsaustauschs abhangig.

3.12 Potenziale in der Region Europa-—
Norafrika
8 Das  regenerative  Elektrizitatserzeugungs-

potenzial fur die Region Europa-Nordafrika in der Ab-
grenzung des DLR-Modells REMix (vgl. Abb. 2-1) liegt
mit circa 105.000 TWh/a um mehr als Faktor 100 Uber
dem deutschen Erzeugungspotenzial. Bei Erzeugungs-
kosten von weniger als 5ct/kWh (Kosten des Jahres
2050) lassen sich bereits Uber 47.000 TWh/a erzeugen.
Die kostengunstigsten Potenziale liegen im Bereich der
Offshore-Windenergienutzung und Nutzung der Photo-
voltaik in Regionen mit hoher Sonneneinstrahlung, wie
Abbildung 3-4 zeigt.

Betrachtet man Europa und den nérdlichen Rand des afri-
kanischen Kontinents als ein mdgliches gemeinsames
Versorgungsgebiet, so zeigt sich, dass hier einer maxi-
malen Netzlast (Nachfrage) von circa 840 GW (Spitzen-
last im Gesamtgebiet bei einem Szenario, das einer deut-
schen Stromnachfrage von 500 TWh/a und einer deut-
schen Spitzenlast von gut 80 GW entspricht) ein Erzeu-
gungspotenzial von circa 39.800 GW gegentibersteht.

Potenzial der Elektrizitdtserzeugung aus regenerativen Energiequellen
in der Region Europa-Nordafrika als Funktion der Kosten pro kWh

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-4; Datenquelle: DLR 2010
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Selbst am Tag des geringsten Windenergieaufkommens
des Jahres steht mitten in der Nacht mit 1.609 GW noch
deutlich mehr Leistung als die Spitzenlast des Jahres zur
Verfiigung. Theoretisch wére in einem vollkommen ver-
netzten Versorgungssystem fur dieses Gebiet keine
Speicherung von Elektrizitat erforderlich. Ob dies eine
6konomisch sinnvolle Ldsung wére, l&sst sich bezweifeln.
Wie aber eine optimale Ressourcennutzung ausgestaltet
sein sollte, l&sst sich ohne genauere Berechungen, wie sie
in Kapitel 3.2 vorgestellt werden, nicht sagen. Wie sehr
das Stromerzeugungspotenzial regenerativer Energie-
quellen in dieser Region die Nachfrage Ubersteigt, zeigt
sich sehr anschaulich in Abbildung 3-5., hier ist bei einer
Skala, die bis maximal 50.000.000 MW reicht, das
gesamte Erzeugungspotenzial sichtbar, aber der Jahres-
lastgang (die Nachfrage) im Bereich zwischen 420.000
und 840.000 MW (ca. 1 bis 2 % des Potenzials) ist so ver-
schwindend gering, dass man ihn nicht mehr erkennen
kann.

Aus Abbildung 3-5 ist auBerdem unschwer zu erkennen,
dass das mit Abstand groRte Erzeugungspotenzial im
Bereich der Solarenergie (33.800 GW) liegt. Hierbei zeigt
eine genauere Auswertung der Rechungen des DLR, dass
konzentrierende Solarsysteme (CSP — concentrated solar
power) im Wesentlichen im Bereich Nordafrikas mit
maximal 20.000 GW uber das gréRte Einzelpotenzial ver-
fligen. Das zusatzliche Potenzial der Solarenergienutzung
mit photovoltaischen Systemen ist gut 13.800 GW groR.
Allerdings ist die Nutzung dieser sehr grolen Potenziale
ohne Speicher auf die Stunden des Tageslichts begrenzt.

An zweiter Stelle rangiert in der Gesamtregion das maxi-
male Potenzial der Windenergie mit circa 5.500 GW, dass
etwa zur Hélfte (2.700 GW) auf die Offshore-Wind-
energienutzung und zur anderen Halfte auf den Onshore-
bereich (ca. 2.800 GW) entfallt. Allerdings bietet die
Windenergie den Vorteil, dass auch zu Zeiten niedrigster
Windgeschwindigkeiten immer noch eine minimale
Leistung von circa 700 GW zur Verfligung steht.

An dritter Stelle der regenerativen Stromerzeugungs-
potenziale rangiert die Nutzung der Erdwéarme (Geo-
thermie). Im Gegensatz zu Solar- und Windenergie steht
diese Energiequelle kontinuierlich zur Verfugung, ist aber
mit vergleichsweise hohen Kosten verbunden. In der
Gesamtregion belduft sich das geothermische Potenzial
zur Stromerzeugung auf circa 275 GW.

An vierter Stelle der Einzelpotenziale rangiert in der
Region die Wasserkraft mit maximal 224 GW, die je nach

Jahreszeit bis auf 109 GW zuruckgehen kann. Hierbei
handelt es sich zum groRen Teil um die Méglichkeiten der
Wasserkraftnutzung mithilfe von Laufwasserkraftwerken.
Insgesamt kann von der Wasserkraft ein nicht unerheb-
licher Beitrag zur regenerativen Deckung der Gesamt-
nachfrage erwartet werden. Eine Sonderrolle kommt der
Wasserkraftnutzung im Bereich der kurz- und mittelfristi-
gen Speicherung mithilfe von Pumpspeicherkraftwerken
zu.

Einen vergleichsweise kleinen Beitrag kann die natur-
und umweltschutzgerechte Nutzung von Biogas und fester
Biomasse leisten, da die fir die Rechnungen des DLR an-
genommenen Potenziale sehr restriktiv in Bezug auf die
Maoglichkeit der Anpflanzung von Energiepflanzen sind
und damit ein grofRer Teil des Potenzials auf der Nutzung
landwirtschaftlicher und forstwirtschaftlicher Reststoffe
beruht. Das Biomassepotenzial betrdgt bei einer gleich-
mé&Rigen Nutzung Uber alle Stunden des Jahres circa
71 GW. Da zumindest feste Biomasse, wie zum Beispiel
Schwachholz aus der Forstwirtschaft hervorragend lager-
fahig ist und auch Biogas wie Erdgas in grolen Mengen
in ausgefdrderten Gasfeldern saisonal gespeichert werden
kann, wird diese regenerative Energieressource angesichts
der schwankenden Einspeisung von Wind- und Sonnen-
energie eher dann zur Stromerzeugung eingesetzt werden,
wenn die Einspeisung von Wind- und Sonnenenergie
besonders niedrig ist.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass eine Versor-
gung der Region Europa-Nordafrika mit regenerativen
Energiequellen auch nicht ansatzweise an die Grenzen der
Erzeugungspotenziale kommt, sondern nur circa 2 % die-
ser Potenziale ausreichen, um eine dauerhaft regenerative
Stromversorgung der Region zu gewahrleisten.

Selbst wenn eine rein nationale regenerative Stromversor-
gung in Deutschland im Bereich einer nicht zu erwarten-
den Gesamtnachfrage von Uber 800 TWh/a an seine,
durch die Annahmen des DLR recht restriktiv gesetzten
Grenzen stoflen konnte, so kann die sich bereits heute
abzeichnende Integration in einen internationalen regene-
rativen Stromversorgungsverbund jede denkbare zukiinf-
tige Stromnachfrage in Deutschland befriedigen. Ob es
hierzu eines Ruckgriffs auf die solaren Erzeugungs-
potenziale Nordafrikas bedarf, erscheint aufgrund des
extrem groflen gesamten regenerativen Erzeugungs-
potenzials unwahrscheinlich, auch wenn die Einbeziehung
der Erzeugungspotenziale Nordafrikas die durchschnitt-
lichen Stromerzeugungskosten weiter senken durfte.
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Abbildung 3-5

Stindliches Erzeugungspotenzial regenerativer Energiequellen
in der Region Europa-Nordafrika

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-5; Datenquelle: DLR 2010
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3.2 Drei Szenariofamilien
fUr eine regenerative
Vollversorgung

9. Wie die Analyse der Potenziale zur Erzeugung
von Strom aus regenerativen Energiequellen in Kapi-
tel 3.1 deutlich gezeigt hat, ist eine regenerative Vollver-
sorgung Deutschlands mit Elektrizitat auch dann méglich,
wenn ausschlieBlich auf die nationalen Erzeugungspoten-
ziale regenerativer Energiequellen zuriickgegriffen wird.
Allerdings zeichnet sich ab, dass eine solche rein natio-
nale Vollversorgung relativ teuer wére und in erhebli-
chem Malie auf die Nutzung verschiedener Speicher zu-
riickgreifen misste, um die zeitlich stark variierenden Er-
zeugungsmoglichkeiten so auszugleichen, dass zu jeder
Stunde des Jahres die Bruttostromnachfrage aus deut-
schen Energiequellen gedeckt werden kann. Es hat sich
auch gezeigt, dass eine gemeinsame Versorgung der Re-
gion Europa-Nordafrika lediglich auf 2 % des nutzbaren
Erzeugungspotenzials zurilickgreifen muss und nicht im
Entferntesten an die Grenzen der nutzbaren regenerativen
Stromerzeugungspotenziale der Region kommt. Wie aber
bereits problematisiert, bedeutet eine Nutzung des Poten-
zials der gesamten Region die Einbeziehung auch heute
zum Teil politisch instabiler Lander in Nordafrika und
Osteuropa. Ein einfacher Weg, der die Resourcen-
beschrankung der rein nationalen Versorgung und die Ri-
siken und Schwierigkeiten eines groRen europdisch-nord-
afrikanischen Verbundes vermeidet, scheint eine trilate-
rale Kooperation mit den Nachbarlandern Dénemark und
Norwegen darzustellen, die Uber erhebliche zusétzliche
kostengtinstige regenerative Erzeugungspotenziale im Be-
reich der Windenergie und im Fall von Norwegen uber
die besten Speichermdglichkeiten in Europa verfligen.
Der SRU sieht es daher als sachlich angemessen an, mit-
hilfe von drei verschiedenen Szenariofamilien die mogli-
chen Optionen einer regenerativen elektrischen Vollver-
sorgung zu beleuchten. Wie in Kapitel 2.3 erldutert, wur-
den daher folgende Szenariofamilien untersucht:

— eine regenerative elektrische Vollversorgung aus-
schlieBlich aus deutschen Potenzialen (DE) (Szenario
l.aund 1.b)

— eine regenerative elektrische Vollversorgung des Staa-
tenverbundes Deutschland—Danemark—Norwegen
(DE-DK-NO) (Szenario 2.1.a, 2.1.b, 2.2.a und 2.2.b)
und

— eine regenerative elektrische Vollversorgung im Rah-
men eines Verbundes der Region Europa—Nordafrika
in der Abgrenzung des DLR (DE-EUNA) (Szenario
3.aund 3.b)

Die Spezifikationen der einzelnen Unterszenarien kénnen
Tabelle 2-1 in Kapitel 2.3 entnommen werden. Besondere
Bedeutung kommt nach Einschatzung des SRU dem Ver-
bund mit Norwegen und Dénemark zu, da dieser gegen-
Uber einer vollstandigen Autarkie (vgl. Szenarien 1.a und
1.b) deutliche Kostenreduktionen durch die Vermeidung
von Uberkapazititen erlaubt und gleichzeitig mit relativ

begrenztem technischen und politischen Aufwand reali-
sierbar sein durfte. Zudem koénnte ein solcher Verbund
den Ausgangspunkt fur schrittweise Erweiterungen um
weitere Partner bilden, ohne dass als Voraussetzung fir
die Realisierung einer Zusammenarbeit eine Uberein-
stimmung zwischen einer Vielzahl von Lé&ndern erzielt
werden musste. Bei den im Folgenden dargestellten Sze-
narien handelt es sich um technisch-6konomische Be-
trachtungen, ungeachtet rechtlicher Betrachtungen. Eine
rechtliche Prifung findet im Rahmen des Sondergutach-
tens statt.

321 Die theoretische Variante: eine rein
deutsche regenerative elektrische
Vollversorgung

10. Auch wenn es als sehr unwahrscheinlich angese-

hen werden kann, dass Deutschland eine regenerative
elektrische Vollversorgung ohne jeden Elektrizitatsaus-
tausch mit Nachbarlandern realisieren wird, stellt dieser
Fall doch die hochsten Anforderungen an eine rein auf
regenerativen Energiequellen basierende Elektrizitatsver-
sorgung. Damit ist es der anspruchsvollste Test, welchem
man die Hypothese des SRU unterziehen kann, dass eine
vollstandig auf regenerativen Energiequellen basierende
Stromversorgung Deutschlands im Jahr 2050 mdéglich ist.
Wenn gezeigt werden kann, dass eine solche Versorgung
mit den nachhaltig nutzbaren Potenzialen regenerativer
Energietrdger in Deutschland mdglich ist, so ist jedes
weitere Szenario, das Nachbarlander auf der Basis der
gleichen Restriktionen einbezieht, in der Regel einfacher
zu realisieren, da mit einer VergréfRerung des betrachteten
Gebietes erganzende Erzeugungs- und Speicherpotenziale
hinzukommen, wie dies die Betrachtungen zum Potenzial
der Gesamtregion Europa und Nordafrika in Ab-
schnitt 3.1.2 gezeigt haben. Da ein Szenario, das
Deutschland als ,.elektrische Insel“ betrachtet jedoch ei-
nen theoretischen, in der Praxis extrem unwahrschein-
lichen Fall darstellt, bei dem zudem die rechtliche Dimen-
sion nicht untersucht worden ist, werden die Ergebnisse
der Berechnungen zu den Szenarien l.a (DE 100 % SV-
500) und 1.b (DE 100 % SV-700) im Folgenden nur kurz
dargestellt. Da viele der getroffenen Annahmen fir alle
Szenarien gelten, werden diese im Folgenden am Beispiel
der Szenarien 1.a und 1.b erléutert.

Das Basisszenario der regenerativen elektrischen Vollver-
sorgung Deutschlands geht von einer Referenznachfrage
von gut 500 TWh/a im Jahr 2050 aus (genau 509 TWh).
Aufgrund von eigenen Berechnungen des DLR zu ande-
ren Zielszenarien fiir das Jahr 2050 wurde von einer zu
befriedigenden  Elektrizitatsnachfrage  von  genau
509 TWh/a im Jahr 2050 ausgegangen, um den erforder-
lichen gleichzeitig entstehenden Rechenaufwand zu mi-
nimieren. Die Elektrizitatsnachfrage wird fiir alle Szena-
riorechnungen anhand eines typischen (historischen) Jah-
reslastgangs in ihrer stiindlichen Entwicklung abgebildet.
Mithilfe des REMix-Modells des DLR wird unter Einbe-
ziehung von Speichermdglichkeiten und unter Zugrunde-
legung der in Kapitel 2 erlauterten Kostenannahmen ein
optimaler regenerativer Elektrizitatsmix zur Befriedigung
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der stiindlichen Nachfrage berechnet. Fur die Speicher-
moglichkeiten wird auf der Basis von EHLERS (2005),
der die Verfugbarkeit entsprechender Salzformationen fiir
die Anlage von Speicherkavernen untersucht hat, ange-
nommen, dass in Deutschland Luftdruckspeichervolumina
entsprechend einem elektrischen Speichervolumen von
maximal 3,5 TWh bereitgestellt werden konnten. Diese
Annahme bedarf der weiteren Erhartung durch zusatzliche
Untersuchungen.

Deutsche Pumpspeicherkraftwerke werden in die Spei-
cherung fluktuierender Einspeisungen nur in geringem
Umfang (ca. 1 GW) einbezogen, da unterstellt wird,
dass der grofte Teile der vorhandenen deutschen Ka-
pazitdten von circa 7 GW fir den Bereich der Netz-
dienstleistungen (wie Minutenreserve und Frequenz-
haltung) genutzt wird. Diese Annahme muss vor dem
Hintergrund der bereits heute gelibten Praxis, Pump-
speicher auch zur Spitzenlastbereitstellung zu nutzen,
als sehr konservativ qualifiziert werden.

Wie Abbildung 3-6 zeigt, kann mit dem in Deutschland
nutzbaren regenerativen  Elektrizitétserzeugungspotenzial
unter Zuhilfenahme von Druckluftspeichern zu jeder Stunde
des Jahres die Stromnachfrage gedeckt werden, ohne auch
nur eine Kilowattstunde Elektrizitdt zu importieren. Um
diese Stromversorgung sicherzustellen, werden von 33 GW
installierter Onshore-Windenergieleistung circa 76 TWh/a
Elektrizitdt erzeugt, von 73 GW installierter Offshore-
Windenergieleistung circa 317 TWh/a bereitgestellt und von
86 GW installierter Leistung von Photovoltaikanlagen circa
88 TWh/a Elektrizitat beigesteuert. Einen dhnlich grofien
Beitrag leistet die Biomasse mit 71 TWh/a aus einer
installierten Kapazitat von 33 GW. In diesem Szenario wird
unter der sehr theoretischen Bedingung einer elektrischen
Autarkie Deutschlands das gesamte Biomassepotenzial fur
die Stromerzeugung genutzt. Die feste Biomasse kommt
hierbei mit groRer Kapazitit aber geringen Betriebsstunden
(ca. 1.660 Volllaststundenéquivalente pro Jahr) im Bereich
der Spitzenlast zum Einsatz, wie auch Abbildung 3-6
anschaulich zeigt. Dies ist auf die gute Speicherbarkeit der
Biomasse und die beschrankte Verfugbarkeit anderer
Speicher zuriickzufilhren. Die Wasserkraft, die gegenuber
heute praktisch nicht weiter ausgebaut wird, steuert knapp
25 TWhfa aus circa 4,5 GW installierter Leistung bei. Eine
Ubersicht  ilber die Ergebnisse des Szenarios 1.a
(509 TWh/a) und des Szenarios 1.b (700 TWh/a) gibt Ta-
belle 3-1.

Insgesamt werden fir eine Stromnachfrage von 509 TWh/a
insgesamt 580 TWh/a in Deutschland produziert. Hiervon
werden  circa 51 TWh/a in  Druckluftspeichern
eingespeichert. Nach Speicher- und Umwandlungsverlusten
werden davon der Nachfrage zeitversetzt 34 TWh/a wieder
zur Verfiigung gestellt. Pumpspeicher werden dazu
eingesetzt, insgesamt circa 1,2 TWh/a einzuspeichern und
circa 1 TWh/a im Laufe des Jahres wieder auszuspeichern.
Insgesamt kommt es zu einer nicht genutzten
Uberproduktion von gut 53 TWh/a, die in der Regel im
Bereich der Windenergie abgeregelt werden kann. Einer
Spitzenlast von circa 81 GW in der Stunde der hdchsten
Nachfrage steht eine installierte Gesamtleistung von
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230 GW primérer Erzeugungsleistung und eine zusétzliche
sekundére Erzeugungsleistung der Speicherkraftwerke von
32 GW gegeniber. Fur die gesamte Elektrizitatsversorgung
entstehen einschliellich aller annuitdtisch gerechneten
Kapitalkosten Kosten von 45,9 Mrd. €/a in Preisen von 2009.
Dies entspricht durchschnittlichen Erzeugungskosten von
0,090 €kWh oder 90€/MWh. Tabelle3-1 zeigt alle
Informationen zu den eingesetzten Leistungen, produzierten
Elektrizitdtsmengen, jahrlichen Kosten und den spezifischen
Kosten im Szenario 1.a (und 1.b) im Uberblick.

Erhéht man die angenommene Bruttostromnachfrage auf
700 TWh/a und skaliert die Lastkurve um diese Erhéhung
in ihren stundlichen Werten nach oben, so erhdlt man die
anspruchsvollste Szenariovariante, die im Zusammenhang
dieser Stellungnahme untersucht wurde (Szenario 1.b).
Mit einer derartig hohen Elektrizitatsnachfrage ist im Jahr
2050 nur zu rechnen, wenn die sich bisher abzeichnenden
Einsparbemiihungen nur geringe Erfolge zeigen und wenn
gleichzeitig der gesamte motorisierte Individualverkehr
(PKW) auf elektrische Antriebe umgestellt wird (vgl.
WIETSCHEL und DALLINGER 2008) und diese An-
triebsenergie auch (ber regenerativ erzeugten Strom aus
Deutschland bereitgestellt werden muss.

Die in Abbildung 3-1 in Abschnitt 3.1.1 wiedergegebene
Potenzialkostenkurve der regenerativen Energiequellen in
Deutschland I&sst vermuten, dass bei Nachfragen im Be-
reich von 700 TWh/a auch deutlich teurere Optionen wie
die elektrische Nutzung der Geothermie zum Einsatz
kommen. Abbildung 3-7 bestétigt diesen Zusammenhang
auch in der stindlichen Optimierung. Geothermie wird
fast (iber das ganze Jahr mit hoher Leistung zur Stromer-
zeugung herangezogen und erzeugt aus einer installierten
Leistung von 18,3 GW eine elektrische Arbeit von
147,1 TWh/a. Mit durchschnittlichen Kosten von
202 €/MWh liegt diese Stromerzeugung allerdings weit
Uber den durchschnittlichen Erzeugungskosten des
509 TWh/a-Szenarios. Insgesamt wird die Erzeugungs-
leistung gegeniiber dem Basisszenario 1.a (509 TWh/a)
von 230 auf 283 GW gesteigert, um die deutlich hohere
Nachfrage mit einer Spitzenlast von gut 112 GW decken
zu konnen. Diese Steigerung umfasst neben der neuen
geothermischen Leistung eine Erhohung der Erzeu-
gungsleistung der Photovoltaik von circa 86 GW auf circa
110 GW, eine Ausweitung der Windenergiekapazitaten
im Onshore-Bereich von circa 33 auf circa 39 GW und
eine Erhéhung der Biomasseleistung von circa 33 auf
circa 38 GW. Die Erhéhung der Biomasseleistung fiihrt
aufgrund der bereits im Szenario 1.a erreichten Kapazi-
tatsgrenze von 71 TWh/a nicht zu einer Erhéhung der
Produktion. Sie dient ausschlieBlich der Abdeckung hohe-
rer Lastspitzen durch den Einsatz fester Biomasse. Die
Nutzungsstunden reduzieren sich von 1.660 Volllaststun-
dendquivalenten in Szenario 1.a auf circa 1.450 h/a. Auch
die Kapazitdten im Bereich der Luftdruckspeicher
(CAES) werden von 32 auf 37 GW erhoht. Abbildung 3-7
zeigt sehr deutlich, wie die geothermische Elektrizitéts-
erzeugung als neuer Sockel die Erzeugungsleistung ge-
genuber dem Szenario 1.a (509 TWh/a) erhéht. Trotz der
deutlich gesteigerten Erzeugungskapazititen reduziert



sich die Uberproduktion von 53 TWh/a im Szenario 1.a | auf 45 TWh/aim Szenario 1.b.
Abbildung 3-6
Szenario l.a: Selbstversorgung, 509 TWh/a
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Tabelle 3-1
Szenario 1.a und 1.b: Uberblick tber die eingesetzten Kapazitdten, erzeugten
Elektrizitdtsmengen, jahrlichen und spezifischen Kosten

Genutzte Produktion Kosten

Leistung

GW max TWh/a Mio. €/a ct/kwh
Genutzte
Energiequelle/-technologie fur la 1b la 1b la 1b la 1b
Szenario
Photovoltaik 85,9 109,6 87,9 112,2 7.798 9.957 8,9 8,9
Solarthermische Stromerzeugung
Windenergie — Onshore 331 39,5 76,0 90,6 3.578 4.267 47 47
Windenergie — Offshore 73,2 73,2 316,9 316,9 13.056 13.057 41 4,1
Geothermie
Geothermie mit KWK 0,0 18,3 0,0 147,1 0 29.696 0,0 20,2
Feste Biomasse 26,8 30,8 44,5 44,5 11.664 12.734 26,2 28,6
Feste Biomasse mit KWK 0,0 0,0
Biogas 0,0 0,0
Biogas mit KWK 6,6 6,7 26,6 26,6 4.687 4.745 17,6 17,8
Laufwasserkraftwerke 41 4,1 25,3 25,3 1.337 1.337 53 53
Speicherwasserkraftwerke 04 0,4 2,3 2,3 119 119 53 53
Summen/Durchschnitt (brutto) 230 283 579,5 766 42.239 75.911 7,3 9,9
Import von Elektrizitét 0 0 0,0 0 0
Export von Elektrizitat 0 0 0,0 0 0
Speicherung von Elektrizitat
Pumpspeicher — Speicherung 0,5 0,6 1,2 1,4
Pumpspeicher — Erzeugung 0,5 0,6 1,0 1,1 68 85 7,1 7,7
Druckluftspeicher — Speicherung 32 37 50,5 60,3
Druckluftspeicher — Erzeugung 32 37 33,5 39,7 3.654 4660 109 11,7
Wasserstoff — Speicherung 0 0,0 0,0 0,0
Wasserstoff —
Elektrizitatserzeugung 0 0,0 0,0 0,0
Speicherverluste 17,2 21
Gesamtnachfrage/-kosten 81 112 509,0 700 |  45.960 80.656 9,0 115
Uberkapazitét/-produktion 181 209 53,3 45

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Tab. 3-1; Datenquelle: DLR 2010

Insgesamt erhdhen sich die jahrlichen Gesamtkosten von | Kosten pro kWh steigen durch die notwendige Einbezie-
gut 46 Mrd. Euro auf knapp 81 Mrd. Euro, wobei der | hung sehr teurer Erzeugungsoptionen von 0,09 auf
groite Teil der Kostensteigerung auf die geothermische | 0,115 €/kWh.

Elektrizitatserzeugung mit fast 30 Mrd. Euro entféllt. Die
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Abbildung 3-7

Szenario 1.b: Selbstversorgung, 700 TWh/a
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3.2.2 Eine regenerative Vollversorgung im
Verbund mit Norwegen und
Déanemark

3221 Nationale Vollversorgung

mit ausgeglichener Export-,
Importbilanz

11. Vor dem Hintergrund der bereits heute erreichten
internationalen Verflechtung und Zusammenarbeit in der
europdischen Elektrizititserzeugung erscheinen Szena-
rien, die eine regenerative Vollversorgung ausschliellich
auf der Basis einer deutschen Stromversorgung sicher-
stellen, weit Uber das notwendige Ziel einer politisch
stabilen Versorgung hinauszugehen. Die Szenarien 1.a
und 1.b sind daher eher als Beleg dafiir anzusehen, dass
selbst extrem anspruchsvolle Versorgungsziele durch eine
rein regenerative Stromerzeugung sichergestellt werden
kénnen. In der Praxis erscheint es eher wahrscheinlich,
dass Deutschland mit seinen Nachbarstaaten kooperiert.
Ein einfaches Modell flir eine solche Kooperation ist ein
Verbund mit den Staaten Danemark und Norwegen (oder
Schweden), die selbst bei den groBten Skeptikern kaum
auf das Misstrauen stoRen dirfte, dass eine solche
Zusammenarbeit und gegenseitige Abhdangigkeit ein
nennenswertes Versorgungsrisiko beinhalten konnte. In
den Szenarien der Szenariofamilie 2 wird daher als erste
Stufe der Lockerung der regionalen Restriktionen der
Szenariofamilie 1 eine regenerative Vollversorgung fir
den Verbund Deutschland-Danemark—Norwegen analy-
siert. Hierbei wird im Fall der Szenarien 2.1a und 2.1.b
angenommen, dass jedes der drei Lander 100 % seiner
Elektrizitdt im Laufe des Jahres selbst produziert, aller-
dings ist es erlaubt, bis zu 15 % der gesamten Erzeugung
auszutauschen, sodass nicht jedes Land in jeder Stunde
100 % seiner Elektrizitat erzeugen muss. Dieser Fall wird
wieder fir Gesamtnachfragen wvon 509 TWh/a in
Deutschland (Szenario 2.1.a) und fiir 700 TWh/a (Szena-
rio 2.1.b) untersucht. Diese deutschen Elektrizitatsnach-
fragen entsprechen einer Summe von circa 650 TWh/a
(Szenario 2.1.a) bzw. circa 895 TWh/a (Szenario 2.1.b)
der Nachfragen aller drei Lander. Eine systematische
Ubersicht aller untersuchten Szenarien findet sich in
Tabelle 2-1 in Kapitel 2.3.

Im Szenario 2.1.a (509 TWh/a in Deutschland) reduzieren
sich die Erzeugungskosten gegenuber der rein deutschen
Versorgung von 0,09 auf 0,07 €/kwWh, da der Austausch
von Elektrizitdt und speziell die Nutzung der norwegi-
schen Pumpspeichermdglichkeiten eine Reduktion der
Erzeugungsleistung von 230 auf 163 GW in Deutschland
erlaubt. Durch die Kooperation gelingt es, die tiberschis-
sige Produktion von 53 TWh/a auf circa 0,8 TWh/a zu
senken. Auch die Kapazitdt der deutschen Druckluft-
speicher lasst sich von 32 auf 18 GW reduzieren. Bemer-
kenswert ist, dass auf der einen Seite die teuren Erzeu-
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gungstechnologien deutlich in ihrer installierten Leistung
reduziert werden (Biomasse minus 27 GW, Photovoltaik
minus 47 GW), aber gleichzeitig die Kapazitit der Wind-
energieerzeugung im Onshore-Bereich in Deutschland auf
ihr vom Modell angenommenes maximales Potenzial von
39,5 GW (plus 6,4 GW) ausgebaut wird. Hintergrund fir
diese Kapazitatserhdhung ist die kostenguinstige Maglich-
keit der Pumpspeicherung in Norwegen im Rahmen des
Ausgleichs innerhalb des Verbundes der drei Staaten.
Allerdings verringert sich die Nutzung der in Deutschland
installierten Druckluftspeicher gegeniiber dem vergleich-
baren Szenario 1.a, sodass sich die spezifischen Speicher-
kosten von 0,109 auf 0,276 €/kwWh erhéhen. Auch hier
macht sich die Konkurrenz der glinstigeren Pump-
speichermdglichkeiten in Norwegen bemerkbar, die zu
dieser schlechteren Speicherauslastung in Deutschland
fuhrt. Auch die Biomasse kann aus ihrer Funktion als
Speicher, die sie mit ihrem Einsatz in den Autarkie-
szenarien 1.a und 1.b hatte, abgezogen werden. Sobald die
Anbindung der norwegischen Speicher erfolgt, wird auch
die feste Biomasse nur noch in der Kraft-Warme-Kopp-
lung eingesetzt und die Betriebsstunden der Anlagen er-
hohen sich auf 6.840 Volllaststundenédquivalente im Jahr.

Tabelle 3-2 zeigt die Ergebnisse zu den Szenarios 2.1.a
und b im Uberblick. Es ist anzumerken, dass die auftre-
tenden Verluste beim internationalen Transport und der
Speicherung von Elektrizitat auBerhalb Deutschlands fir
den Reimport so berechnet sind, dass diese Verluste
auBerhalb Deutschlands durch zusétzliche Erzeugung
ausgeglichen werden. Die angesetzten Kosten fiir den
Reimport beinhalten die Kosten fur den internationalen
Transport in beide Richtungen, die Kosten fiir eine Spei-
cherung (Pumpspeicher in Norwegen) und die Kosten flr
eine Erzeugung der Ausgleichsenergie fiir die Verluste
(Windenergie in Norwegen).

Abbildung 3-8 zeigt die Erzeugung in der gesamten
Region DE-DK-NO im Zieljahr 2050. Hierbei fallen un-
mittelbar der hohe Anteil der Elektrizitatserzeugung aus
Pumpspeicherkraftwerken und die héufige hohe
Speicherleistung im Bereich der Pumpspeicherkraftwerke
auf, die praktisch ausschlieBlich norwegische Kapazititen
darstellen. Die primére Elektrizitatserzeugung wird klar
von der Windenergie dominiert.

In Deutschland wird in diesem Szenario, wie Abbil-
dung 3-9 am Beispiel des Monats Mérz zeigt, in erhebli-
chem Umfang kurzfristig Strom ex- und importiert. Die
hohen Windeenergieleistungen fuhren zu héheren Erzeu-
gungsspitzen als im Szenario 1.a. Daflr schrumpfen die
Beitrage von Biomasse und Photovoltaik deutlich. Es
lasst sich sehr deutlich sehen, wie zu Zeiten erhéhter Pro-
duktion Elektrizitat exportiert und kurze Zeit spéter be-
reits wieder importiert wird, sobald die Erzeugung aus
Windenergie deutlich nachlasst. Im Vergleich zum Szena-
rio 1.a werden die deutschen Druckluftspeicher nur noch
relativ selten in Anspruch genommen.



Tabelle 3-2
Szenario 2.1.a und 2.1.b: Uberblick tiber die eingesetzten Kapazitdten, erzeugten
Elektrizitdtsmengen, jahrlichen und spezifischen Kosten

Genutzte Produktion Kosten

Leistung

GW max TWh/a Mio. €/a ct/kWh
Genutzte Energiequelle/- | 4 o | 59 h | 214 | 20b | 20a | 21b | 21a | 2.1b
technologie flr Szenario
Photovoltaik 40,9 109,6 41,9 112,2 3.714 9.957 8,9 8,9
Solarthermische
Stromerzeugung
Windenergie — Onshore 39,5 39,5 90,6 90,6| 4.267| 4.267 4,7 4,7
Windenergie — Offshore 73,2 732| 3169| 3169| 13.057| 13.057 4,1 4,1
Geothermie
Geothermie mit KWK 144 119,8 23.314 19,5
Feste Biomasse
Feste Biomasse mit KWK 25 3,0 17,1 17,1 1.983| 2.249 11,6 13,2
Biogas
Biogas mit KWK 2,4 2,9 17,1 17,1 1.495 1.741 8,7 10,2
Laufwasserkraftwerke 41 41 25,3 253| 1.337| 1.337 53 53
Speicherwasserkraftwerke 0,3 0,3 2,3 2,3 92 92 4,0 4,0
Summen/Durchschnitt
(brutto) 162,9 247,0 511,2 701,3| 25.944| 56.013 51 8,0
Export von Elektrizitat zur
Speicherung 122,8| 1031
Verluste durch Transport
und Speicher bei Reimport 46,4 48,2
Reimport von Elektrizitét 0,0 0,0 76,4| 103,1| 8.406| 11.304 11,0 11,0
Speicherung von Elektrizitét
Pumpspeicher — Speicherung 1,2 1,2 1,0 0,8
Pumpspeicher — Erzeugung 1,2 1,2 0,8 0,6 171 170 21,4 28,3
Druckluftspeicher —
Speicherung 18,1 23,5 5,7 4,0
Druckluftspeicher —
Erzeugung 18,1 23,5 4,3 3,0 1189 1466 27,6 48,9
Wasserstoff — Speicherung 0,0 0,0 0,0 0,0
Wasserstoff —
Elektrizitdtserzeugung 0,0 0,0 0,0 0,0
Speicherverluste 1,6 1,2
Gesamtnachfrage/-kosten 810| 1114| 5094| 700,1| 35709| 68953 7,0 9,8
Uberkapazitét/-produktion 101,2| 1603 08 2,7

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Tab. 3-2; Datenquelle: DLR 2010
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Abbildung 3-8

Szenario 2.1.a: Verbund DE-DK-NO (nur Austausch),

Nachfrage DE 509 TWh/a, Gesamtverbund
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Abbildung 3-9

Szenario 2.1.a: Deutschland im Verbund DE-DK-NO
(nur Austausch), 509 TWh/a, Erzeugung, Export und Import
im Monat Mérz
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Abbildung 3-10

Szenario 2.1.b: Verbund DE-DK-NO (nhur Austausch),

Nachfrage DE 700 TWh/a, Gesamtverbund
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Im Szenario 2.1.b wird die Situation fiir die in Deutsch-
land analog zum Szenario 1.b auf 700 TWh/a erhohte
Elektrizitatsnachfrage untersucht. Wiederum ist lediglich
ein Austausch von bis zu 15 % der nachgefragten Elektri-
zitat zwischen den drei Landern zul&ssig. Per Saldo miis-
sen Uber das Jahr 100 % der nachgefragten Elektrizitat im
eigenen Land produziert werden. Die Erhéhung der Nach-
frage in Deutschland auf 700 TWh/a ist gleichbedeutend
mit einer Erh6hung der Gesamtnachfrage der drei L&nder
auf circa 895 TWh/a. Gegenuber dem Szenario 2.1.a fuhrt
diese Nachfrageerhohung zu einem Anstieg der durch-
schnittlichen  Elektrizitatskosten von 0,07  auf
0,098 €/kWh. Gegenlber Szenario 1.b, der rein deutschen
Versorgung mit einer Stromnachfrage von 700 TWh/a,
sinken die Kosten allerdings um circa 0,017 €/kWh. Die
Kostensteigerung im Vergleich zum Szenario 2.1.a
(509 TWh/a) ist im Wesentlichen darauf zuriickzufiihren,
dass fur die Erzeugung der grolReren Elektrizitdtsmengen
zusdtzlich die geothermischen Erzeugungspotenziale in
Deutschland mit circa 14,4 GW einbezogen und die
Erzeugungskapazitaten der Photovoltaik von 41 auf
110 GW erhoht werden missen. Auch missen die deut-
schen  Druckluftspeicherkapazitaiten wvon 18,1 auf
23,5 GW erhoht werden, obwohl dies eine noch schlech-
tere Auslastung der Druckluftspeicher im Jahresverlauf
bedeutet. Die Angaben (ber die genutzten Leistungen,
erzeugten Elektrizitdtsmengen sowie die gesamten und
spezifischen Kosten konnen Tabelle 3-2 entnommen
werden. Die Erhéhung des Anteils der geothermischen
Elektrizitatserzeugung kann man in Abbildung 3-10 sehr
deutlich als orange-roten Sockel der Erzeugung erkennen.

3.2.2.2 Nationale Versorgung

mit einem zul&ssigen
Nettoimport von 15 %

12. In den Szenarien 2.2.a und 2.2.b wird fir die
Landergruppe DE-DK-NO die Restriktion aufgegeben,
dass 100 % der elektrischen Jahresarbeit im eigenen Land
produziert werden missen. In diesen Szenarien ist es zu-
lassig, dass 15 % der elektrischen Jahresarbeit aus den
beiden Partnerlandern importiert werden dirfen. Im Sze-
nario 2.2.a wird dabei wiederum eine Nachfrage von
509 TWh/a in Deutschland (entsprechend 650 TWh/a im
Verbund) untersucht, wéhrend im Szenario 2.2.b eine
Nachfragen von 700 TWh/a in Deutschland (entsprechend
895 TWh/a im Verbund) die Basis der Berechnungen dar-
stellt.

Tabelle 3-3 zeigt fir das Szenario 2.2.a, dass die Kosten
gegeniiber dem Szenario 2.1.a (kein Nettoimport, aber
Austausch) nur geringfiigig von 0,07 auf 0,065 €/kWh
sinken, obwohl die in Deutschland installierte Erzeu-
gungskapazitdt von 163 auf 107 GW gesenkt werden
kann. Hierbei entféllt vor allem die photovoltaische Er-
zeugungskapazitdt vollstandig (- 41 GW) und die im
Onshore-Bereich installierte Windenergiekapazitat wird
auf 25 GW (- 15 GW) reduziert. Da aber der importierte
regenerative Strom einschlief3lich aller Aufwendungen fir
Zwischenspeicherungen mit 0,148 €/kWh relativ teuer ist,
verringern die in Deutschland vermiedenen Investitions-
kosten die Gesamtkosten kaum.

In Abbildung 3-11, die den Jahresverlauf der Gesamt-
erzeugung im Dreildnderverbund zeigt, kann man bei ei-
nem Vergleich mit Abbildung 3-8 (Szenario 2.1.a) erken-
nen, dass keine Solarenergie mehr zur Deckung der Nach-
frage herangezogen wird. Der vergleichsweise teure Ein-
satz der Photovoltaik wird durch zusétzliche Windenergie
und Speicherung ersetzt.

Wird unter den gleichen Randbedingungen (15 % Import
aus den beiden anderen Landern im Verbund) die zu be-
friedigende Nachfrage auf 700 TWh/a erhoht, so erhalt
man die Randbedingungen des Szenarios 2.2.b. Wie
Tabelle 3-3 zeigt, mussen fir die Bereitstellung von 85 %
dieser elektrischen Arbeit (595 TWh/a) in Deutschland
die Erzeugungskapazitaten mit 234 GW gegenliber dem
Szenario 2.2.a (107 GW) mehr als verdoppelt werden,
obwohl sich die in Deutschland zu erzeugende elektrische
Arbeit von 435 TWh/a nur um 161 TWh/a auf 596 TWh/a
erhéht. Die Erhéhung der Leistung erfolgt durch den
Ausbau der Photovoltaik auf 110 GW (+ 110 GW), die
Erhéhung der Kapazitdt der Onshore-Windenergie auf
39,5 GW (+ 15 GW) und die Nutzung von 1,8 GW Geo-
thermie. Insgesamt steigen die Kosten von 0,065 €/kWh
im Szenario 2.2.a auf 0,072 €/kWh.

Im Vergleich zum Szenario 2.1.b, das keinen Import, son-
dern nur den Austausch von Elektrizitat zuldsst, sinken
die Kosten allerdings deutlich von 0,098 auf
0,072 €/kwh. Diese Kostenreduktion ergibt sich vor al-
lem aus der deutlich geringeren Kapazitat der geother-
mischen Elektrizitatserzeugung (- 12,6 GW), die im Sze-
nario 2.2.b durch Importe ersetzt werden kann. Ein Ver-
gleich der Abbildungen 3-12 (Szenario 2.2.b) mit Abbil-
dung 3-10 (Szenario 2.1.b) zeigt deutlich den stark ge-
schrumpften Sockel der geothermischen Erzeugung.
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Tabelle 3-3

Szenario 2.2.a und 2.2.b: Uberblick tiber die eingesetzten Kapazitdten, erzeugten
Elektrizitdtsmengen, jahrlichen und spezifischen Kosten

Genutzte Leistung Produktion Kosten
GW max TWh/a Mio. €/a ct/kWh

giﬂﬁgzlgzs}i:glsﬁﬂl% - 22a | 22b | 22a | 22b | 22a | 22b | 22a | 22b
Photovoltaik 109,6 112,2 9.957 8,9
Solarthermische Stromerzeugung
Windenergie — Onshore 24,6 39,5 56,5 90,6 2.663 4.267 4,7 4,7
Windenergie — Offshore 73,2 73,2 316,9 316,9 13.057 13.057 41 4,1
Geothermie
Geothermie mit KWK 1,8 14,6 2.842 19,5
Feste Biomasse
Feste Biomasse mit KWK 2,5 2,6 17,1 17,1 1.960 2.035 11,5 11,9
Biogas
Biogas mit KWK 2,3 2,5 17,1 17,1 1471 1.545 8,6 9,0
Laufwasserkraftwerke 41 41 25,3 25,3 1.337 1.337 53 53
Speicherwasserkraftwerke 0,3 0,3 2,3 2,3 89 89 39 39
Summen/Durchschnitt (brutto) 107,0 233,6 435,2 596,1 20.576 35.128 4,7 59
Nettoimport von Elektrizitét 76,4 105,0 11.298 14.091 14,8 13,4
Speicherung von Elektrizitét
Pumpspeicher — Speicherung 0,5 0,9 11 0,4
Pumpspeicher — Erzeugung 0,5 0,9 0,9 0,3 76 125 8,4 41,7
Druckluftspeicher — Speicherung 18,7 23,1 7,0 35
Druckluftspeicher — Erzeugung 18,7 23,1 5,2 2,6 1.228 1.352 23,6 52,0
Wasserstoff — Speicherung
Wasserstoff -
Elektrizitatserzeugung
Speicherverluste 0,0 2,0 1,0
Gesamtnachfrage/-kosten 81,0 111,4 509,4 700,0 33.178 50.697 6,5 7,2
Uberkapazitét/-produktion 45,2 146,2 0,5 0,1
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Abbildung 3-11

Szenario 2.2.a: Verbund DE-DK-NO (Nettoimport),

Nachfrage DE 509 TWh/a, Gesamtverbund
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Abbildung 3-12

Szenario 2.2.b: Verbund DE-DK-NO (Nettoimport),

Nachfrage DE 700 TWh/a, Gesamtverbund
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38



Tabelle 3-4

Notwendige Transportkapazitdten zwischen den Landern
des Versorgungsverbundes DE-DK-NO nach Szenarien in GW

Szenario
Ve[z‘r*]g‘:f”e 21a 21b 224 22b
100 % SV/509 TWh 100 % SV/700 TWh 85 % SV/509 TWh 85 % SV/700 TWh
DE-DK 41,9 48,5 47,1 61,6
DK-NO 46,0 54,2 50,0 68,8
SV — Selbstversorgung

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Tab. 3-4; Datenquelle: DLR 2010

Fur den Transport der Elektrizitit zwischen den Léndern
des Verbundes DE-DK-NO werden im Rahmen der Sze-
narien 2.1.a bis 2.2.b erhebliche Leitungskapazitaten be-
notigt, die in den veranschlagten Kosten der Elektrizitats-
versorgung bereits beriicksichtigt sind. Die Transport-
kapazitaten werden in diesem Gutachten so ausgewiesen,
als ob alle Transporte zwischen Deutschland und Nor-
wegen durch Danemark verlaufen. In der Realitat werden
diese Leitungen die Ausschlieliche Wirtschaftszone
Dénemarks in der Nordsee queren und nur ein kleiner Teil
der Leitungen wird (ber das dénische Festland verlaufen.
Tabelle 3-4 zeigt, dass die benétigten Leitungskapazitéten
zwischen 42 und 69 GW liegen. Diese Zahlen zeigen,
dass auch bei einem reinen Austausch von Elektrizitat von
maximal 15% der Jahresarbeit ohne Nettoimporte
(Szenario 2.1) bereits bis zu 54 GW Ubertragungsleistung
zwischen Danemark und Norwegen erforderlich sind
(Szenario 2.1.b), wovon allerdings gut 48 GW auf die
Durchleitung von Strom zwischen Deutschland und Nor-
wegen entfallen. Erhéht man den Anteil der erlaubten Im-
porte, so erhoht sich die notwendige Ubertragungs-
leistung, allerdings nur um circa 10 % gegeniber den
Szenarien ohne Nettoimporte.

3.2.3 Eine regenerative Vollversorgung im

Verbund Europa—Nordafrika

13. Wie Abschnitt 3.1.2 gezeigt hat, Ubersteigt das
erschliebare Potenzial regenerativer Energiequellen flr
einen Regionenverbund zwischen Europa und Nordafrika
den absehbaren Verbrauch um das Zwanzigfache. In der
Szenariofamilie 3 wird deshalb untersucht, wie sich eine
Kooperation innerhalb dieses européisch-nordafrika-
nischen Regionenverbundes auf die Situation der deut-
schen Elektrizitatsversorgung im Jahr 2050 auswirken
kann. Es wird wieder angenommen, dass jedes Land des
Verbundes mindestens 85 % der im Jahresverlauf nach-
gefragten elektrischen Arbeit selbst erneuerbar erzeugt
und maximal ein Nettoimport von 15 9% zuldssig ist.
Gleichzeitig ist ein Austausch elektrischer Energie (Ex-
port und Reimport) zum Zweck der Speicherung im Aus-
land zuléssig. Im Szenario 3.a wird eine Nachfrage von
509 TWh/a in Deutschland betrachtet. Dies entspricht
einer Gesamtnachfrage in der Region von circa

5.400 TWh/a. Im Szenario 3.b wird dann eine Nachfrage
von 700 TWh/a in Deutschland fiir das Jahr 2050 unter-
sucht.

Da die Berechnung der Optimierungslosung fur einen
Verbund von 36 Landern bzw. Léndergruppen fir 8.760
Stunden eines Jahres einen sehr hohen Rechenaufwand
benétigt, wurden vom DLR im Fall der Szenarien 3.a und
3.b auf der Basis jeder zweiten Stunde des Jahres gerech-
net. Gleichzeitig wurden die Berechnungen in fiinf gleich
grole Intervalle unterteilt, um den Aufwand fir die Be-
rechnungen in einem realisierbaren Rahmen zu halten.
Dennoch kann ein Berechnungslauf mehrere Tage oder
Wochen bendétigen. Zum Zeitpunkt der Niederschrift
dieses Teilgutachtens (April 2010) liegen fiir das Szena-
rio 3.b die Berechnungsergebnisse bisher fur drei von funf
Intervallen vor. Auf Grund der zu geringen Zahl von Teil-
ergebnissen wird das Szenario 3.b im Folgenden nicht
vertieft dargestellt.

In Szenario 3.1 bleiben durch die Erweiterung des Ver-
bundes die Kosten der regenerativen elektrischen Voll-
versorgung flr Deutschland mit 0,065 €/kWh (im Ver-
gleich zu 0,065 €/kWh im Szenario 2.2.a (DE-DK-
NO 85 % SV)) etwa konstant. Wie Tabelle 3-5 zeigt,
erhoht sich die in Deutschland installierte Erzeugungs-
leistung von 107 GW im Szenario 2.2.a auf 110 GW
durch eine Erhéhung der installierten Onshore-Wind-
energieleistung von 24,6 auf 28 GW, wéhrend die
Offshore-Windenergieleistung von 73,2 GW konstant
bleibt. Die installierte Leistung und die elektrische Arbeit
aus Biomasse und Wasserkraft verdndern sich gegeniber
dem Szenario 2.2.a nur geringfiigig. Bemerkenswert ist,
dass die installierte Leistung der deutschen Druckluft-
speicher von 18,7 auf 20,7 GW erhoht wird. Mit dieser
Speicherkapazitdt werden im Verlauf des Jahres aus
15,7 TWh/a eingespeicherter Energie 11,8 TWh/a Elektri-
zitdt erzeugt. Insgesamt verschlechtert sich die Mdglich-
keit, die norwegischen Pumpspeicherkapazitaten zu nut-
zen, da im europdischen Verbund eine groRe Zahl von
weiteren Nutzern fiir dieses Speicherangebot hinzukom-
men. Dies erklart die starkere Nutzung der deutschen
Druckluftspeicherpotenziale. Gleichwohl reichen die
norwegischen und die deutschen Speichermdglichkeiten
ohne Annahme des Ausbaus der Pumpspeicherkapazitaten
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in anderen Landern des Verbundes Europa-Nordafrika
aus, um eine vollstandig auf regenerativen Energiequellen
basierende Elektrizitatsversorgung Europas zu jeder
Stunde des Jahres sicher zu gewahrleisten. Es ist zudem
anzunehmen, dass zumindest in Schweden, aber auch in
Frankreich, Italien, der Schweiz und Osterreich eine &hn-

Tabelle 3-5

liche Erweiterung der schon jetzt erheblichen Speicher-
wasserkraftwerkskapazitaten erfolgen wird. Im Rahmen
dieses Gutachtens wurden entsprechende Mdoglichkeiten
nicht berucksichtigt, da in vielen Fallen erst ent-
sprechende Unterseen gebaut werden mussten, was erfah-

Szenario 3.a: Uberblick uber die eingesetzten Kapazitaten,
erzeugten Elektrizitdtsmengen, jahrlichen und spezifischen Kosten

rungsgemal auf groRe Widerstande stof3en kann.

Szenario: 3.a Deutschland 509 TWh/a, 85 % Selbstversorgung,
Austausch mit der EUNA-Region
Genutzte Leistung Produktion Kosten
GW max TWh/a Mio. €/a ct/kWh
Genutzte Energiequelle/-technologie
Photovoltaik
Solarthermische Stromerzeugung
Windenergie — Onshore 38,3 63,7 4,142 6,5
Windenergie — Offshore 73,2 316,9 13.057 41
Geothermie
Geothermie mit KWK
Feste Biomasse
Feste Biomasse mit KWK 2,6 17,1 1.986 11,6
Biogas
Biogas mit KWK 2,4 17,1 1.489 8,7
Laufwasserkraftwerke 4,1 20,2 1.337 6,6
Speicherwasserkraftwerke 0,3 2,3 107 4,7
Summen/Durchschnitt (brutto) 120,9 437,2 22117 51
Import von Elektrizitt 76,4 11.298 14,8
Speicherung von Elektrizitat
Pumpspeicher — Speicherung 0,8 15
Pumpspeicher — Erzeugung 0,8 1,2 115 9,3
Druckluftspeicher — Speicherung 30,6 15,7
Druckluftspeicher — Erzeugung 30,6 11,8 1.474 12,4
Wasserstoff — Speicherung
Wasserstoff — Elektrizitatserzeugung
Speicherverluste 4,7
Gesamtnachfrage/-kosten 81,0 509,4 35.004 6,9
Uberkapazitat/-produktion 71,3 0,1

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Tab. 3-5; Datenquelle: Modellrechnungen des DLR 2010
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Auch die Erzeugung des Regionenverbundes Europa—
Nordafrika (EUNA) wird klar von der Windenergie
dominiert. Bei einer zu deckenden Nachfrage von gut
5.400 TWh/a werden aus Windenergie gut 3.400 TWh/a
(63 %) der elektrischen Jahresarbeit bereitgestellt. Aller-
dings kommt durch die Einbeziehung Sideuropas und
Nordafrikas ein relativ kostenglnstiges Solarenergie-
potenzial hinzu, das mit 1.080 TWh/a aus konzentrieren-
den Solaranlagen (CSP — Concentrated Solar Power) und
575 TWh/a aus photovoltaischen Anlagen (insgesamt ca.
31 % der elektrischen Jahresarbeit) nicht unerheblich zur
Deckung der Elektrizitdtsnachfrage der Gesamtregion
besonders in den Sommermonaten beitragt. Abbildung 3-
13 zeigt, wie die stindliche Nachfrage durch die Erzeu-
gung im gesamten Regionenverbund gedeckt wird. Zur
Bereitstellung einer Jahreshdchstlast von knapp 840 GW
wird eine primare Erzeugungsleistung von knapp
1.380 GW installiert. Zusétzlich wird eine Druckluft-
speicherleistung von gut 230 GW und eine Pump-
speicherleistung von gut 100 GW erforderlich, um zu
jeder Stunde des Jahres volle Versorgungssicherheit in
diesem ausschlieBlich auf regenerativen Energiequellen
basierenden System zu gewéhrleisten.

Wie bereits aus Tabelle 3-5 ersichtlich, &ndert sich die
grundlegende Versorgungssituation in Deutschland kaum
gegenuber dem Szenario 2.2.a (DE-DK-NO 85 % SV).
Auch bei einer Betrachtung der stiindlichen Versorgung
Deutschlands féllt in Abbildung 3-14 auf, dass Wind-
energie und der Import von Elektrizitat aus der Speiche-
rung von Uberschiissen die wesentlichen Beitrdge zur
Versorgung Deutschlands leisten.

Da die groRraumige europdisch-afrikanische Vernetzung
nur geringe Vorteile gegenuber der Vernetzung mit
Dénemark und Norwegen bietet, aber aufgrund des
erforderlichen groRrdumigen Leitungsnetzaushaus eines
erheblich groReren Zeitaufwands bedarf, empfiehlt es sich
fur Deutschland mdglichst bald in Bezug auf eine enge
Kooperation mit Danemark, Norwegen und eventuell
auch Schweden aktiv zu werden. Auch wenn Osterreich
und die Schweiz Uber erhebliche
Speicherwasserkraftpotenziale (zurzeit knapp 30 TWh/a
Kapazitat der Speicherwasserkraftwerke) verfligen, so
sind die skandinavischen Potenziale mit gut 120 TWh/a
circa viermal so grof. AuBRerdem werden die skandina-
vischen Speichermdglichkeiten aufgrund ihrer Randlage
zurzeit von sehr viel weniger Staaten in Anspruch ge-
nommen als die alpinen Mdoglichkeiten.

41



Abbildung 3-13

Szenario 3.a: Verbund DE-EUNA (Nettoimport),

Nachfrage DE 509 TWh/a, Gesamtverbund
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-13; Datenquelle: DLR 2010
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Abbildung 3-14

Szenario 3.a: Verbund DE-EUNA (Nettoimport),

Nachfrage DE 500 TWh/a, nur Deutschland
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 3-14; Datenquelle: DLR 2010
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4 Der Weg: Zeitliche Sequenz
der technischen Entwicklung
und der notwendigen
Entscheidungen

41 Zeitliche Dimension des
Kapitalstocks

14. Nachdem in Kapitel 3 herausgearbeitet worden
ist, wie eine nachhaltige Stromversorgung im Jahr 2050
zu 100 % auf der Basis regenerativer Energiequellen
sichergestellt werden kann, ist die Frage zu beantworten,
wie ein Entwicklungspfad ausgestaltet werden kann, der
ausgehend von der heutigen Situation der deutschen
Stromversorgung bis zum Jahr 2050 das angestrebte
Zielszenario erreichen kann. Es geht also nicht darum zu
prognostizieren, wie sich die derzeitige Stromerzeugung
unter den gegebenen Randbedingungen weiterentwickeln
wird, sondern darum, aufzuzeigen, auf welchem Pfad die
Erreichung des Zielszenarios sichergestellt werden kann.

Ausgangspunkt der Betrachtung ist der existierende
deutsche Kraftwerkspark und seine Weiterentwicklung
aufgrund der Stilllegung von Kraftwerken am Ende ihrer
technischen oder 6konomischen Laufzeit. Aufgrund des
Alters jedes einzelnen Kraftwerks und einer unterstellten
durchschnittlichen Lebenserwartung ergibt sich fiir jedes
zukunftige Jahr ein verbleibender Kraftwerksbestand mit
einer entsprechenden Gesamtleistung. Die grafische

Veranschaulichung der zeitlichen Entwicklung des
vorhandenen  Kraftwerksbestands wird auch als
Sterbelinie des  Kraftwerksparks bezeichnet. Da

Kraftwerke technische Laufzeiten von bis zu 50 Jahren
haben, erstreckt sich der Verlauf der Sterbelinien mehrere
Jahrzehnte in die Zukunft. Multipliziert man die
Leistungen des vorhandenen Kraftwerksbestandes jedes
Jahres mit einer unterstellten  durchschnittlichen
jahrlichen  Betriebsdauer, die in  sogenannten
Volllaststundendquivalenten angegeben wird, so erhalt
man die mit dem vorhandenen Kraftwerkspark zukiinftig
noch produzierbaren jahrlichen Strommengen. Dieses
Produktionspotenzial wird mit der fur jedes einzelne Jahr
angenommenen zukiinftigen Stromnachfrage verglichen.
Hierbei ist zu berlicksichtigen, dass konventionelle
Kraftwerke einen nicht unerheblichen Eigenverbrauch
haben und dass die erzeugte Elektrizitit unter Verlusten
zum Endkunden transportiert werden muss. Liegt das
Produktionspotenzial unter der zukiinftigen Nachfrage,
mussen zusatzliche Erzeugungskapazitaten gebaut oder es
muss Strom importiert werden, um Versorgungsengpasse
vorausschauend zu vermeiden.

Die fiir konventionelle Warmekraftwerke angenommenen
technischen und praktischen Laufzeiten liegen zwischen
30 und 50 Jahren. In der Regel sind die praktischen
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Laufzeiten deutscher Kraftwerke l&nger als die von
Herstellern angegebenen technischen Lebenserwartungen.
Hinzu kommt, dass sogenannte Kraftwerksertiichtigungen
die méglichen Laufzeiten noch einmal um 20 bis 25 Jahre
verlangern koénnen. Far Steinkohle und
Braunkohlekraftwerke wird von Laufzeiten zwischen 35
und 45 Jahren ausgegangen (vgl. LORECK 2008, S. 4;
MARKEWITZ etal. 1998, S.40). Fur Gaskraftwerke
wird haufig von etwas kiirzeren Laufzeiten von 30 bis 35
Jahren ausgegangen. Allerdings zeigt die Praxis, dass
Gasturbinenkraftwerke  durchaus auch (ber einen
Zeitraum von 50 Jahren betrieben werden kdnnen (dena
2010, S.9).

Die fir die verschiedenen Kraftwerke in der Literatur pro
Jahr angenommenen Volllaststundendquivalente variieren
je nach Einsatzart der betrachteten Kraftwerkstypen tber
relativ groRe Bereiche. Auch der praktische Betrieb zeigt
im Zeitverlauf abhéngig vom konkreten Lastverlauf eines
Jahres und der verflighbaren Gesamtheit der Kraftwerke
deutliche Abweichungen. So kann eine zuriickhaltende
Fahrweise von Kernkraftwerken zu deutlich hoheren
Betriebsstunden bei Braun- und Steinkohlekraftwerken
fuhren. Auch der Anteil der Windenergie im Netz kann
einen erheblichen Einfluss auf die praktisch erreichten
Volllaststunden der konventionellen Kraftwerke gerade
im Bereich der sogenannten Mittellast haben.

Fur die folgenden Berechnungen des Entwicklungspfades
2010 bis 2050 zum Zielszenario des SRU werden relativ
kurze Laufzeiten von 35 Jahren fir alle vorhandenen und
im Bau befindlichen konventionellen Warmekraftwerke
unterstellt (wie auch im Basisszenario von MARKEWITZ
etal. 1998, S.40). Der Begriff ,konventionelle
Warmekraftwerke* fasst dabei alle fossil gefeuerten
Kraftwerke und alle Kernkraftwerke zusammen. Nicht zu
dieser Kategorie gehdren Wasserkraftwerke. Die
Annahme  kurzer Laufzeiten fir zu ersetzende
konventionelle Kraftwerke macht einen besonders
schnellen Ausbau der regenerativen Energiequellen
erforderlich  und stellt damit besonders hohe
Anforderungen an ein Ubergangsszenario auf eine
regenerative Vollversorgung. Abbildung 4-1.a zeigt die
Entwicklung des Kraftwerksbestands in GW Leistung bei
den unterstellten Laufzeiten von 35 Jahren. In der
angenommenen Entwicklung des Kraftwerkparks wird
darauf verzichtet, Vermutungen tber Entwicklungen der
politischen Rahmenbedingungen fiir den Betrieb von
Kernkraftwerken in Deutschland anzustellen. Auch fir
Kernkraftwerke wird daher eine Laufzeit von 35 Jahren
unterstellt. Wie aus Abbildung 4-1.a zu ersehen ist, geht
unter dieser Annahme das letzte zurzeit laufende
konventionelle Wérmekraftwerk im Jahr 2041 aufer
Betrieb



Abbildung 4-1.a

Entwicklung des 2009 vorhandenen konventionellen Kraftwerkparks (Warmekraftwerke)
in Deutschland (Laufzeit 35 Jahre fur alle Kraftwerke)
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 4-1.a; Datenquelle: UBA 2009

Der starke Kapazitatsriickgang von 2009 auf 2010 ist
darin begriindet, dass in 2009 eine Reihe von Kraftwerken
in Betrieb war, die bereits alter als 35 Jahre waren. Diese
werden entsprechend der Annahme einer maximalen
Laufzeit von 35 Jahren zum Jahreswechsel 2009/2010 aus
den Berechnungen herausgenommen. In der Realitat wird
man mit der AuRerdienststellung von Kraftwerken
erheblich flexibler verfahren, sodass sich der in den
Rechnungen flir 2010 angenommene Kapazitétsriickgang
Uber mehrere Jahre verteilen wiirde.

Fugt man die derzeit im Bau befindlichen Braun- und
Steinkohlekraftwerke sowie die in Bau und Planung
befindlichen Gaskraftwerke dem Kraftwerksbestand
entsprechend den Planungen der Energieversorgungs-
unternehmen hinzu, so erhéht sich der Kraftwerksbestand
nicht unerheblich um circa 15 GW, wie Abbildung 4-1.b
zeigt. Da Gaskraftwerke sowohl besonders flexibel zur
Erganzung groRer Anteile variierender Einspeisungen aus
regenerativen Energiequellen eingesetzt werden konnen,
als auch tber die niedrigsten CO,-Emissionen aller fossil
befeuerten Kraftwerke verfligen, unterstellt der SRU, dass
im Fall von Gaskraftwerken nicht nur die im Bau
befindlichen Kraftwerke fertig gestellt, sondern auch alle
Anfang 2010 in Planung befindlichen Gaskraftwerke noch

gebaut werden. Da Kohlekraftwerke hohe spezifische
CO,-Emissionen haben, geht der SRU davon aus, dass
lediglich die Anfang 2010 im Bau befindlichen Kraft-
werke noch fertig gestellt werden, Planungen aber aus
Klimaschutzgriinden nicht mehr realisiert werden. Das
letzte der neu hinzukommenden Warmekraftwerke geht
unter diesen Annahmen im Jahr 2048 auler Betrieb.

Geht man hingegen von einer Laufzeit von 45 Jahren flr
Kohlekraftwerke aus, so gehen derzeit im Bau befindliche
Kohlekraftwerke erst in den Jahren 2055 bis 2057 auler
Betrieb. Wie Abbildung 4-2 zeigt, handelt es sich um
circa 10 GW Kraftwerkskapazitét, die unter der Annahme
einer Laufzeit von 45 Jahren im Jahr 2050 noch in Betrieb
sind. Nimmt man zusétzlich die bis Februar 2010
ver6ffentlichten Planungen fiir Kohlekraftwerke hinzu, so
erhéht sich die neu zugebaute Kapazitét deutlich auf gut
20 GW Leistung (ohne die abgebrochenen Planungen fir
die Kohlekraftwerke Kiel (800 MW), Ddrpen (900 MW),
Lubin (1.600 MW) und Mainz (760 MW)). In diesem Fall
geht das letzte konventionelle Warmekraftwerk erst im
Jahr 2059 vom Netz. Abbildung 4-3 zeigt die Ent-
wicklung des Bestands konventioneller Wérmekraftwerke
bei Einbeziehung der Kohlekraftwerksplanungen bis zum
Jahr 2050.
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Abbildung 4-1.b

Entwicklung des konventionellen Kraftwerkparks (Warmekraftwerke)
plus Kraftwerke im Bau und Erdgaskraftwerke in Planung
bei einer angenommenen Laufzeit von 35 Jahren fur alle Kraftwerke
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Bestand plus Kraftwerke im Bau (2010) plus Planung Erdgaskraftwerke,
bei 35 Jahren Laufzeit aller Kraftwerke
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Entwicklung des konventionellen Kraftwerkparks (Warmekraftwerke)
plus Kraftwerke im Bau und Erdgaskraftwerke in Planung

(Laufzeit 45 Jahre far Kohle- und 35 Jahre fur alle weiteren Kraftwerke)
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Eine Realisierung aller Planungen und ein Betrieb aller
Kohlekraftwerke Uber 45 Jahre wirden im Jahr 2050
Kohlendioxidemissionen von circa 100 Mt pro Jahr
bedeuten. Bei einem Treibhausgasemissionsreduktionsziel
von 80% bis 2050 stunden dem Bereich der
Stromerzeugung insgesamt aber nur zul&ssige Emissionen
von circa 65Mt CO, zu. Bei anspruchsvolleren
Reduktionszielen von bis zu 95 % durfte der Bereich noch
gut 16 Mt CO, emittieren. Es ist leicht zu sehen, dass
allein die derzeit in Bau und Planung befindlichen
Kohlekraftwerke  weit  (ber  diesen  zuldssigen
Emissionsmengen liegen wiirden, gleichzeitig aber nur
circa 25 % der Elektrizitatsnachfrage befriedigen kénnen.
Ein grofer Teil der zur Zeit im Bau oder in Planung
befindlichen konventionellen Kraftwerke misste bei einer
Betriebdauer von 45 Jahren mit Maoglichkeiten zur
Riickhaltung von CO, (Carbon Dioxide Capture)
nachgerustet ~ werden,  was nach einhelliger
Experteneinschétzung eine deutlich teurere Malinahme als
die Ausstattung neuer Kraftwerke mit der gleichen
Technologie (vgl. IPCC 2005, S. 152) ist. AuRerdem setzt
eine derartige Rickhaltung die Etablierung einer

Abbildung 4-3

Infrastruktur zum Transport und zur langfristigen sicheren
Lagerung sehr groBer Mengen von CO, voraus (Storage).
Bemihungen zur Erkundung méglicher Lagerstatten fur
Carbon Dioxide Capture and Storage (CCS) haben bereits
im Jahr 2009 den erbitterten Widerstand der von der
unterirdischen Lagerung von CO, betroffenen Bevdl-
kerung hervorgerufen. CCS stellt nach Einschéatzung des
SRU eine zwar mogliche, aber nicht nachhaltige und nicht
erforderliche Strategie zur Reduktion von Treibhausgasen
aus konventionellen Kraftwerken mit sehr beschrénktem
Gesamtvolumen dar (vgl. SRU 2009, S. 9). Bei einem
konsequenten Ausbau regenerativer Energiequellen ist es
nicht erforderlich, konventionelle Kraftwerke langfristig
Uber 45 Jahre zu betreiben und CCS fiur konventionelle
Kraftwerke zu nutzen. Sollten aber die zurzeit im Bau
befindlichen Kohlekraftwerke 2050 noch am Netz und
nicht mit CCS nachgerlstet worden sein, entspricht die
zur Zeit im Bau befindliche Leistung von circa 10 GW
ohne CCS einem CO,-Aussto von circa 50 Mt/a, sodass
diese Kraftwerke bei anspruchsvollen Reduktionszielen
(15 Mt CO,/a) nur noch zu geringen Teilen betrieben
werden diirften (Abb. 4-3).

Entwicklung des konventionellen Kraftwerkparks (Warmekraftwerke)
plus Kraftwerke im Bau und in Planung
(Laufzeit 45 Jahre far Kohle und Erdgas)

Bruttoerzeugungsleistung konventioneller Kraftwerke der 6ffentlichen Erzeugung >100MW
Bestand, Zubau und Planung (2010), Laufzeiten Kohle 45 Jahre, Kernkraftwerke 35 Jahre
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Fur alle weiteren Berechnungen wird von dem in
Abbildung 4-1.b dargestellten Szenario auf der Basis
einer Laufzeit von 35 Jahren flr alle Warmekraftwerke
ausgegangen. Die Annahme einer mit 35 Jahren relativ
kurzen Laufzeit fur konventionelle Kraftwerke fiihrt zu
den hdochsten Anforderungen an die kurzfristig durch
regenerative Energiequellen bereitzustellende Leistung
(GW) und die zu erzeugende elektrische Jahresarbeit
(TWh/a). Gelingt es zu zeigen, dass ein Ubergang auf
eine  regenerative  Vollversorgung unter  dieser
Randbedingung realisierbar ist, so wird damit auch
gezeigt, dass ein entsprechender Ubergang auch bei
langeren Laufzeiten konventioneller Warmekraftwerke
realisierbar ist.

Auch wenn in den folgenden Modellrechungen theo-
retisch von einer starren Laufzeitbegrenzung auf 35 Jahre
fir alle Kraftwerke ausgegangen wird, um die
Berechungen fiir das Ubergangsszenario eindeutig und
klar nachvollziehbar zu machen, so besteht in der Realitét
eine deutlich groBRere Flexibilitdt. Fir den Fall, dass der
Ausbau der Nutzung der regenerativen Energiequellen
schneller erfolgt als angenommen, ist es durchaus
moglich, konventionelle Kraftwerke auch nach weniger
Jahren aulRer Betrieb zu nehmen, wie die Erfahrungen der
letzten Jahrzehnte gezeigt haben (vgl. MARKEWITZ
et al. 1998, S. 40). Sollte sich der Ausbau der Nutzung der
erneuerbaren Energiequellen verzégern, zum Beispiel
kann sich die Errichtung und Inbetriebnahme von
Offshore-Windparks in der Nordsee durch frihzeitig
einsetzende Herbststlirme leicht einmal um sechs bis neun
Monate  verschieben, oder der Bau  neuer
Netzverbindungen durch lokale Widerstdnde verzdgern,
so konnen konventionelle Kraftwerke in der Regel ohne
groRen Aufwand entsprechend langer als 35 Jahre
betrieben werden. Die im Folgenden entwickelten
Ubergangsszenarien beinhalten damit durch die Annahme
einer allgemeinen Betriebdauer von 35 Jahren eine
erhebliche Flexibilitit des Ubergangsprozesses im
Bereich der Erzeugungskapazitaten.

Da verschiedene Technologien zur Nutzung regenerativer
Energiequellen sehr unterschiedliche Jahres-
nutzungsstunden aufweisen, missen nicht nur die
konventionellen Erzeugungskapazitaten ersetzt werden,
sondern es muss auch sichergestellt werden, dass die
nachgefragte Strommenge und -leistung zu jeder Stunde
des Jahres zur Verfligung gestellt werden kann. Wie
Kapitel 3.2 gezeigt hat, bedarf es hierzu bei der
angestrebten  Erzeugungsstruktur nicht unerheblicher
zusatzlicher ~ Speicherkapazitaten. Der Frage der
Speicherkapazitaten wird in Kapitel 4.3 nachgegangen.
An dieser Stelle ist es zunéchst wichtig zu berechnen,
welche Strommenge voraussichtlich mit den zukinftig
noch betriebenen konventionellen Kraftwerken in jedem
Jahr erzeugt wird und welche Restmenge von der neu
auszubauenden Nutzung regenerativer Energiequellen
bereitgestellt werden muss.

Fur die Berechnung der konventionellen Stromerzeugung
wird von den im Jahr 2008 in der 6ffentlichen Versorgung
realisierten Jahresvolllaststunden der konventionellen

48

Kraftwerke (nach BDEW 2009) ausgegangen, die in
Tabelle 4-1 wiedergegeben sind. Multipliziert man den
Kraftwerksbestand jedes Jahres mit der angenommenen
Volllaststundenzahl, so erhdlt man die jahrliche
Stromerzeugung aus konventionellen Wérmekraftwerken.

Tabelle 4-1
Angenommene Jahresvolllaststunden fir
konventionelle Kraftwerke

Brennstoff Jahresvolllaststunden
Braunkohle 6710
Steinkohle 4320

Erdgas 3430
Kernenergie 7690

Durchschnittliche Jahresvolllaststunden der Kraftwerke der
offentlichen Versorgung mit mehr als 100 MW elektrischer
Leistung im Jahr 2008)

Quelle: BDEW 2009

Der SRU geht davon aus, dass die Wasserkraftnutzung in
Deutschland im Zeitverlauf anndhernd gleich bleibt, da
hier der groBte Teil der umweltvertréglich nutzbaren
Potenziale bereits erschlossen ist. Es wird angenommen,
dass alle notwendigen Investitionen getétigt werden, um
die vorhandenen Kapazitaten zu erhalten.

4.2 Stromerzeugung aus
regenerativen Energiequellen bis
2050

15. Wie Kapitel 2.4 auf der Basis verschiedener
Studien skizziert hat, kann bei erfolgreichen Bemiihungen
um Energieeinsparungen im Jahre 2050 von einer
erforderlichen Bruttostromerzeugung zur Befriedigung
der deutschen Stromnachfrage von circa 500 TWh/a
ausgegangen werden. Nach Einschatzung des SRU kann
es im Fall eines praktisch vollstdndigen Scheiterns der
Bemuhungen zur forcierten Effizienzsteigerung und einer
vollstdndigen Umstellung des Individualverkehrs auf
elektrische Antriebe erforderlich sein, eine
Bruttostromerzeugung von bis zu 700 TWh/a im Jahr
2050 zu  realisieren. Auf der Basis der
Szenariorechnungen fiir das Jahr 2050 in Kapitel 3.2
gehen die folgenden Berechnungen fir die Gestaltung des
Ubergangspfades von der heutigen Erzeugungsstruktur
zur Struktur des Jahres 2050 von den Eckwerten 509 und
700 TWh/a aus.

Als Grundlage der Ubergangsszenarien 2010 bis 2050
werden die Erzeugungsstrukturen der Szenarien 2.1.a und
2.1.b aus Abschnitt 3.2.2 herangezogen, die zwar einen
Austausch von Elektrizitdt im Verbund Deutschland-



Danemark—Norwegen zulassen, aber eine ausgeglichene
AuBRenhandelsbilanz fur Strom unterstellen. In diesen
Szenarien muss die gesamte Menge des in Deutschland
verbrauchten Stroms in der Jahressumme in Deutschland
produziert werden. Der Austausch erlaubt aber den
Ausgleich von Phasen geringen Energieangebots in
Deutschland (z. B. in Schwachwindphasen) durch Importe
und den Export von Strom in Phasen besonders hoher
inlandischer Produktion. Die grundlegende Struktur dieser
Szenarien entspricht weitgehend der historischen
Situation  der  deutschen  Elektrizitatsversorgung.
Deutschland produziert bisher etwa die jahrlich inlandisch
nachgefragte Strommenge, aber es nutzt seine Verbindun-
gen mit dem européischen Stromnetz zum kurzfristigen
Ausgleich von inlandischer Unter- und Uberproduktion.

Geht man davon aus, dass in Anlehnung an die
Bruttostromerzeugung des Jahres 2009 von circa
582 TWh im Jahr 2010 eine Bruttostromerzeugung von
580 TWh erforderlich ist und diese bis zum Jahr 2050 auf
circa 510 TWh sinken wird, so kann unter Einbeziehung
der Produktion aus den bestehenden konventionellen
Waérmekraftwerken und der vereinfachenden Annahme
einer linearen Abnahme der Nachfrage berechnet werden,
welche Strommenge jahrlich durch die Nutzung
erneuerbarer Energiequellen produziert werden muss.

Abbildung 4-4

Aufgrund des verstdrkten Einsatzes regenerativer
Energiequellen néhern sich Bruttostromerzeugung und
Bruttostromnachfrage bis zum Jahr 2050 weitestgehend
an, da bei dem groten Teil der regenerativen
Energiequellen kein vergleichbarer Eigenstromverbrauch
wie bei konventionellen Kraftwerken auftritt. Eine
Differenzbildung zwischen der gesamten zukinftigen
jahrlichen Bruttostromerzeugung und der in Kapitel 4.1
ausgewiesenen Erzeugung aus konventionellen
Kraftwerken (vgl. Abb. 4-1.a) ergibt die durch
regenerativer Energiequellen jéhrlich zu sichernde Brutto-
stromerzeugung.

Abbildung 4-4 zeigt die entsprechende Entwicklung der
Bruttostromerzeugung insgesamt und den aus dem
Ausscheiden konventioneller Kapazitaten resultierenden
Anteil der notwendigen  Stromerzeugung  aus
regenerativen Energiequellen bei einer angenommenen
Bruttostromerzeugung von 509 TWh/a im Jahr 2050
(entsprechend der Szenarien 1.a, 2.1.a, 2.2.a und 3.a). Ab
dem Jahr 2021 Uberschreitet der erforderliche Anteil der
Stromerzeugung aus regenerativen Energiequellen mit gut
310 TWh/a  einen Anteil von 50 % der
Bruttostromerzeugung. Ab dem Jahr 2049 muss die
gesamte Stromerzeugung ausschliel3lich aus regenerativen
Energiequellen bereitgestellt werden.

Entwicklung der durch regenerative Energiequellen sicherzustellenden
Bruttostromerzeugung bis 2050 in TWh/a (509 TWh/a in 2050)

Entwicklung des Anteils der konventionellen Stromerzeugung an der jéhrlich erforderlichen
Bruttostromerzeugung bis 2050 und die durch regenrative Energiequellen zu erzeugende
Strommenge in TWh/a
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Geht man entsprechend der Szenarien 1.b, 2.1.b, 2.2.b
und 3.b von einer auf 700 TWh/a im Jahr 2050 (linear)
steigenden Stromnachfrage aus, so steigen die durch
regenerative Energiequellen bereitzustellenden
Strommengen entsprechend, wie Abbildung 4-5 zeigt. Der

Verlauf des notwendigen Zubaus regenerativer
Energiequellen verlauft &hnlich wie im Fall einer
Nachfrage von 509 TWh/a (2050), nur steigt die

Erzeugung insgesamt etwas schneller an. So muss der
Anteil von mehr als 50 % an der Gesamterzeugung bereits
ein Jahr friher (2020) mit einer regenerativen
Stromerzeugung von knapp 330 TWh/a erreicht werden.

Im folgenden werden zwei Entwicklungspfade fir die
Gestaltung des erforderlichen Ubergangs von 2010 auf
die Erzeugungsstrukturen von 2050 vorgestellt, die
zeigen, wie sich der erforderliche Aufbau der regene-
rativen Erzeugungskapazitat fur beide Falle (Brutto-
stromerzeugung von 509 und 700 TWh/a im Jahr 2050)
vollziehen kann. Diese Entwicklungspfade werden im

Abbildung 4-5

Folgenden als Ubergangsszenarien bezeichnet. Bei der
Entwicklung der Szenarien wird bewusst darauf
verzichtet, die Zusammensetzung der zugebauten
Erzeugungstechnologien 6konomisch zu optimieren. Eine
Okonomische Optimierung erfolgt nur fur die
Zielszenarien des Jahres 2050. Es geht vielmehr darum,
zu zeigen, wie mit dem Zubau verschiedener Kapazititen
im Bereich der erneuerbaren Energiequellen die
notwendigen Strommengen bereitgestellt werden kénnen,
ohne sprunghafte Ausweitungen der Nutzung einzelner
Technologien  erforderlich  zu  machen.  Diese
Vorgehensweise erlaubt den kontinuierlichen Ausbau von
Produktions- und Errichtungskapazitéten fur die einzelnen
Technologien und sollte damit auf die geringsten
technischen Realisierungsschwierigkeiten stoRen. Es wird
unterstellt, dass der Ausbau der notwendigen Speicher
und Ubertragungskapazititen parallel zu dem der
Elektrizitatserzeugung aus regenerativen Energiequellen
erfolgt. Der Ausbau von Speichern und Netzen wird in
Kapitel 4.3 diskutiert.

Entwicklung der durch regenerative Energiequellen sicherzustellenden
Bruttostromerzeugung bis 2050 in TWh/a (700 TWh/a in 2050)

Entwicklung des Anteils der konventionellen Stromerzeugung an der jahrlich erforderlichen
Bruttostromerzeugung bis 2050 (700 TWh/a) und die durch regenrative Energiequellen zu
erzeugende Strommenge in TWh/a
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421 Ubergangsszenario 2.1.a

(509 TWha in 2050)

16. Die Ubergangsszenarien 2.1.a (509 TWh/a in
2050) und 2.1.b (700 TWh/a in 2050) werden so ent-
wickelt, dass ein moglichst kontinuierlicher Ubergang
von den heutigen Erzeugungsstrukturen auf die
Erzeugungsstrukturen der Zielszenarien 2.1.a und 2.1.b
des Jahres 2050 erreicht wird. Hierbei muss
berticksichtigt werden, dass sich im Zeitverlauf die
Wirkungsgrade und die Zahl der Jahresvolllaststunden
aufgrund der Weiterentwicklung der einzelnen Techniken
erhhen werden. Die unterstellte Entwicklung der
Jahresvolllaststunden ist in Abbildung 4-6 dargestellt. Die
Anfangswerte stellen heute realisierte
Jahresvolllaststundendquivalente  dar, wahrend die
Endwerte den Annahmen des DLR fir die berechneten
Zielszenarien entsprechen. Eventuell zu optimistische
Annahmen der Zielszenarien konnen besonders in
spateren Jahren des Betrachtungszeitraums zu einer
Erhéhung der fir die Erzeugung der bereitzustellenden
Strommenge erforderlichen Kapazitaten flihren. Sie
wirden vor allem kostensteigernd wirken.

Es wurde versucht, den Ausbau der einzelnen Tech-
nologien mit jahrlichen Steigerungsraten fir die In-
stallation der einzelnen Technologien sicherzustellen, die

Abbildung 4-6

vor dem Hintergrund der bisherigen Entwicklung als
produktionstechnisch realisierbar angesehen werden
kénnen. Abbildung 4-7 zeigt die resultierende
Entwicklung der Bruttostromerzeugung zwischen 2005
und 2050. Aufgrund der relativ inhomogenen
Altersstruktur des konventionellen Kraftwerkparks ist es
notwendig, in einzelnen Jahren sehr unterschiedliche
Altersabgdnge konventioneller Anlagen auszugleichen.
Generell wird daher im Jahr eines besonders hohen
Anlagenabgangs nicht genau der resultierende
Leistungsausfall ~ ausgeglichen, sondern in  den
vorangehenden Jahren der Anlagenbestand im Bereich der
regenerativen Energiequellen kontinuierlich aufgebaut,
um extrem hohe Zubauraten in einzelnen Jahren zu
vermeiden. Durch diese Vorgehensweise kann es
temporar zu leichter Uberproduktion von Elektrizitit
kommen, die fiir einen Nettoexport zur Verfligung steht.
Es ist aber im Zusammenspiel mit dem in Kapitel 4.3
diskutierten zeitlichen Verlauf des Ausbaus der nutzbaren
Speicherkapazititen und der Ubertragungsnetze in jedem
Jahr die notwendige elektrische Versorgungssicherheit
sowohl fur die Strommenge als auch fiir die nachgefragte
Leistung gewahrleistet. Durch die Kooperation und den
Elektrizitdtsaustausch mit Norwegen und Déanemark
gelingt es, bei einem moderaten Kapazititsaufbau volle
Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten.

Angenommene Entwicklung der Jahresvolllaststundendquivalente fur die eingesetzten
Techniken zur Nutzung regenerativer Energiequellen

Jahresvolllaststundendquivalente der zum Einsatz kommenden
erneuerbaren Erzeugungstechnologien (Szenario 2.1a)
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Abbildung 4-7

Entwicklung der Bruttostromerzeugung im Ubergangsszenario 2.1.a
(509 TWh/a in 2050)
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Entwicklung der Bruttostromerzeugung 2005 bis 2050
konventionelle Erzeugung und regenerative Energiequellen (fir 509 TWh/a in 2050)
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Wie Abbildung 4-8 zeigt, ergibt sich durch den gewéhlten
Zubau regenerativer Erzeugungskapazititen ab 2010 eine
kontinuierliche Zunahme der regenerativen
Bruttostromerzeugung auf circa 390 TWh/a im Jahr 2024.
Die erforderlichen  Steigerungsraten  &hneln  den
Zuwéchsen der Jahre 2005 bis 2008. Die Erzeugung des
Jahres 2009 ist trotz des  kontinuierlichen
Kapazitatsausbaus (vgl. Abbildung 4-9) aufgrund ex-
tremer Witterungseinfliisse (geringe Wasserkraft- und
Windenergieproduktion) deutlich geringer ausgefallen als
bei normaler Witterung. Fir 2010 und alle Folgejahre
geht der SRU wvon durchschnittlichen  Witte-
rungsverhéltnissen aus. Dies erkléart den starken Anstieg
der Produktion im Jahr 2010 gegenuliber den Werten des
Jahres 2009. Nach dem erheblichen Anstieg der
Produktion regenerativ erzeugter Elektrizitat bis zum Jahr
2024 steigt die regenerative Stromproduktion zwischen
2025 und 2029 aufgrund der geringen Abgénge im
konventionellen Kraftwerkpark nur geringfligig an. Es ist
aber zu beobachten, dass die Nutzung von Biomasse zur
Stromerzeugung, die zwischen 2010 und 2020 erheblich
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zur  kurzfristigen  Steigerung  der  regenerativen
Stromerzeugung beitragt, in diesen Jahren durch nicht
ersetzte Anlagenabgange deutlich verringert und durch
den weiteren Ausbau der Offshore-Windenergienutzung
ersetzt wird. In den Jahren zwischen 2030 und 2035 bleibt
der Beitrag der Biomasse stabil, wéhrend es durch den
weiteren Ausbau der Offshore-Windenergienutzung
wieder zu einer Erhdhung der Produktion aus
regenerativen Energien bis auf ein Niveau von circa
425 TWh/a kommt, auf dem die regenerative Produktion
bis 2041 praktisch konstant bleibt. Ab 2042 werden dann
die letzten konventionellen Anlagen ersetzt und die
Bruttostromerzeugung aus regenerativen Energiequellen
steigt auf circa 515 TWh/a in 2047, um dann mit der
Nachfrage bis zum Jahr 2050 auf 509 TWh/a zu sinken.
Es ist zu beobachten, dass der Anteil der
Elektrizitatserzeugung aus Onshore-Windenergieanlagen
relativ schnell steigt und ab 2025 bereits sein endgultiges
Niveau erreicht hat. Die Offshoreproduktion von
Windenergie expandiert kontinuierlich bis zum Jahr 2036
und erreicht erst im Jahr 2047 ihr volles Potenzial.



Abbildung 4-8

Entwicklung der Bruttostromerzeugung aus regenerativen Energiequellen im
Ubergangsszenario 2.1.a von 2005 bis 2050 in TWh/a

Entwicklung der Bruttostromerzeugung aus regenerativen Energiequellen 2005 bis 2050
far eine Bruttostromerzeugung von 509 TWh in 2050
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Da die einzelnen Technologien zur Nutzung regenerativer
Energiequellen sehr unterschiedliche Kapazitaten zur
Bereitstellung  einer  Terrawattstunde  Elektrizitét
bendtigen, stehen hinter der Bruttostromerzeugung in
Abbildung 4-8 sehr unterschiedliche Erzeugungskapa-
zitéten. So kann die Biomassenutzung oder die elektrische
Nutzung der Geothermie sehr hohe Jahresbetriebsstunden
(Volllaststunden)  erreichen.  Die  Nutzung  der
Windenergie auf See kann aufgrund der sehr guten
Windbedingungen Volllaststunden zwischen 3.500 und
4.500 h/a erreichen, wahrend die Windenergienutzung in
Deutschland an Land nur Volllaststunden zwischen 1.500
und 2.500h/a erreicht. Bei der photovoltaischen
Stromerzeugung liegen die Volllaststunden derzeit eher
im Bereich von weniger als 1.000 h/a. Die im Zeitverlauf
angenommene Entwicklung der Nutzungsstunden der
einzelnen Technologien kann Abbildung 4-6 enthommen
werden. Abbildung 4-9 zeigt die erforderliche Entwick-
lung der regenerativen Erzeugungskapazitdten. Aus
Abbildung 4-10 ist die resultierende Entwicklung der
gesamten Elektrizitatserzeugungskapazitaten ein-
schlieBlich der konventionellen Kapazitaten im Uber-
gangsszenario 2.1.a zu entnehmen.

Abbildung 4-10 zeigt deutlich die im Vergleich zur
Bruttostromerzeugung stark Uberproportional steigende
Erzeugungsleistung  der  Photovoltaik  (PV). Die
Abbildung zeigt gleichzeitig einen kontinuierlichen

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 4-8

Aufbau regenerativer Erzeugungskapazitaten bis zum Jahr
2023, dessen Trend nur knapp Uber dem der Jahre 2005
bis 2009 liegt. Insgesamt verlangt der Aufbau der
regenerativen Erzeugungskapazitaten keine neue Qualitat
in den erforderlichen Zubauraten, auch wenn ein Ausbau
von gut 40 GW im Jahr 2009 auf gut 120 GW im Jahr
2023 einen durchschnittlichen Zubau von knapp 6 GW
pro Jahr bedeutet. Dieser Zubau stellt keine fir die
beteiligten Branchen ungewdhnliche GréRenordnung dar.
So betrug bis zum Jahr 2008 der maximale jahrliche
Zubau von Windenergieanlagen in Deutschland gut
3,2GW (in 2002), der maximale Zubau von
Photovoltaikanlagen betrug im Jahr 2008 1,9 GW und der
maximal Zubau der elektrischen Nutzung von Biomasse
in Deutschland lag im Jahr 2007 bei knapp 0,9 GW (vgl.
BMU 2009, S.12). Das deutsche Potenzial zur
Produktion und Errichtung entsprechender Anlagen liegt
bereits heute (ber der durchschnittlichen jahrlichen
Errichtungsrate  von 6 GW. Ein  Aushau  der
Produktionskapazitaten von mehr als 25 % pro Jahr ist fur
die beteiligten Branchen nicht ungewdhnlich, sodass eine
weitere deutliche Steigerung der Kapazitaten im Verlauf
der néchsten zehn Jahre als wenig problematisch
angesehen werden kann. In der Herstellung von
Solarzellen wird zurzeit gerade ein grof3er Sprung in dem
typischen Volumen einer Fertigungsanlage vollzogen.
Bisher war eine ubliche Produktionsanlage in der Lage in
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einem Jahr Solarzellen mit einer Kapazitat von 0,03 GW
zu produzieren. Die zurzeit neu gebauten Anlagen im
Bereich der Dinnschichtzellen werden pro Anlage und
Jahr Solarzellen mit einer Kapazitdt von circa 1 GW
produzieren.

Allerdings stellt der Ausbau der Windenergie in der
Nordsee mit einem Errichtungsvolumen von mehreren
GW pro Jahr fir die beteiligten Firmen im Volumen in
Deutschland eine neue Herausforderung dar. Im Januar
2010 hat allerdings bereits ,The Crown Estate’ (die
zustdndige Behdrde in  GroRbritannien) exklusive
Entwicklungsvereinbarungen fiir den konkreten Bau von
circa 30 GW Offshore-Windparks in GroBbritannien mit
verschiedenen Konsortien unterzeichnet (The Crown
Estate 2010). Auch wenn in Deutschland bisher nur ein
Offshore-Windpark in der Nordsee in Betrieb ist, so sind
nach Angaben der Bundesregierung (Deutscher
Bundestag 2010) bereits Offshore-Windparks mit
insgesamt 1.894 Anlagen genehmigt. Weitere Windparks
mit 5.178 Anlagen befinden sich im konkreten
Genehmigungsverfahren. Bei einer Anlagenleistung von 3
bis 5 MW ergibt sich bereits im Marz 2010 eine
genehmigte Leistung von rund 5,7 bis 9,5 GW und eine
zusétzliche Leistung von circa 15,5 bis 25,9 GW im
konkreten Genehmigungsverfahren. Da diese Windparks

Abbildung 4-9

aus okonomischen Grinden in der Regel mit Anlagen
einer Leistung von 5 MW bestiickt werden, ergibt sich be-
reits im Frihjahr 2010 ein Antrags- und Genehmi-
gungsvolumen von ca. 35 GW. Diese Leistung wird im
Ubergangsszenario 2.1.a im Jahr 2022 erreicht. Obwonhl
die konkrete Errichtung von Offshore-Windparks in
Deutschland erst beginnt, verfiigen fihrende Hersteller
wie Siemens oder Vestas (ber bis zu 18-jahrige
Erfahrungen mit  Offshore-Windenergieanlagen. Es
erscheint unwahrscheinlich, dass die im dargestellten
Ubergangsszenario 2.1.a getroffenen Annahmen zum
Ausbauvolumen der Windenergie die Industrie vor
grolRere bisher ungeloste Probleme stellen wird. Die
Akquisition ehemals mittelstandischer
Windenergieanlagenhersteller durch GrolRkonzerne wie
General Electric (Tacke), Siemens (Bonus). Suslon
(Repower) oder Areva (Multibrid) stellt auch sicher, dass
diese Uber das notwendige Eigenkapital sowohl zum
schnellen Ausbau der Produktionskapazitaten als auch zur
Abdeckung  der  anfanglich  besonders  schwer
einzuschétzenden Gewahrleistungsrisiken bei
Milliardeninvestitionen in Offshore-Windparks verfiigen
und auch hier keine Engpésse fur die notwendige sehr
dynamische Entwicklung der Windenergie auftreten
werden.

Entwicklung der regenerativen Erzeugungskapazitaten in Szenario 2.1.a (509 TWh/a in
2050) von 2005 bis 2050

Entwicklung der installierten Kapazitat regenerativer Energiequellen 2005 bis 2050
fir eine Bruttostromerzeugung von 509 TWh/a in 2050
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Abbildung 4-10

Entwicklung der gesamten Erzeugungskapazitdten in Szenario 2.1.a
(509 TWh/a in 2050) von 2005 bis 2050
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Die gesamt installierte Erzeugungskapazitat konven-
tioneller Kraftwerke und von Anlagen zur Nutzung
regenerativer Energiequellen steigt von knapp 140 GW
im Jahr 2009 auf circa 174 GW im Jahr 2026 und nimmt
bis zum Jahr 2050 auf gut 160 GW wieder ab. Das ist
angesichts des variablen Charakters der Wind- und
Solarenergie eine erstaunlich geringe Zunahme der
installierten Leistung, die allerdings durch die erheblichen
zusétzlich  zu  installierenden  Leistungen  von
Speicherkraftwerken  (Pumpspeicher vor allem in
Norwegen und Druckluftspeicher in Deutschland) erganzt
werden missen, um zu jeder Stunde des Jahres die
Nachfrage befriedigen zu kdnnen, wie Kapitel 4.3
ausfuhrt.

4.2.2 Ubergangsszenario 2.1.b (700 TWh/a
in 2050)
17. Sollte es aufgrund deutlich geringerer Fort-

schritte im Bereich der Energieeffizienz und zusétzlicher
Substitution anderer Energietrdger durch Elektrizitat zu

einer  zuklnftig noch stark  steigenden  Elek-
trizitdtsnachfrage kommen, so kann eine solche Ent-
wicklung durch die Szenarien 1.b, 2.1.b, 2.2.b und 3.b mit
jahrlichen Bruttostromerzeugungen von 700 TWh/a im
Jahr 2050 abgedeckt werden. Entsprechendes gilt auch,
wenn im Bereich der Energieeffizienz die angestrebten
Fortschritte erreicht werden, aber gleichzeitig ein groRer
Teil der dann deutlich reduzierten Warmenachfrage
zusétzlich zum Verkehr auf Elektrizitdt umgestellt wird.
Zur Veranschaulichung des mdglichen Ubergangs wird
das Szenario 2.1.b herangezogen. In diesem Szenario wird
im Jahr 2050 eine Nachfrage von 700 TWh/a in
Deutschland gedeckt; es erlaubt aber im Landerverbund
mit Ddanemark und Norwegen den Austausch von
Elektrizitit ~und die  Nutzung skandinavischer
Pumpspeicherkapazitaten. Abbildung 4-11 zeigt die
Entwicklung der Bruttostromerzeugung in diesem
Ubergangsszenario 2.1.b mit dem langfristigen Anstieg
der Erzeugung und der Substitution konventioneller
Erzeugungskapazitaten durch regenerative
Energiequellen.
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Abbildung 4-11

Entwicklung der Bruttostromerzeugung im Ubergangsszenario 2.1.b
(700 TWh/a in 2050)

TWh/a

Entwicklung der Bruttostromerzeugung 2005 bis 2050
konventionelle Erzeugung und regenerative Energiequellen (fir 700 TWh/a in 2050)
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Abbildung 4-12
Entwicklung der Bruttostromerzeugung aus regenerativen Energiequellen im
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Ubergangsszenario 2.1.b (700 TWh/a in 2050)
von 2005 bis 2050 in TWh/a
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Aufféllig ist im Vergleich zum in Abschnitt 4.2.1
behandelten Szenario 2.1.a der erhebliche Anteil der
Elektrizitatserzeugung aus Geothermie (vgl. Abb. 4-12).
Diese Energiequelle wird aufgrund ihrer hohen
Erzeugungskosten im Szenario 2.1.a nicht eingesetzt,
muss aber im Fall der hohen Elektrizitatsnachfrage von
700 TWh/a mit zur Deckung der Stromnachfrage
herangezogen werden.

Wie Abbildung 4-13 zeigt, liegt der erforderliche Ka-
pazititsausbau der regenerativen Elektrizitatserzeugung
leicht Uber dem Trend der letzten Jahre, um bis zum Jahr
2023 eine installierte Leistung von gut 150 GW zu
erreichen. Um dieses Ziel zu erreichen, ist ein Ausbau
von knapp 8 GW/a erforderlich, der zwar um 2 GW hdher
liegt als im Ubergangsszenario 2.1.a, aber bei der in den
letzten Jahren zu beobachtenden Expansionsdynamik der
betroffenen Branchen durchaus realisierbar ist.

Der groBte Teil der gegeniber dem Ubergangs-
szenario 2.1.a  gestiegenen  Erzeugungsleistung liegt

Abbildung 4-13

hierbei mit einem Zuwachs von circa 69 GW (auf ins-
gesamt 112 GW) im Bereich der photovoltaischen
Stromerzeugung. Insgesamt wird bis zum Jahr 2050 eine
Erzeugungsleistung von knapp 250 GW aufgebaut
(Abb. 4-14), um die erforderliche Gesamtmenge an
Elektrizitat im Jahr 2050 produzieren zu kénnen. Da die
Windenergie im Ubergangsszenario 2.1.a (509 TWh/a in
2050) bereits bis an die zugelassene Grenze ausgebaut
wird, muss die restliche elektrische Arbeit durch
zusétzliche Kapazitaten im Bereich der Photovoltaik (plus
70 TWh/a) und der Geothermie (plus 120 TWh/a)
bereitgestellt werden.

Auch im Szenario 2.1.b ist ein kontinuierlicher Ubergang
auf die neuen regenerativen Erzeugungsstrukturen ohne
Strukturbriiche und extreme Ausbauraten moglich.
Allerdings muss auch in diesem Szenario die installierte
Kapazitit wesentlich durch den Ausbau von
Speicherkapazitaten in Deutschland (Druckluft) und
Norwegen (Pumpspeicher) erganzt werden. Dieser Frage
geht Kapitel 4.3 nach.

Entwicklung der regenerativen Erzeugungskapazitaten in Szenario 2.1.b (700 TWh/a in
2050) von 2005 bis 2050
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Abbildung 4-14

Entwicklung der gesamten Erzeugungskapazitdten in Szenario 2.1.b
(700 TWh/a in 2050) von 2005 bis 2050

Entwicklung der Bruttoerzeugungsleistung 2005 bis 2050
konventionelle Erzeugung und regenerative Energiequellen (fiir 700 TWh/a in 2050)
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4.3 Ausbau der Energieinfrastruktur
mit Netzen und Speichern

431

18. Das von der Natur vorgegebene stark variierende
Angebot von Wind- und Sonnenenergie kann lokal zu
groen Schwankungen in der Elektrizitatserzeugung
durch  erneuerbare  Energien fuhren. Da  zur
Gewdhrleistung der Versorgungssicherheit und Netz-
stabilitdt die Elektrizitatserzeugung jederzeit die nach-
gefragte Strommenge decken muss, ist ein Ausgleich des
schwankenden Angebots aus diesen regenerativen
Energiequellen zur Deckung der verbleibenden Nach-
frage, der sogenannten Residuallast, erforderlich.
Ubersteigt die Elektrizitdtserzeugung aus diesen rege-
nerativen Energiequellen die Nachfrage, kann entweder
die Produktion abgeregelt werden oder die praktisch
kostenlose Uberschussproduktion kann fiir eine spatere
Nutzung gespeichert werden. Fir diesen Ausgleich steht
bereits heute eine Vielzahl von Technologien zur
Verfiigung, die unter den folgenden Ausgleichsoptionen
zusammengefasst werden kdnnen:

Begriindung des Bedarfs

— Ausgleich durch Energiespeicherung,

— Ausgleich durch grofirdumigen Stromverbund,
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— Ausgleich durch regelbare Kraftwerke,
— Ausgleich durch Lastverschiebung.

Die genannten Optionen konnen in unterschiedlicher
Kombination zum Ausgleich von Stromangebot und
-nachfrage eingesetzt werden. Welche Kombination dabei
unter gegebenen Randbedingungen die kostengiinstigste
Elektrizitdtsversorgung  gewdhrleistet, kann  durch
technisch-6konomische Optimierungsmodelle wie
beispielsweise das Modell REMix des DLR (2010) oder
das Modell von CZISCH (2009) berechnet werden.
Nachfolgend sollen die Bedarfe an Speicher- und
Netzausbau aus den Ergebnissen der vorangegangenen
Modellberechnungen dargestellt werden. Die Optionen
des Ausgleichs durch regelbare Kraftwerke und das
Systemverhalten des deutschen Kraftwerkparks werden in
Kapitel 4.4 diskutiert. Fur die Optionen des Ausgleichs
durch Lastverschiebungen (dispatchable loads) wird
aufgrund der verh&ltnismaRig geringen und schwer
erschlielbaren Kapazititen (max. Potenzial der deutschen
energieintensiven Industrie: ca. 2,9 GW; GRIMM 2007,
S. 16) angenommen, dass diese vor allem im Bereich der
Systemdienstleistung eingesetzt werden. Die Thematik
der Systemdienstleistung und der technischen Netz-
stabilitdit steht jedoch nicht im Fokus dieser
Stellungnahme und wird daher nicht weiter vertieft.
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19. Die im elektrischen Strom enthaltene Energie ist
aufgrund der leitergebundenen Ladungsbewegung mit
nahezu Lichtgeschwindigkeit nur im Moment der
Erzeugung nutzbar. Eine Speicherung, also die zeitliche
Entkoppelung von Erzeugung und Nutzung der
elektrischen Energie ist deshalb nur méglich, wenn sie in
eine andere Energieform umgewandelt wird. Daftr
wurden im Laufe der Zeit zahlreiche Technologien
entwickelt, die sich je nach Eigenschaft des Energie-
speichers fiir unterschiedliche Anwendungen eignen. Die
wichtigsten technischen Eigenschaften zur Beurteilung
von Energiespeichern sind: Speicherkapazitat,
Speicherleistung,  Wirkungsgrad, Speicherverluste,
Leistungsdichte, Leistungsgradient und Lebensdauer.
Darliber hinaus sind noch die erschlielbaren Gesamt-
potenziale sowie die Kosten der Speicherung relevant.

Speicher

Der Einsatz von Energiespeichern im Stromnetz reicht
von der Sekundenreserve (eine der oben erwdhnten
Systemdienstleistungen) und unterbrechungsfreier
Stromversorgung (USV) bis hin zu Tages-, Wochen- und
Jahreslastausgleich. Da im vorliegenden Gutachten vor
allem die Energiespeicherung im Zusammenhang mit dem
Ausbau der erneuerbaren Energien bis hin zu einer
vollstandig regenerativen Elektrizitatsversorgung
Deutschlands und Europas untersucht wird, sind
insbesondere Technologien mit groRer Speicherkapazitat
(Energieinhalt) fur die Nutzung zum Tages-, Wochen-

und Jahreslastausgleich von Interesse. Fir diese
Einsatzbereiche sind insbesondere die folgenden
Energieformen  bzw.  Speicherverfahren  relevant

(LEONHARD et al. 2008, S. 21):

potenzielle Energie mit Pumpspeichern,

mechanische Energie mit Druckluftspeichern,

chemische Energie zum Beispiel mit Wasserstoff (-
Verbindungen) und

elektrochemische Energie mit Batterien.

Tabelle 4-2
Technische und wirtschaftliche

technical parameters

roundtrip efficiency

losses per hour

storage capacity in relation to power block size
availability factor

economic parameters
investment costs converter

fixed operation costs converter (percentage of original investme
fixed operation costs converter (absolute)
life-time converter

investment costs storage

fixed operation costs storage (absolute)
life-time storage

variable operation costs

Quelle: DLR 2010

Speichertechnologien

20. Pumpspeicherkraftwerke sind Wasserkraftwerke,
die neben dem Generatorbetrieb auch flr einen
Pumpbetrieb ausgelegt sind. Ist das Angebot an Elek-
trizitdt im Markt gréBer als die Nachfrage, kann Uber-
schussige elektrische Energie genutzt werden, um mithilfe
der Pumpe Wasser von einem Unterbecken in ein
Oberbecken zu pumpen. Zu einem spéteren Zeitpunkt,
beispielsweise in Spitzenlastzeiten, kann das Kraftwerk
die gespeicherte Lageenergie im Generatorbetrieb wieder
in Elektrizitdt wandeln und ins Stromnetz einspeisen.

Deutschland verfligt gegenwartig Uber eine installierte
Pumpspeicherleistung von circa 7 GW und einer ge-
samten  Speicherkapazitdit wvon circa 0,040 TWh
(LEONHARD et al. 2008, S. 21; OERTEL 2008, S. 35).
Die Wirkungsgrade der Anlagen liegen zurzeit im Bereich
von 70 bis 80 % (NEUPERT et al. 2009, S. 133).

Aufgrund von topographischen Gegebenheiten (nur
geringer Anteil von Hochgebirge an der Landesflache)
und notwendiger erheblicher Eingriffen in die Natur fur
den Bau zusétzlicher Pumpspeicherkraftwerke muss das
zusétzliche Potenzial in Deutschland nach Auffassung des
SRU als eher gering eingeschatzt werden.

Europdische Potenziale sind vor allem in Skandinavien
und den Alpenregionen zu finden. Allein Norwegen
besitzt Speicherkraftwerke mit einer Speicherkapazitat
von bis zu 84 TWh (Nord Pool ASA 2010a) die zu
erheblichen Teilen durch den Bau von Steigleitungen und
den Einbau zusatzlicher Pumpen in
Pumpspeicherkraftwerke umgewandelt werden konnen.
Auch Schweden verfiigt Gber Speicherwasserkraftwerke
mit Speicherkapazitdten von fast 34 TWh (Nord Pool
ASA 2010b).

Technische und wirtschaftliche Parameter zu den An-
nahmen in den vorgestellten Szenarien Uber Pump-
speicherkraftwerke sind in Tabelle 4-2 aufgelistet:

Parameter zu Pumpspeichern

unit 2010, 2020, 2030 2040 2050
kw 0.8 0.8 0.8 0.8 0.8
1/h 0 0 0 0 0
kWh/kwW 8 8 8 8 8
- 0.98 0.98 0.98 0.98 0.98
€/kwW 1600 1600 1600 1600 1600
0.01 0.01 0.01 0.01 0.01

€/kwW 16 16 16 16 16

a 20 20 20 20 20
€/kwW 0 0 0 0 0
€/kWh 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1
a 60 60 60 60 60
€/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000

59



Konventionelle Druckluftspeicherkraftwerke (CAES -
Compressed Air Energy Storage) sind Gasturbinen-
kraftwerke, die mithilfe von elektrisch betriebenen
Kompressoren uberschiissige elektrische Energie nutzen,
um damit Umgebungsluft zu komprimieren und in
Salzkavernen oder Aquiferen zu speichern. In Spit-
zenlastzeiten kann dann die komprimierte Luft einer
Gasturbine zugefihrt werden, um damit wieder elek-
trischen Strom zu erzeugen. Die gespeicherte Druckluft
ersetzt damit bei der konventionellen Gasturbine die
Verdichterstufe, die bei gewdhnlichem Betrieb bis zu
zwei Drittel der eingesetzten Energie des Kraftwerks
verbraucht (CROTOGINO 2003, S. 4).

Im Vergleich zu Pumpspeichern ist bei konventionellen
Druckluftspeicherkraftwerken der zusatzliche Einsatz von
Brennstoff erforderlich, da die bei der Kompression
entstehende Wéarme an die Umgebung abgeben wird und
die abgekuihlte gespeicherte Druckluft vor ihrer Nutzung
in der Elektrizitatserzeugung auf eine Temperatur von
mehreren hundert Grad erhitzt werden muss. Es wird
dadurch fiir CAES-Anlagen nur ein Wirkungsgrad von
unter 55 % erzielt (CROTOGINO 2003, S. 4).

Zur Wirkungsgradverbesserung werden zurzeit soge-
nannte adiabatische Druckluftspeicher entwickelt (AA-
CAES - Advanced Adiabatic Compressed Air Energy
Storage), die die Kompressionswarme in Warmespeichern
zwischenspeichern, um die komprimierte Druckluft vor
der Nutzung wieder zu erhitzen. Hierbei wird kein
zusétzlicher Brennstoff bendtigt. Der Wirkungsgrad
dieser Druckluftspeicher kann auf circa 70 % erhoht
werden (NEUPERT et al. 2009, S. 129).

Bisher sind in Deutschland noch keine adiabatischen
Druckluftspeicher im Einsatz. Das einzige konventionelle
Druckluftspeicher-Gasturbinenkraftwerk in Deutschland,
das Spitzenlastkraftwerk Huntorf der E.ON AG, ist seit
1978 in Betrieb und verfugt bei einem Speichervolumen
von 300.000 m® ber eine Leistung von 321 MW. Das

Tabelle 4-3

Speichervolumen entspricht unter den technischen
Bedingungen des Kraftwerks Huntorf circa 0,642 GWh.
Die bisher in Deutschland vorhandenen
Druckluftspeicherkapazitaten sind damit im Vergleich
zum erforderlichen Speicherbedarf in der GréRenordnung
von Terrawattstunden praktisch unbedeutend. Zukiinftige
Potenziale werden aufgrund der zahlreichen VVorkommen
von Salzstocken vor allem in Norddeutschland auf eine
gesamte Speicherkapazitat von bis zu 3,5 TWh geschatzt
(EHLERS 2005, S. 4). Die Potenzialanalysen wurden im
Rahmen einer Diplomarbeit an der Universitit Flensburg
untersucht und entsprechen daher einer ersten
Abschdtzung. Um fundierte Erkenntnisse zu erlangen,
mussen weitere Untersuchungen durchgefihrt werden.

Technische und wirtschaftliche Parameter zu den An-
nahmen in den vorgestellten Szenarien (ber adiabatische
Druckluftspeicher sind in Tabelle 4-3 aufgelistet.

Uberschiissige elektrische Energie kann auch mithilfe von
Elektrolyse in Wasserstoff gewandelt, anschliefend
verdichtet und gespeichert werden. Fir die Speicherung
bieten sich konventionelle Gasspeicher in Kavernen oder
Aquiferen an. Dabei kann jedoch aufgrund der htheren
Energiedichte mit Wasserstoff circa die 60-fache Nutz-
Energiemenge in vergleichbaren Kavernen gespeichert
werden wie das mit Druckluftspeichern der Fall ist
(LEONHARD etal. 2008, S. 25). Zur Riickumwandlung
in elektrische Energie kénnen grundsatzlich Gasturbinen,
-motoren oder Brennstoffzellen eingesetzt werden. Fir
den gesamten  Speicherprozess mit  Elektrolyse,
Verdichtung und Rickumwandlung in der Brennstoffzelle
ist heute ein Wirkungsgrad von circa 44 % mdoglich (DLR
2010).

Technische und wirtschaftliche Parameter zu den An-
nahmen in den vorgestellten Szenarien Uber die Was-
serstoffspeicherung und Elektrizitatsriickgewinnung mit
Brennstoffzellen sind in Tabelle 4-4 aufgelistet.

Technische und wirtschaftliche Parameter zu AA-CAES-Anlagen

technical parameters

roundtrip efficiency

losses of pressure and heat per hour
availability factor

economic parameters

investment costs converter

fixed operation costs converter (percentage of original investme

fixed operation costs converter (absolute)
life-time converter
investment costs cavern/container

fixed operation costs cavern (percentage of original investment

fixed operation costs cavern (absolute)
life-time cavern
variable operation costs

Quelle: DLR 2010
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unit 2010 2020 2030 2040, 2050
0.7 0.78 0.78 0.8 0.8

1/h 0.002 0.002 0.002 0.002 0.002

- 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95
€/kW 310 300 300 290 280
- 0.02 0.01 0.01 0.01 0.01
€/kW 6.2 3 3 2.9 2.8
a 25 25 25 25 25
€/kWh 50 50 50 50 50
- 0.02 0.01 0.01 0.01 0.01
€/kWh 1 0.5 0.5 0.5 0.5
a 40 40 40 40 40
€/kWh 0.0000 0.000 0.000 0.000 0.000



Tabelle 4-4

Technische und wirtschaftliche Parameter zur Wasserstoffspeicherung

technical parameters

roundtrip efficiency

losses per hour

storage capacity in relation to power block size
availability factor

economic parameters

investment costs converter

fixed operation costs converter (percentage of original investme -

fixed operation costs converter (absolute)
life-time converter
investment costs cavern

fixed operation costs storage (percentage of original investmen -

fixed operation costs storage (absolute)
life-time storage
variable operation costs

Quelle: DLR 2010

Trotz des niedrigen Wirkungsgrades der gesamten
Prozesskette ist diese Technologie zukinftig zur Spei-
cherung von erneuerbaren Energien interessant, da zum
einen national groRe Speicherkapazitaten erschlossen
werden kénnen und zum anderen der erneuerbar erzeugte
Wasserstoff sektortibergreifend, also auch im Verkehr,
Waérmebereich oder in der Industrie, eingesetzt werden
kann.

Wird dem sektorubergreifenden Systemansatz mehr
Gewicht beigemessen, bietet insbesondere das Rene-
wable-Power-Methane(RPM)-Konzept (STERNER 2009)
(Abbildung 4-15) eine interessante Alternative bzw.
Erweiterung zur Wasserstoffspeicherung. Das vom
Fraunhofer IWES (Fraunhofer-Institut fir Windenergie
und Energiesystemtechnik) entwickelte Konzept basiert

Abbildung 4-15

unit 2010/ 2020 2030, 2040 2050
0.44 0.46 0.47 0.48 0.49

1/h 0.002 0.002 0.002 0.002 0.002
kWh/kw 200 200 200 200 200
- 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95
€/kW 1500 1500 1500 1500 1500
0.02 0.01 0.01 0.01 0.01

€/kW 30 15 15 15 15
a 5 5 5 5 5
€/kWh 50 50 50 50 50
0.02 0.01 0.01 0.01 0.01

€/kWh 1 0.5 0.5 0.5 0.5
a 20 20 20 20 20
€/kWh 0.000/ 0.000 0.000 0.000 0.000

auf der Methanisierung von Wasserstoff, der mit Hilfe
regenerativ erzeugter Elektrizitat gewonnen wird.

Obwohl das RPM-Konzept bis zum Prozessschritt der
Methanspeicherung einen Wirkungsgrad von circa 60 %
und bei Riickverstromung Uber die gesamte Prozesskette
nur einen Wirkungsgrad von circa 36 % erreicht, bietet es
entscheidende Vorteile aufgrund der multifunktionalen
Einsetzbarkeit und der hohen Energiedichte des erzeugten
Methans (CH,), die etwa bei dem Funffachen des Wertes
von Wasserstoff liegt. Durch die Verknipfung des
Stromnetzes mit dem Erdgasnetz und der dafir, im
Gegensatz zur Wasserstoffwirtschaft, bereits vorhandenen
Infrastruktur im Bereich Wéarme, Verkehr und Industrie
stehen enorme Nutzungspotenziale zur Verfugung.

Integratives Renewable-Power-Methane-Konzept

Quelle: STERNER und SCHMIDT 2009
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Da die Gesamtpotenziale von Akkumulatoren zur
langfristigen Energiespeicherung mit den dafiir benétigten
grofen Speicherkapazitaten im Verhdltnis zu Pump-,
Druckluft- und Wasserstoffspeichern als eher gering
eingeschétzt werden, sind sie bei den Szenariorechnungen
fur das vorliegende Gutachten nicht berlicksichtigt
worden. Der zukiinftige Einsatz von Akkumulatoren wird
im Rahmen der Netzanwendung tiberwiegend im Bereich
der Systemdienstleistung gesehen.

Die Rolle von Speichern in den SRU-
Szenarien

21. Die folgenden Ausfiihrungen stellen dar, welche
Rolle die Energiespeicherung in den SRU-Szenarien
spielt und welche Formen der Speicherung genutzt
werden. Sie legen dabei einen Schwerpunkt auf die zweite
Szenarienfamilie  (regenerative  Vollversorgung im
Verbund mit Norwegen und Danemark) und gehen
umfassend auf die notwendigen Schritte zur ErschlieBung
der skandinavischen Pumpspeicherkapazitaten ein. Aus
Sicht des SRU wird die Zusammenarbeit mit Norwegen
und anderen skandinavischen Ldandern mit hoher
Wahrscheinlichkeit notwendig sein und ist auch dann eine
robuste Strategie, wenn langfristig ein groRerer
europdischer Stromverbund realisiert wird. Die Rolle der
Energiespeicherung in  den  Szenarienfamilien 1
(volistandige Selbstversorgung Deutschlands) und 3
(europdisch-nordafrikanischer Stromverbund) wird zum
Vergleich ebenfalls kurz erldutert.

In dem als theoretische Referenz gedachten Szenario 1.a
(vollstdndige Selbstversorgung bei Nachfrage von
500 TWh) werden notwendigerweise im Jahr 2050 die
Potenziale zur Energiespeicherung in Deutschland stark
genutzt. Insgesamt werden Uber das Jahr circa 50 TWh
elektrische Energie in Form von Druckluft eingespeichert
und nach Verlusten circa 34 TWh wieder in das Netz
eingespeist. Pumpspeicherkapazitdten werden in der
Jahressumme mit circa 1,2 TWh Einspeicherung und circa
1 TWh Ausspeicherung genutzt. Die energetische
Differenz zwischen Ein- und Ausspeicherung entsteht
durch Umwandlungs- und Speicherverluste und kann
daher dem System nicht wieder zugefuihrt werden.

Von den geschatzten Druckluftspeicherpotenzialen in
Deutschland in Héhe von 3,5 TwWh (EHLERS 2005)
werden in Szenario 1.a maximal 1,4 TWh (Differenz
zwischen minimalem und maximalem Speicherfillstand)
in Anspruch genommen. Dabei bewegt sich die
Speicherarbeit im Verlauf des Jahres bis auf wenige
Wochen sogar nur in einer Bandbreite von 0,8 TWh, was
bei einer entsprechenden Optimierung die Mdglichkeit
einer Verringerung der bendtigten
Gesamtspeicherkapazitat eroffnet. Die maximal genutzte
Pumpspeicherkapazitat ist mit weniger als 0,050 TWh nur
geringfiigig groRer als die bereits heute in Deutschland
vorhandene Kapazitdt zur Pumpspeicherung. In diesem
Ergebnis spiegelt sich die Modellannahme wieder, dass in
Deutschland keine zusétzlichen Pumpspeicherkraftwerke
gebaut werden.
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Trotz des forcierten Einsatzes von Druckluftspeichern
muss in diesem Szenario eine installierte regenerative
Erzeugungsleistung von 230 GW vorgehalten werden,
damit die Nachfrage versorgungssicher gedeckt werden
kann (vgl. Kap. 3.2). Dies fuhrt jedoch zu einem im
Inland nicht nutzbaren Uberangebot an (kostenloser)
regenerativer Energie in Hohe von 53 TWh, das
abgeregelt werden muss. Bei einer angenommenen
Inlandsstromnachfrage von 500 TWh entspricht dies
einem Anteil von mehr als 10 %. Da das Uberangebot
vorwiegend in Starkwindzeiten entsteht, kann eine
Uberproduktion  technisch  durch  Abregelung  der
Windenergieerzeugung vermieden werden. Okonomisch
fuhrt dies jedoch zu hdoheren durchschnittlichen
Stromerzeugungskosten und damit zu einer teureren
Elektrizitatsversorgung.

Im Szenario 2.1.a wird die Autarkierestriktion gelockert
und eine Kooperation mit Dénemark und Norwegen
simuliert, in der ein Energieaustausch von maximal 15 %
der Jahresarbeit zugelassen ist. Als Folge verringert sich
die Nutzung von Druckluftspeicherkapazitdten in
Deutschland ~ merklich.  Die  Jahressumme  der
Einspeicherung sinkt von 50 auf 5,7 TWh, wahrend die
Summe der Ausspeicherung von 34 auf 4,3 TWh sinkt.
Der Grofteil der erforderlichen Speicherarbeit wird in
diesem  Szenario von den  kostengiinstigeren
Pumpspeichern  Norwegens ibernommen. Die in
Deutschland notwendige installierte Erzeugungsleistung
kann durch die Kooperation von 230 GW (Szenario 1.a)
auf 163 GW  gesenkt werden. Das jahrliche
Energieliberangebot wird damit von 53 TWh auf 0,8 TWh
reduziert. Schon durch die begrenzte Kooperation mit
Norwegen und Danemark besteht die Mdglichkeit, die
Stromversorgung  fiir Deutschland ~ 6konomisch
vorteilhafter zu gestalten als unter der Bedingung der
vollstandigen Energieautarkie. Danemark ist unter den
Bedingungen des Szenarios 2.1.a, das keine Nettoimporte
zul&sst, praktisch nur Durchleitungsland. Den Kern der
Kooperation stellen die norwegischen
Speichermdglichkeiten dar.

Fur die Energiekooperation mit Norwegen erscheint aus
technisch-6konomischer Sicht ein dreistufiges VVorgehen
im Zeitraum bis zum Jahr 2050 sinnvoll:

— 1. Stufe: Nutzung des norwegischen Elektrizitats-
verbrauchs als Lastsenke

— 2.Stufe: zusétzliche Nutzung der
norwegischen Pumpspeicherleistung

— 3.Stufe: zusétzlicher Ausbau der vorhandenen
Speicherwasserkraftwerke zu  Pumpspeicherkraft-
werken und Erweiterung der Turbinenleistung.

vorhandenen

In der 1.Stufe kann uberschissige in Deutschland
erzeugte regenerative Elektrizitdt dazu genutzt werden,
um einen Teil des Bedarfs in Norwegen zu decken und
damit den Betrieb von Wasserkraftwerken zu ersetzen.
Das nicht genutzte Wasservolumen kann zu anderen
Zeiten flr den Export von Elektrizitdt nach Deutschland
genutzt werden. Als minimale Last des norwegischen



Versorgungsgebiets stehen daflir dauerhaft gut 7 GW zur
Verfiligung (dieser Wert wurde zwischen den Jahren 2000
und 2010 nicht unterschritten; Statistics Norway 2010b).
Die ,,Lastsenke Norwegen* eignet sich vor allem deshalb
besonders gut, da durchschnittlich mehr als 95 %
(Statistics  Norway  2010a) der  norwegischen
Elektrizitdtserzeugung aus Speicherwasserkraftwerken
stammen, welche praktisch ohne Zusatzkosten abgeregelt
werden koénnen. Im Gegensatz zur Windkraft geht die
nicht abgerufene Energie nicht verloren, das Wasser
bleibt gespeichert. Da fiir diese Stufe der Kooperation —
abgesehen von der Erweiterung der Transportkapazitaten
— keine zusatzlichen Investitionen notwendig sind, kann
mit dieser Stufe bereits begonnen werden, sobald in
Deutschland die regenerativen Erzeugungsspitzen die
nationale Nachfrage Ubersteigen und Transportkapazitaten
in entsprechender GréRenordnung geschaffen werden.

Zurzeit besteht die Mdoglichkeit ber Danemark eine
Leistung von circa 1,5 GW mit Norwegen auszutauschen.
Zusatzlich  sind die  deutsch-norwegischen  Ver-
bindungsleitungen Nordlink (geplante Inbetriebnahme
2018) und NorGer (geplante Inbetriecbnahme 2015) mit
jeweils 1,4 GW Leistung in Planung (FAGERHOLM
etal. 2010, S.61). Um die Stromsenke von 7 GW
vollstdndig nutzen zu kénnen, missten zusétzlich zu
diesen Planungen weitere Leitungen mit einer Kapazitét
von circa 2,7 GW zwischen Deutschland und Norwegen
gebaut werden.

Auch die 2. Stufe der Kooperation erfordert neben dem
Netzausbau keine weiteren Investitionen, da nur

Abbildung 4-16

vorhandene  norwegische  Pumpspeicherkapazititen
genutzt werden. Allerdings ist das Volumen dieser
Lastsenke durch die vorhandene Pumpspeicherleistung
von circa 1 GW (NVE 2010) begrenzt. Auf diese Senke
wird immer dann  zurlickgegriffen, wenn die
Uberschissige  regenerative  Erzeugungsleistung in
Deutschland die Lastsenke des Stromverbrauchs in
Norwegen (1. Stufe) Ubersteigt. Sie wird nur in dieser
Situation in Anspruch genommen, da aufgrund der Pump-
und Erzeugungsverluste hohere Kosten fir die
Speicherung als fiir die ersetzte Produktion der 1. Stufe
anfallen.

Sind die ersten zwei Ausbaustufen zur Nutzung und
Speicherung der Uberschussleistung aus Deutschland
nicht mehr ausreichend, so ist es in der 3. Ausbaustufe
mdglich, das norwegische Pumpspeicherpotenzial durch
den Umbau von  Speicherwasserkraftwerken in
Pumpspeicherkraftwerke sukzessive auszuschopfen. Die
meisten der circa 370 norwegischen = Wasser-
speicherkraftwerke bestehen aus einem System mehrerer
Seen. Haufig sind in einem solchen System bereits heute
verschiedene Ober-, Mittel- und Unterseen durch
unterirdische  Zuflusstunnels  und  Druckschéchte
miteinander verknupft. Wie Abbildung 4-16 an einem
schematisierten Ausschnitt des norwegischen Wasser-
kraftwerkskomplexes Ulla-Farre zeigt, handelt es sich in
Norwegen, wie in dem gezeigten Fall, der in der Realitét
noch eine Reihe weiterer Seen und Kraftwerke umfasst,
um Kaskaden verschiedener Seen und Kraftwerke, die
haufigr mit  relativ.  geringem  Aufwand um
Pumpspeichermdglichkeiten erweitert werden kénnen.

Schematisierter Ausschnitt aus einem typischen norwegischen Speicherkraftwerkskomplex
(Kraftwerke Ulla-Fgrre)
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Erste Recherchen des SRU haben ergeben, dass alleine
die Speicherwasserkraftwerke Tonstad und Kvilldal unter
Beriicksichtigung von Fallhéhe und Fassungsvermégen
der Unterseen ein theoretisches Pumpspeicherpotenzial
von etwa 12 TWh aufweisen (bezogen auf einen Umlauf
des Speicherinhalts). Da das norwegische System jedoch
aus zahlreichen Speicherwasserkraftwerken mit Unterseen
besteht, kann davon ausgegangen werden, dass grofe
Teile der vorhandenen Speicherwasserkapazitdt von
84,3 TWh (Nord Pool ASA  2010a) zu
Pumpspeicherkapazitat ausgebaut werden kann. In
Szenario 2.1.a besteht dafiir ein maximaler Bedarf von
22 TWh  (maximal ein- oder ausgespeicherte
Energiemenge).

Zur Erreichung der in Szenario 2.1.a benétigten Ein- und
Ausspeicherleistung von circa 50 GW muss neben der
Pumpleistung  auch  die  Turbinenleistung  der
norwegischen Kraftwerke (bisher 22 GW) erweitert
werden. Fir diesen Ausbau der Speicherwasserkraftwerke
sind zusatzliche Investitionen in Form von zusatzlichen
Zuflusstunneln, Druckschéchten, Pumpen und Turbinen
notwendig, die eine langfristige Planungsgrundlage und
entsprechende  Vorlaufzeiten in der Realisierung
erfordern. Nach Einschatzung des SRU ist zu erwarten,
dass diese Erweiterungen jeweils schneller realisiert
werden konnen, als der entsprechende Leitungsausbau
durch die Nordsee oder der Neubau entsprechender
Hochspannungsleitungen von der deutschen Nordseekiiste
in die deutschen Verbrauchszentren. Der wesentliche
Grund flr die erwarteten relativ kurzen Vorlauf- und
Planungszeiten liegt darin, dass keine neuen Speicherseen
angelegt werden missen und der grofRte Teil der
Bauvorhaben unterirdisch (Tunnelvortrieb und
Kavernenbau fiir Pumpen und Turbinen) stattfinden kann.

Zur Abschatzung der zukinftigen Entwicklung der
bendtigten Speicherleistung wurde auf Basis des in
Kapitel 4.2 vorgestellten Ausbaus der regenerativen
Stromerzeugungskapazitat und der zu deckenden Last in
Deutschland ein jeweils mdglicher Entwicklungspfad
berechnet. Die Kurven in Abbildung 4-17 zeigen die
durch  Wind oder Photovoltaik erzeugten Leis-
tungsspitzen, welche die in der Simulation berechnete
minimale deutsche Netzlast von 35 GW beziehungsweise
die maximale Last von 81 GW (Ubersteigen. Die
resultierende Uberschussleistung ist damit ein Indikator
fiir die Notwendigkeit des Ausbaus von Speicherleistung
und grenziiberschreitender Ubertragungskapazitit.
Hierbei Uberzeichnet Abbildung 4-17 allerdings die
6konomisch sinnvoll zu befriedigende Nachfrage, da jede
Uberschussleistung beriicksichtigt wird, auch wenn sie
nur in einer Stunde des Jahres auftritt. Seltene Lastspitzen
fihren aber nicht zur &konomisch notwendigen
Auslastung von Speichern oder Ubertragungsleistungen.
Somit kann davon ausgegangen werden, dass die
erforderlichen Leistungen in der Ubergangszeit nicht
unerheblich unter den in Abbildung 4-17 ausgewiesenen
Kapazitaten liegen werden. Im Jahr des Zielszenarios
liegen den berechneten Speichern und
Ubertragungsleistungen allerdings technisch-
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6konomische Optimierungsrechnungen zugrunde, sodass
die fur das Zieljahr ausgewiesenen Kapazititen nicht
Uberschétzt sind. Da fur Szenario2.l.a nur der
Elektrizitdtsaustausch mit Ddanemark und Norwegen
zugelassen ist, wird die gesamte im Szenario fiir 2050
berechnete  Uberschussleistung von 42 GW  nach
Dénemark und Norwegen ubertragen und dort neben dem
direkten ~ Verbrauch  in  Pumpspeicherkraftwerken
zwischengespeichert.

Aus Abbildung 4-17 ist zu entnehmen, dass die 1. und
2. Ausbaustufe zur Nutzung der Lastsenken und der
vorhandenen Pumpspeicherleistung in Norwegen mit
circa 8 GW schon relativ schnell (zwischen den Jahren
2014 und 2020) nicht mehr ausreichen werden, um die in
Deutschland erzeugte Uberschussleistung aufzunehmen.
Berechnungen der fiir den vorgeschlagenen Ausbau der
Windenergie erforderlichen Speicherleistung (bezogen
auf die ermittelte Leistung des Jahres 2050) ergeben im
Ubergangsszenario 2.1.a ab dem Jahr 2017 einen
Speicherbedarf von mehr als 8 GW in Norwegen. Im Jahr
2020 steigt dieser Bedarf bereits auf circa 16 GW.
Innerhalb weiterer funf Jahre erhéht sich dieser Bedarf
um weitere 10 GW. Entsprechendes gilt fiir den Aufbau
der Ubertragungskapazitaten, der einen noch groReren
Engpass darstellt. Die verfligbare und zurzeit geplante
Ubertragungskapazitat  zwischen  Deutschland  und
Norwegen betragt lediglich etwas mehr als 4 GW, wovon
zurzeit erst circa 1,5 GW existieren. Ein anspruchsvoller
Ausbau der regenerativen Elektrizitatserzeugung in
Deutschland, wie er auch von der Bundesregierung
beabsichtigt ist, erfordert selbst bei einer geringeren
Ausbaugeschwindigkeit als vom SRU in den vorgelegten
Szenarien angenommen, neben der Anbindung der
Windenergieerzeugungskapazitdten an die deutschen
Verbrauchszentren  (siehe unten) einen mdglichst
schnellen Ausbau der Ubertragungskapazititen zwischen
Deutschland und den skandinavischen
Wasserkraftkapazitaten sowie den mdglichst schnellen
Umbau der skandinavischen Speicherwasserkraftwerke zu
Pumpspeicherkraftwerken.

Wie die Berechnungen aus Szenario 2.1.a zeigen, kann
besonders  Norwegen  aufgrund  seiner  grofen
Speicherwasserkraftwerksvolumina (84 TWh), der auf
Kaskaden von Speicherseen beruhenden Wasserkraft-
nutzung und seiner relativ einfachen leitungstechnischen
Anbindung (keine Querung von dicht besiedelten
Gebieten) an die deutsche Windenergienutzung in der
Nordsee eine zentrale Rolle fiir den erfolgreichen Ausbau
der Elektrizitatserzeugung aus regenerativen
Energiequellen in Deutschland spielen. Auch Schweden
kann aufgrund einer  &hnlichen  Struktur  der
Speicherwasserkraftwerke wie in Norwegen und einer
Speicherwasserkraftwerkskapazitdt von circa 34 TWh
eine &hnliche Rolle Ubernehmen und das mogliche
Angebot Norwegens erganzen. Eine entsprechende Rolle
kann von den Alpenlandern Osterreich und Schweiz
aufgrund der sehr viel geringeren Speichervolumina
(zusammen weniger als 30 TWh), hdaufig fehlender
Unterseen und der Inanspruchnahme ihrer Kapazitaten



durch eine gréBere Zahl von Nachbarlandern kaum
Ubernommen werden.

Unter Berlicksichtigung der zu erwartenden Vorlaufzeiten
sollte  moglichst bald mit dem  Ausbau  der
Ubertragungskapazititen zwischen Deutschland und
Norwegen und dem Ausbau der norwegischen Pump-
speicherleistung begonnen werden. Es erscheint dem SRU
vor dem Hintergrund der durchgefihrten Berechnungen
eines der zentralen Versdumnisse der deutschen
Energiediskussion und Energiepolitik zu sein, den Ausbau
der Ubertragungsnetze und Speicher nicht schon viel
langer ins Zentrum der Aufmerksamkeit geriickt zu
haben.

Raumt man der norwegischen Wasserkraft eine zentrale
Rolle beim Ausgleich der Schwankungen der deutschen
Elektrizitatserzeugung aus regenerativen Energiequellen
ein, so stellt sich die Frage, ob die norwegischen
Speicherkapazitaten neben ihrem normalen Einsatz fur die
norwegischen Elektrizitatsversorgung die erforderlichen
Speicher- und Erzeugungsleistungen und die notwendigen
Speichervolumina nicht nur im Gesamtvolumen sondern
auch in jeder Stunde des Jahres bereitstellen kann.

Als Ausgangspunkt der Analyse sind in Abbildung 4-18
die  Verlaufe  der  kumulierten  norwegischen
Speicherwasserfiillstande im Jahr 2008 sowie die
maximalen und minimalen Speicherfillstdnde im Zeit-
raum von 1990 bis 2007 dargestellt. Werden zu dem

Abbildung 4-17

durchschnittlichem Speicherfullstandsverlauf des Jahres
2008 die bendtigten Einspeicher- und Ausspeichermengen
aus den Szenarien 2.1 und 2.2 addiert, so zeigt sich, dass
die zusatzliche Inanspruchnahme der Speicher weder zu
einer Unter- noch zu einer Uberschreitung der minimalen
respektive maximalen Speicherflllstande fiihrt. Das
Diagramm zeigt vielmehr, dass eine VergleichmaRigung
der Fillstdnde Uber das Jahr erfolgt. Im Frihjahr befindet
sich der saldierte Fillstand innerhalb der Bandbreite der
ohnehin vorhandenen jahrlichen Schwankungen. Uber
den Sommer wird das grof3e norwegische Angebot an
Speicherwasserenergie durch zusétzliche Nachfrage aus
Deutschland genutzt und im Herbst und Winter wird der
Speicherstand durch einen Einspeicherungsiiberschuss
gegenuber dem Durchschnittsjahr sogar erhéht, was die
Nettoentnahmen fiir das darauffolgende Frihjahr
erleichtert. Per Saldo kommt es unter Berlicksichtigung
der natirlichen Zufliisse in die Speicherseen zu einer
tendenziellen Erhéhung der Speicherstdnde und zu einer
weiteren Verbesserung der norwegischen
Versorgungssicherheit, die bisher in Zeiten geringer
jahrlicher Wasserzuflisse durch den Import dénischer
Elektrizitdt aus Kohlekraftwerken gewéhrleistet wurde.
Die Analyse zeigt, dass die hdufig geduRerte Befiirchtung,
dass norwegische Wasserspeicher zu geringe Fullstande
fir einen Ausgleich der in Deutschland produzierten
regenerativen Elektrizitat aufweisen wirden, unbegriindet
ist. Vielmehr scheint sich die norwegische Wasserkraft
mit der erneuerbaren Stromerzeugung in Deutschland sehr
gut zu erganzen.

Entwicklung der Uberschussleistung aus Wind und Photovoltaik in Deutschland (Szenario
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Abbildung 4-18

Fullstand der norwegischen Speicherwasserkapazitat
mit Ein- und Ausspeicherung aus Szenario 2 fur 2050
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Selbstverstandlich stellt die Szenariofamilie 2 mit der
Kooperation zwischen Deutschland, Déanemark und
Norwegen einen idealisierten Fall dar. Wenn die nor-
wegischen und auch die schwedischen Speicher-
wasserkraftwerke ein groBes Potenzial fir eine Er-
weiterung zu Pumpspeicherkraftwerken zulassen, so steht
zu erwarten, dass auch andere europdische Lénder bei
einem erheblichen  Ausbau ihrer Nutzung der
erneuerbaren Energiequellen diese Mdglichkeit nutzen
wirden. In Szenario 3.a wird eine entsprechende Situation
fir den Verbund Europa-Nordafrika analysiert. Es zeigt
sich, dass die norwegischen Speicherkapazitaten in
diesem Fall, wenn nur sie allein zu Pump-
speicherkraftwerken umgebaut wirden, an den Rand ihrer
Kapazitdt k&men, das System aber insgesamt (ber
ausreichend  Speichermdglichkeiten  verfugt.  Zu
berticksichtigen ist, dass auch ein erheblicher Teil der
schwedischen Speicherkapazitaten &hnliche Strukturen
wie die norwegische Wasserkraft aufweisen. Das Po-
tenzial wirde sich durch die Beriicksichtigung Schwedens
von 84 TWh (Norwegen) auf circa 118 TWh erhthen.
Andere Lander im Verbund wie Frankreich, Osterreich,
die Schweiz, Italien oder Spanien verfiigen jeweils Uber
nicht unerhebliche eigene Speicherwasserkraftwerks-
kapazitaten, fir die es zu klaren gilt, inwieweit diese
zusatzlich zu Pumpspeichern umgebaut werden kénnten.
Die reale Situation ist daher deutlich glinstiger als in den
Berechnungen des DLR im Szenario 3.a angenommen.
Ein Engpass bei den notwendigen Speichervolumina und
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Leistungen dirfte daher bei einem entsprechenden Umbau
der Kapazitten nicht auftreten.

4.3.3 Netze

Die Ausgleichsfunktion des Netzverbundes

22. Nach dem im Auftrag des SRU erstellten Gut-
achtens von CZISCH (2009) wird deutlich, dass ein
leistungsstarker transeuropdischer Stromverbund eine
besonders kostengiinstige, aber auch politisch sehr
anspruchsvolle  Option der vollstandigen Elektri-
zitdtsversorgung mit erneuerbaren Energien darstellt.

Der Ausgleich der volatilen Elektrizitatserzeugung uber
einen groRraumigen Netzverbund basiert auf dem Prinzip
der Diversifizierung. Das entscheidende Kriterium zur
Verringerung der Volatilitat ist dabei die Korrelation des
Energieaufkommens im Zeitverlauf. Ziel ist es, durch
geringe oder negative Korrelationen im vernetzten
Erzeugungsportfolio Leistungsschwankungen im
Sekunden und Minutenbereich und Energieaufkommen
bis hin zu saisonalen Schwankungen auszugleichen. Da
die erneuerbaren Energien, insbesondere Wind- und
Sonnenenergie, wetterabhangig sind, kann die Korrelation
der Stromerzeugung nur (ber die Entfernung der
vernetzten Stromerzeugungsanlagen und durch die
Kombination unterschiedlicher erneuerbarer
Energiequellen beeinflusst werden. In der Praxis bedeutet
dies, dass auf einer mdglichst grolen Flache mdglichst



viele Anlagen mit unterschiedlicher Wetterkorrelation
vernetzt werden mussen.

Das Zeitverhalten und die Ausgleichseffekte in Ab-
hangigkeit von Entfernungen sollen nachfolgend bei-
spielhaft an der Stromerzeugung aus Windenergie
erlautert werden.

Kurzfristige Schwankungen der Windenergie im Se-
kundenbereich (z. B. durch eine Windbde) kénnen bereits
innerhalb  eines  einzelnen  gréReren  Windparks
ausgeglichen werden, wéhrend ein Ausgleich im
Minutenbereich bereits ein Einzugsgebiet mit einer
Ausdehnung von etwa 10 km erfordert. Entfernungen von
40 km werden fur den halbstundlichen Schwan-
kungsausgleich und Abstdnde von 100 km fir
Schwankungen im Stundenbereich benétigt. Das Ein-
zugsgebiet der Anlagen vergrofRert sich auf Werte (ber
1.000 km fir den Tagesenergieausgleich und etwa

Abbildung 4-19

2.000 km fir den Monatsausgleich. Wobei bei diesen
groen Entfernungen der jeweilige Standort starken
Einfluss auf die tatsachliche Korrelation hat. Saisonale
Schwankungen des Energieangebots kénnen nur durch
Anlagenstandorte in  unterschiedlichen Klimazonen
verringert werden. Ein solcher saisonaler Ausgleich
konnte beispielsweise zwischen Europa und Nordafrika
erfolgen. Er erfordert allerdings, die Regionen des
stdlichen Nordafrikas, die besonders hohe Wind-
geschwindigkeiten im Sommerhalbjahr aufweisen, mit in
einen Gesamtverbund einzubinden.

Die statistischen Zusammenhdnge Uber die Korrelation
der Leistungsschwankungen der Stromerzeugung von
Windkraftanlagen in Abhéangigkeit von Entfernung und
Zeitintervall, in dem die Schwankungen auftreten, sind in
Abbildung 4-19 und in Abbildung 4-20 dargestellt. Je
geringer die Korrelation ausfallt, um so eher gleicht sich
das Angebot verschiedener Windenergieanlagen aus.

Korrelation der Leistungsschwankungen aus Windenergie
(bis 600 km Entfernung)
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Abbildung 4-20

Korrelation der Leistungsschwankungen aus Windenergie
(bis 8.000 km Entfernung)
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Die Rolle von Netzen in den SRU-Szenarien

23. Fur die zukinftige regenerative Stromversorgung
Deutschlands wird die Offshore-Windenergie aus
dkonomischer und technischer Sicht voraussichtlich den
groften Anteil der elektrischen Arbeit liefern. In praktisch
allen Szenarien des SRU flr eine regenerative
Vollversorgung des Jahres 2050 belduft sich der Beitrag
der Offshore-Windenergie auf knapp 320 von 509
(bzw. 700) TWh/a. Damit liegt die
Haupterzeugungsleistung  fernab  von den groRen
Verbrauchszentren im Westen und Sitiden Deutschlands.
Zusétzlich liegt auch ein groRer Teil der Onshore-
Windenergie mit einem Beitrag von 56 bis 90 TWh/a in
der norddeutschen Kistenregion. Da beide Ressourcen
entsprechend dem in  Kapitel 4.2  dargestellten
Ubergangsszenario 2.1.a im Lauf der nichsten zehn Jahre
bereits grole Zuwachse in der Elektrizitatserzeugung
realisieren werden, ist ein rascher Ausbau von erheblichen
neuen Ubertragungskapazititen zwischen der deutschen
Nordseekiiste und den Zentren des Elektrizitatsverbrauchs
im Westen, der Mitte und dem Siden Deutschlands
dringend geboten. So wadchst die Elektrizititserzeugung
aus Windenergie im Ubergangsszenario 2.1.a von circa
40 TWh im Jahr 2009 auf 100 TWh im Jahr 2015,
180 TWh im Jahr 2020 und 260 TWh im Jahr 2025.
Gleichzeitig wachst die maximale Erzeugungsleistung der
Windenergie offshore auf 8 GW in 2015, 27 GW in 2020,
44 GW in 2025 und 49 GW in 2030, um bis zum Jahr
2050 auf tber 80 GW ausgebaut zu werden. Um diese
moglichen Beitrdge der Windenergie zur deutschen
Elektrizitatsversorgung nutzen zu koénnen, ist ein
forcierter nationaler Netzausbau erforderlich. Leider
greifen alle bisherigen Planungen und offiziellen Studien
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(DENA Netzstudie I und I1) in ihrem zeitlichen Horizont
und dem unterstellten Ausbau der Windenergie viel zu
kurz, so dass die Bedeutung des Netzausbaus zum
Anschluss der regenerativen Erzeugungsleistung an die
deutschen Verbrauchszentren vollig unterschatzt worden
ist.

Die energiepolitische Diskussion in Deutschland hat nach
Einschatzung des SRU die zentrale Bedeutung des
nationalen Netzausbaus genauso verkannt wie die
Bedeutung des internationalen  Netzausbaus zur
Anbindung skandinavischer Pumpspeicherpotenziale und
die  Bedeutung des Umbaus  skandinavischer
Speicherwasserkraftwerke zu Pumpspeicherkraftwerken.

Unter der Voraussetzung, dass politisch keine Ener-
gieautarkie gefordert wird, kann eine ©konomisch
effiziente regenerative Stromversorgung fiir Deutschland
nur erreicht werden, wenn der Elektrizitatsaustausch mit
anderen L&ndern und damit der grenziberschreitende
Netzausbau vorangetrieben wird, auch wenn sich die
Kooperation in ihrem Kern auf wenige Lé&nder
beschranken  kann, wie die  Szenarien  der
Szenariofamilie 2 zeigen. Spétestens wenn die national
regenerativ erzeugte Leistung nicht mehr vollstdndig
innerhalb der Landesgrenzen verbraucht werden kann und
die erste Ausbaustufe der Energiekooperation zum
Beispiel mit Norwegen (vgl. Szenario 2.1.a) erforderlich
wird, missen, wie bereits im Zusammenhang mit dem
notwendigen  Ausbau von  Energiespeichern in
Abschnitt 4.3.1  diskutiert  wurde, leistungsfahige
Ubertragungskapazititen zur Verfiigung stehen. In
Abbildung 4-17 sind fiir das Szenario 2.1.a die zeitlichen
Verléaufe der erzeugten Uberschussleistungen
Windenergie und Photovoltaik in Abhéngigkeit von der
Last dargestellt. Aus dem Diagramm ist zu erkennen, dass



bei dem in Kapitel 4.2 unterstellten Aushau an
erneuerbaren Energien bereits in den néchsten Jahren ein
massiver Bedarf an grenziberschreitendem Netzausbau
bestent. Bereits im Jahr 2020 ist fir den aus
Szenario 2.1.a  abgeleiteten  Entwicklungspfad eine
Ubertragungskapazitdt von 16 GW nach Norwegen
erforderlich (Erlauterung s. Abschn. 4.3.1).

Aus dem massiven Ubertragungsbedarf, der bereits in
wenigen Jahren zu erwarten ist, kann gefolgert werden,
dass der  Ausbau der  grenziiberschreitenden
Elektrizitatsiibertragung zum Beispiel nach Norwegen
nicht nur 6kologisch sinnvoll, sondern auch wirtschaftlich
tragbar ist. Die hohe Expansionsgeschwindigkeit beim
Zubau der Windenergie in Deutschland wird dazu fihren,
dass jede neu gebaute Ubertragungsleitung innerhalb
kurzer Zeit voll ausgelastet ist. Die derzeit in Planung
befindlichen Ubertragungsleitungen Nordlink und NorGer
mit einer gemeinsamen Kapazitat von 2,8 GW erhéhen
die vorhandene Leitungskapazitét lediglich auf gut 4 GW.
Es wird erforderlich sein, bereits bis zum Jahr 2020 uber
diese Projekte hinausgehende zuséatzliche Leitungs-
kapazitaten in der GroRenordnung von tber 10 GW fiir
einen Elektrizittsaustausch mit Norwegen zu realisieren.

Es ist zu hoffen, dass die in Deutschland tblichen langen
Vorlaufzeiten fur Planung, Genehmigung und Umsetzung
des Netzausbaus von bis zu zehn Jahren (KURTH 2010,
S. 39) im Fall einer Seekabeltrasse deutlich unterschritten
werden kénnen. Wird nicht unverziglich mit der Planung
und dem Ausbau dieser internationalen
Leitungsverbindungen begonnen, so werden die fehlenden
Ubertragungskapazitdten —und  die  dann  nicht
anschlieBbaren norwegischen Speicherkapazitaten neben
dem Ausbau der deutschen Ubertragungsnetze den
zweiten Engpass fur den — aus klimapolitischen Griinden
notwendigen und gewinschten — schnellen Ausbau der
regenerativen Stromerzeugung in Deutschland darstellen.

Bis zum Jahr 2050 steigt der Bedarf fiir Uber-
tragungskapazitaten zwischen Deutschland und Norwegen
auf circa 42 GW im Szenario 2.1.a (deutsche Nachfrage
509 TWh/a) und auf knapp 62 GW im Szenario 2.2.b
(700 TWh/a), wie der Tabelle 3-6 in Abschnitt 3.2.2 im
Detail zu entnehmen ist. In Abbildung 4-21 wird die in
Szenario2.1.a im Jahr 2050 bei regenerativer
Vollversorgung  fir  den  Austausch  benétigte
Ubertragungsleistung zwischen Deutschland, Dénemark
und Norwegen dargestelit.

Wie Szenario 3.a fiir den Verbund Europa-Nordafrika
zeigt, sind die in einem kleinen Landerverbund (DE-DK-
NO) erforderlichen Verbindungen nach Norwegen und
Dénemark mit groBer Wahrscheinlichkeit auch noch bei
Ausbauszenarien wirtschaftlich, die eine sehr viel
umfassendere Kooperation beinhalten. Sogar bei dem im

Szenario 3.a zugelassenen Energieaustausch in der
Region Europa und Nordafrika (EUNA) wird der
Hauptanteil ~der  Uberschissigen in  Deutschland
regenerativ erzeugten Elektrizitat bei einer 6konomisch-
technischen  Systemoptimierung mit  Norwegen
ausgetauscht.

Abbildung 4-21

Maximale Ubertragungsleistungen fir die
Region DE-DK-NO 2050

Maximale Ubertragungskapazitatin GW
DE-DK-NO 2050 (Szenario 2.1a)
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 4-21,
Datenquelle: DLR 2010b

In  Abbildung 4-22 sind die simulierten  Uber-
tragungsleistungen flr die Region EUNA aus Szenario 3.a
(deutsche Nachfrage 509 TWh/a) fur das Jahr 2050
dargestellt. Es ist erkennbar, dass fir Deutschland der
groRte Energieaustausch tiber Danemark nach Norwegen
und auBerdem mit der Schweiz, Osterreich und Polen
stattfindet. Die erforderlichen  Leitungskapazitaten
zwischen Deutschland und Dénemark erhdhen sich
gegenuber dem direkt vergleichbaren Szenario 2.2.a von
47,1 auf 52,8 GW und zwischen Dénemark und
Norwegen von 50 auf 115,7 GW. Die im Fall des kleinen
Landerverbundes zu bauenden Ubertragungskapazititen
werden auch im Fall der umfassenden europdischen
Kooperation bendtigt und werden aller Voraussicht nach
besser ausgelastet werden und damit noch kostenguinstiger
zu betreiben sein.
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Abbildung 4-22

Maximale Ubertragungsleistungen fiir die Region EUNA in 2050

Maximale Transportkapazitaten in GW
(Szenario 3a)
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Da fiir die Planung und Realisierung eines umfassenden
europdisch-nordafrikanischen Verbundnetzes fur groRe
Ubertragungsleistungen (Overlay-Grid) nicht
unerhebliche politische und rechtliche Hirden zu
beflirchten sind, kann es fir eine Ausbaustrategie von
Vorteil sein, sich zundchst auf die Kooperation weniger
Lander zu beschranken, die energietechnisch geeignet und
politisch stabil sind. Weitere Lander koénnten einem
entsprechenden Verbund sukzessive beitreten, bis eine
umfassende Kooperation etabliert ist. Fur Deutschland
wirde ein solcher schrittweiser Aufbau des grenz-
iberschreitenden  Netzausbaus zunichst nur  Uber-
tragungstrassen nach Norwegen erfordern, die als Punkt-
zu-Punkt-Verbindungen direkt mit Seekabeln oder
indirekt als Uberlandleitung bzw. Erdkabel Uber
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Dénemark realisiert werden kénnen. Eine Verlegung an
Land dirfte mit deutlich groReren Schwierigkeiten
konfrontiert sein, solange es keinen unmittelbaren Nutzen
fir das Durchleitungsland Dénemark gibt. Da aber auch
Dénemark in zunehmendem Malle auf die norwegischen
Speicherkapazitidten zur vollen Nutzung der eigenen
Windenergiepotenziale zurlckgreifen wird, kann es fir
einen Teil der Ubertragungsleistung interessant sein,
gemeinsame Ubertragungsleitungen zu realisieren, die
eine Ein- und Ausspeisung in Danemark erlauben. In
einer spateren Ausbaustufe kénnen dann Punkt-zu-Punkt-
Verbindungen in die Schweiz und nach Osterreich
ausgebaut werden, wenn diese Lander in der Lage sind,
einen  Teil ihrer  Speicherwasserkraftwerke in
Pumpspeicherkapazitaten umzubauen. Es steht allerdings



zu beflirchten, dass dies sehr viel schwieriger wird als in
Norwegen, da es haufig erforderlich sein wird, zusatzliche
untere oder neue obere Speicherseen zu bauen. Der
Ausbau eines europdisch-nordafrikanischen Overlay-
Grids wird im Wesentlichen davon abhé&ngig sein, welche
Lander sich mit welchen  Erzeugungs- und
Speicherpotenzialen einem anfanglich kleinen Verbund
anschlieRen werden.

Nach Einschatzung des im Auftrag des SRU erstellten
Gutachtens von BRAKELMANN und ERLICH (2010)
kommen flr verschiedene Teilbereiche des Netzausbaus
durchaus unterschiedliche Technologien mit
unterschiedlichen Kosten in Betracht (vgl. zum Folgenden
BRAKELMANN und ERLICH 2010, S. 8):

— Fur Onshore-Trassen bis zu einer Entfernung von 400
bis 500 km bietet sich die zurzeit in Deutschland
ubliche  50-Hz-Drehstromtechnik  auf  einem
Spannungshiveau von 380 gegebenenfalls 500 kV mit
Teilverkabelung mit VPE-Kabeln (Kunststoffkabel
mit einer Isolation aus vernetztem Polyethylen) an.
Die Teilverkabelung erlaubt eine unproblematische
Verlegung und Genehmigung neuer Trassen, die in
Deutschland fiir die Nord-Siid- und Nord-West-
Verbindungen erforderlich werden dirften.

— Bei Onshore-Trassen fiir Entfernungen zwischen 400
und 2.000 km kommen fiir Einzelverbindungen ohne
Netzwerkfahigkeit HVDC Classic (High Voltage
Direct Current - Hochspannungs-
gleichstromibertragung) bis 500 kV, soweit wie
moglich in  Freileitungstechnik, ansonsten mit
Massekabeln in Frage. Bei erfolgreicher Weiter-
entwicklung sind 800 kV HVDC Classic-Verbin-
dungen mit  800-kV-Niederdruckdlkabeln  und
Verlegung der Kabel in Betonkanélen und Stahlrohren
maglich.

— Angesichts der Entwicklungsunsicherheiten bei
HVDC-Kabeln und Leistungsschaltern schlagen die
Gutachter vor, Uber die durchaus realistische
Alternative der Schaffung eines 16,7-Hz-Overlay-
Netzes in Europa nachzudenken. Hierfur kdnnte eine
Spannungsebene von 500 kV eingefiihrt werden, fiir
die VPE-Kabel sowie die gesamte Drehstrom-
Netztechnik entweder bereits zur Verfligung steht oder
mit verhéltnismaRig geringem Aufwand, im Vergleich
zu den Herausforderungen der HVDC-Technologien,
entwickelt werden kdnnten. Diese Alternative senkt
den sogenannten La&ngswiderstand der Leitungen
praktisch proportional zur Frequenz. Gegenuber der
zurzeit genutzten Frequenz von 50 Hz bedeutet dies
eine Reduktion um Faktor 3.

Fir Seetrassen schlagen die Gutachter folgende Uber-
tragungstechniken vor (BRAKELMANN und ERLICH
2010, S. 9):

— Fur deutsche Offshore-Windparks mit einer Kiisten-
entfernung von bis zu 120 km wird die konventionelle
50 Hz-Drehstromtechnik, gegebenenfalls in bipolarer
Ausfuhrung emfohlen.

— Fur deutsche Offshore-Windparks mit gréBReren
Kdstenentfernungen wird zurzeit die HVDC-VSC-
Technik (VSC: Voltage Source Converter -
Transistoren mit moderner Halbleitertechnologie) als
einzige Alternative angesehen. Nach Einschéatzung
von Brakelmann und Ehrlich waére fir diese
Aufgabenstellung  die 16,7 Hz-Drehstromtechnik,
gegebenenfalls in  Kombination mit bipolaren
Kabelverbindungen, sehr vorteilhaft einsetzbar.
Hierbei ware eine direkte Einspeisung Uber die
Umrichter der Windkraftanlagen mdglich, wodurch
groRe Einsparungen im Bereich der Offshore-
Konverterstationen far HVDC-Ubertragungen
moglich wirden. Bei einem Einsatz von 16,7 Hz-
Onshore-Netzen wirden sich diese Vorteile weiter
verstérken.

Fur die Anbindung deutscher Offshore-Windparks an
Pumpspeicherkraftwerke in Norwegen schlagen die
Gutachter HVDC-Seekabelverbindungen mit mdoglichst
hoher Spannung vor, die auch aus einem 16,7 Hz-
Offshore-Netz gespeist werden kénnten.

Da es sich bei den notwendigen Manahmen zum Ausbau
der Leitungsnetze in der Regel um Punkt-zu-Punkt-
Verbindungen  handeln  wird, die durch die
Spannungsebene, die Frequenz oder die Ubertragungsart
(Gleichstrom) vom existierenden Hochspannungsnetz
getrennt sind, ist es durchaus mdglich, diese
Verbindungen im Lauf der Zeit mit unterschiedlichen
Techniken zu realisieren. Es bedarf nach Einschdtzung
des SRU daher keiner europdischen Einigung Uber die
einzusetzende Technik, bevor mit dem Bau der ersten
Verbindungsleitungen begonnen wird, selbst wenn
langfristig ein Verbund aller européischen Staaten mit
Nordafrika angestrebt wird.

Es bleibt festzuhalten, dass der notwendige Ausbau von
Netzen und Speichern mit hoher Wahrscheinlichkeit den
zentralen Engpass fur den notwendigen und aus
Klimaschutzgriinden wiinschenswerten schnellen Ausbau
der Nutzung der regenerativen Energiequellen fir die
Stromversorgung in Deutschland und Europa darstellen
wird.  Gleichzeitig  ergeben  alle  angestellten
Berechnungen, dass weder die nutzbaren Potenziale noch
die Verfugbarkeit der erforderlichen Technologien zur
Elektrizitatserzeugung aus regenerativen Energiequellen
vergleichbare Engpésse fur diese Entwicklung darstellen.

4.4 Zukuinftige Rolle von
Grundlastkraftwerken

24. Verfolgt man einen konsequenten Ausbau der
Nutzung regenerativer Energiequellen mit dem Ziel einer
langfristig vollstandig regenerativen Elektrizi-
tatsversorgung, so hat dies neben der schrittweisen
Ablésung der konventionellen Kraftwerkskapazitaten und
dem Ausbau von Netzen und Speichern auch erhebliche
Auswirkungen auf die zukiinftig mégliche Funktion von
Grundlastkraftwerken in dem neuen Versorgungssystem.
Da in der bhisherigen Diskussion um die Zukunft der
deutschen Elektrizitatsversorgung haufig der Eindruck
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erweckt wurde, dass eine gesicherte Versorgung ohne
Grundlastkraftwerke nicht méglich ist, wird im Folgenden
die zukinftige Rolle von Grundlastkraftwerken im
Kontext des sich verdndernden Versorgungssystems
diskutiert.

441 Die bisherige Elektrizitatsversorgung

25. In der bisherigen Elektrizitatsversorgung wird
die Stromnachfrage im Tages- und Jahresverlauf durch
regelbare Grund-, Mittel- und Spitzenlastkraftwerke
gedeckt. Als Grundlastkraftwerke werden ublicherweise
Erzeugungseinheiten bezeichnet, die zwischen 7.000 und
8.760 Stunden pro Jahr Elektrizitdt produzieren. Im
Mittellastbereich liegt dieser Wert zwischen 2.000 und
7.000 Stunden, im Spitzenlastbereich unterhalb von 2.000
Stunden pro Jahr (Fraunhofer IWES und BEE 2009,
S. 32). Abbildung 4-23 zeigt den Zusammenhang dieser
Unterscheidung anhand eines stilisierten Tagesverlaufs
der Elektrizitatsnachfrage.

Im Abstand von 15 Minuten wird Gber den jeweils an-
stehenden Einsatz der verschiedenen verfiigharen

Abbildung 4-23

regelbaren Kraftwerke entschieden (Dispatch), um die
Stromnachfrage jederzeit vollstandig zu decken. Fir diese
Einsatzentscheidung spielen im Wesentlichen die
variablen Kosten der verfligharen Kraftwerke eine Rolle,
die nach ihrer Kraftwerkseinsatzreihenfolge, das heif3t der
aufsteigenden Reihenfolge ihrer Grenzkosten (der
sogenannten Merit Order), eingesetzt werden.

Zusétzlich werden Kraftwerkskapazititen bereitgehalten,
um auf Nachfrage- und Frequenzschwankungen im
Minuten- und Sekundenbereich reagieren zu kénnen
(Primér-,  Sekunddr- und  Tertidrreserve). Diese
Kapazitaten werden als Regelleistung bezeichnet.

Ublicherweise wird Grundlaststrom von groRen zentralen
Atom- und Kohlekraftwerken produziert. Diese haben

zwar héhere Investitionskosten als andere
Kraftwerksarten, jedoch  vergleichsweise  gunstige
Brennstoff- und damit niedrige variable Kosten

(NICOLOSI 2010, S.2). Sie kommen infolgedessen
aufgrund der Merit Order eher zum Einsatz als Kraft-
werke mit relativ hohen variablen Kosten, wie bei-
spielsweise Gaskraftwerke mit vergleichsweise hohen
Brennstoffkosten.

Schematische Darstellung der Deckung der tédglichen Stromnachfrage im derzeitigen
Elektrizitatssystem

Elektrizitatsnachfrage im Netz

=
Z,
(=]
-
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]
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4.4.2 Grol3e Anteile erneuerbarer
Stromerzeugung im System
26. Da Windenergie- und Photovoltaikanlagen im

Gegensatz zu fossil befeuerten oder nuklearen
Kraftwerken keinen Brennstoff benétigen und daher
praktisch keine mit dem Betrieb variierenden Kosten
haben, wird ihr Strom aus 6konomischen Grinden immer
fur die Deckung der Nachfrage eingesetzt, bevor auf
regelbare Kraftwerke mit variablen Kosten zur Deckung
der  verbleibenden Differenz zur  Nachfrage
zuruckgegriffen wird.

Bei einem hohen Anteil praktisch nicht regelbarer und
vorrangig in das Netz eingespeister Wind- und
Sonnenenergie verandert sich die Einsatzentscheidung fir
regelbare Kraftwerke grundlegend. Es gilt nun nicht
mehr, die jeweilige Nachfrage im Netz mit regelbaren
Kraftwerken zu bedienen, sondern nur noch, die Differenz
zwischen der stark und eventuell schnell schwankenden
(fluktuierenden)  Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energien, insbesondere der Windenergie, und der
Nachfrage durch den Einsatz regelbarer Kraftwerke

Abbildung 4-24

auszugleichen. In Abbildung 4-24 wird dies schematisch
dargestelit.

Bildet man die Differenz von Elektrizitatsnachfrage und
fluktuierender  Einspeisung, so ergibt sich  bei
Unterdeckung eine  Nachfrage nach  regelbarer
Stromerzeugung (Residuallast) bzw. nach Stromspeichern
bei Uberdeckung. Die Residuallast muss durch regelbare
Stromerzeugungsanlagen bereitgestellt werden. Die Hohe
der Residuallast hangt folglich zu jedem Zeitpunkt von
der Nachfrage nach elektrischer Energie auf der einen und
der Einspeisung der fluktuierenden erneuerbaren Energien
(vor allem Wind, aber auch Photovoltaik) auf der anderen
Seite ab.

Das in Abschnitt4.2.1 vorgestellte Ubergansszena-
rio 2.1.a errechnet bereits fir das Jahr 2020 eine in-
stallierte Leistung von rund 67 GW Windenergie und
30 GW Photovoltaik in Deutschland. In Summe werden
somit im Jahr 2020 gegebenenfalls etwa 97 GW an
Leistung installiert sein, deren Stromproduktion nicht
exakt planbar ist, da Wind- und Sonnenangebot stark
schwanken.

Schematische Darstellung der Deckung der téglichen Stromnachfrage in einem
Elektrizitatssystem mit einem hohen Anteil von Windenergie
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443 Anforderungen an das zukinftige
Elektrizitatssystem
27. Ein ambitionierter Ausbau der erneuerbaren

Energien erfordert es, das Elektrizitatsversorgungssystem
an neue Gegebenheiten anzupassen. Fur die Integration
eines hohen Anteils erneuerbarer Energien, deren Beitrag
im Falle der Wind- und Solarenergie variiert, sind ein
flexibler Einsatz konventioneller Kraftwerke, der Ausbau
der Speichersysteme fiir Strom, steuerbare regenerative
Energietrager und ein effektives Nachfragemanagement
erforderlich. Mit dem Ausbau der erneuerbaren Energien
muss eine verstdrkte Nutzung technischer und
wirtschaftlicher ~ Potenziale  fir  ein  flexibles
Stromerzeugungssystem einhergehen (vgl. NICOLOSI
2010).

Auch das Fraunhofer Institut fiir Windenergie und
Energiesystemtechnik (IWES) Kassel schlussfolgert auf
Basis  einer  Simulation  der  Stromversorgung
Deutschlands des Jahres 2020 unter Berticksichtigung der
Ausbauprognose des Bundesverbandes Erneuerbare
Energien (BEE), dass aufgrund haufigerer und hoherer
Leistungsanderungen, wie sie die fluktuierende
Einspeisung aus erneuerbaren Energiequellen erforderlich
mache, der Bedarf an Mittel- bzw. Spitzenlast steige und
die ,klassische Grundlast* im Jahr 2020 nicht mehr
existieren werde (Fraunhofer IWES und BEE 2009,
S. 37).

Auch in einer Simulation der Struktur des Ubergangs-
szenarios 2.1.a fir das Jahr 2020 kommen STERNER
et al. (2010) vor dem Hintergrund der in Abbildung 4-25

Abbildung 4-25

gezeigten Residuallast des Systems zu der Schluss-
folgerung, dass bereits 2020 keine durch konventionelle
Kraftwerke zu deckende Grundlast mehr existiert.

Dem Wegfall einer zu bedienenden Grundlast und der
notwendigen Flexibilitat konventioneller Kraftwerke wird
jedoch in der Diskussion um die zukinftig notwendige
Erzeugungsstruktur nicht gentigend Rechnung getragen.

In Deutschland werden Kernkraftwerke und Braun-
kohlekraftwerke bislang ,,uberwiegend im Dauerbetrieb
bei Nennleistung und nur einzelne Anlagen im
Lastfolgebetrieb” (HUNDT et al. 2009, S. iii) betrieben.
Uber die Fahigkeit dieser Anlagen zum zukinftig immer
starker erforderlichen Lastfolgebetrieb werden in der
Literatur unterschiedliche Angaben gemacht. Das IER
Stuttgart (Institut fir Energiewirtschaft und Rationelle
Energieanwendung der Universitat Stuttgart) halt
Leistungsanderungsgeschwindigkeiten von 3,8 bis 5,2 %
pro Minute (bezogen auf die Nennleistung) im
Normalbetrieb und einer  Anlagen  schonenden
Betriebsweise fur moglich (HUNDT etal. 2009, S. 28).
GRIMM (2007, S.9) gibt den Leistungsgradienten von
Kernkraftwerken mit 5 bis 10 % pro Minute an. Diese
Aussage gilt fir den Teillastbetrieb von Kernkraftwerken;
eine hohe Windenergieeinspeisung uber einen l&ngeren
Zeitraum kann jedoch das zeitweise Abschalten von
Kraftwerken erfordern, die bislang dem Grundlastbetrieb
zuzuordnen sind. Bei Kernkraftwerken gehen HUNDT
etal. (2009, S.26) davon aus, dass Kernkraftwerke im
Teillastbetrieb bis auf 50 % ihrer Nennleistung abgeregelt

Residuallast des Ubergangsszenarios 2.1.a im Jahr 2020
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werden konnen. Tritt eine geringere zu bedienende Last
auf, muss ein Kernkraftwerk abgeschaltet werden. Eine
Analyse historischer Daten zeigt, dass die Leistung von
Grundlastkraftwerken (im Wesentlichen Kernkraftwerke
und Braunkohlekraftwerke) in der Vergangenheit an
Zeitpunkten mit starker Einspeisung von Windstrom nicht
unter 46 % reduziert werden konnte (NICOLOSI 2010,
S. 15). Neue Steinkohlekraftwerke kénnen nach Angaben
des Bundesverbandes Braunkohle (DEBRIV 2010)
kurzzeitig bis zu einer Untergrenze von 25 % ihrer
Nennlast heruntergeregelt werden.

Starke und hdufig auftretende Leistungsédnderungen von
Atom- und Kohlekraftwerken haben jedoch fir den
Betreiber mindestens zwei negative Folgen: zum einen
sinkt im Teillastbetrieb der Wirkungsgrad einer Anlage
und damit erhdhen sich die spezifischen Kosten der
Elektrizitatsproduktion, zum anderen fihren haufige
Leistungsanderungen zu Materialermidung insbesondere
von Bauteilen, die in den Erzeugungskreislaufen hohem
Druck oder hohen Temperaturen ausgesetzt sind. Eine
solche Betriebsweise mindert somit ihre zu erwartende
Lebensdauer (NICOLOSI 2010, S.2). Bei einem
erheblichen Ausbau erneuerbarer Erzeugungskapazititen
werden konventionelle Kraftwerke darliber hinaus
zeitweise vollstdndig abgeschaltet werden missen. Nach
Abschaltungen sind Mindeststillstandszeiten einzuhalten,
um thermische Spannungen zu verringern (GRIMM 2007,
S. 45 ff.). Dies verringert die mogliche Jahresvolllast-
stundenzahl der Anlage weiter.

Konventionelle thermische Grundlastkraftwerke werden
in einem sich &ndernden System zunehmend mit
Anforderungen an einen erforderlichen Lastfolgebetrieb
und héufiger werdenden Abschaltungen konfrontiert, fiir
die sie weder technisch noch 6konomisch ausgelegt
worden sind.

Eine im Auftrag der E.ON AG erstellte Studie des IER
schlussfolgert, dass aus diesem Grund eine ,.eindeutige
(idealtypische) Zuordnung der Lastbereiche zu einzelnen

Abbildung 4-26

Kraftwerkstypen® in Zukunft ,,weniger deutlich“ ausfallen
werde (HUNDT et al. 2009, S. 22).

Aus Abbildung 4-25 wird klar, dass es im Falle hoher
fluktuierender Einspeisung keine Nachfrage nach
Grundlastkraftwerken mehr geben wird. Die verbleibende
Nachfrage sollte aus 6konomischen und technischen
Erwagungen vielmehr mit Kraftwerken abgedeckt
werden, die fur einen Betrieb im Bereich der Mittel- oder
Spitzenlast konzipiert und entsprechend ausgelegt sind.

Aus einer Simulation des Jahres 2020 aus dem Uber-
gangsszenario 2.1.a, die STERNER etal. (2010) im
Auftrag des SRU berechnet hat, ergibt sich bei einem
Vergleich der Jahresdauerlinien der Elektrizitdtsnachfrage
des Jahres 2007 und des Jahres 2020, dass die
erforderliche Leistung der Kraftwerke mit einer
Jahresvolllaststundenzahl von mehr als 8.000 von
43,9 GW (2007) auf circa 10 GW (2020) sinkt (vgl.
Abb. 4-26). Hierbei ist zu beachten, dass ein groRer Teil
der von STERNER (ebd.) als Gaskraftwerke aus-
gewiesenen Spitzenleistung durch in dem System bereits
angeschlossenen Speicherleistungen (ca. 16 GW Pump-
speicherleistung in Norwegen, 7 GW Pumpspeicher-
kraftwerksleistung und erste Druckluftspeicher in
Deutschland) bedient werden kann. Diese Technologien
sind aber im Modell von STERNER (ebd.) nicht
entsprechend  enthalten  gewesen, weshalb  die
notwendigen Kapazitaten als Gaskraftwerke ausgewiesen

werden. Sollte es nicht gelingen, friih genug die
entsprechenden  Speicher an das deutsche Netz
anzubinden,  missten  entsprechende  zusatzliche

Gaskraftwerke gebaut werden.

In einem Jahresdauerliniendiagramm sind die im Verlauf
eines Jahres auftretenden Stundenlasten (nachgefragte
Leistung) Uber der kumulierten Dauer (Stunden) ihrer
Nachfrage aufgetragen. In Abbildung 4-26 wird die
Residuallast als schwarze Fléche dargestellt, die dariber
liegenden farbigen Flachen stellen die erneuerbaren
Energien dar.

Jahresdauerlinien der deutschen Stromerzeugung 2007 und 2020

Quelle: FRAUNHOFER IWES und BEE 2009; STERNER et al. 2010
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Eine Verlangerung der Laufzeiten von Atomkraftwerken,
wie sie derzeit von verschiedenen Seiten als notwendige
Option dargestellt wird (vgl. CDU et al. 2009), wiirde die
oben dargestellten Probleme unnétig verschérfen, denn
Atomkraftwerke verfligen nicht tiber die im zukinftigen
Energiesystem notwendigen Flexibilitatseigenschaften.
Auch der Bau neuer Kohlekraftwerke fir den
Grundlastbereich ist weder eine fur das System hilfreiche
Ergénzung, noch werden entsprechende Investitionen auf
Dauer die erwarteten ékonomischen Ergebnisse fiir die
Investoren erzielen, da die bei der Planung der
Kraftwerke unterstellten Betriebsstunden nicht mehr
erreicht werden kdénnen.

Der SRU sieht das zukiinftige Stromversorgungssystem
daher bereits heute vor die Grundsatzentscheidung
zwischen zwei unterschiedlichen Entwicklungspfaden
gestellt. Mdglich ist entweder:

— ein massiver Ausbau der regenerativen Energie-
quellen, der mit schnell startenden Kraftwerks-
kapazitaten (Gaskraftwerke), Stromspeichern und
einem erheblichen Netzausbau kombiniert werden
muss, oder

— der Ausbau einer Kraftwerksstruktur auf der Basis von
Grundlastkraftwerken (Kohle mit CCS (Carbon
Capture and Storage) und/oder Kernkraftwerke) unter
Verzicht auf einen weiteren substanziellen Ausbau der
regenerativen Energiequellen Wind und Sonne zur
Stromerzeugung, da ein hoher Anteil von Wind- und
Sonnenenergie nicht sinnvoll mit einer
grundlastorientierten Stromerzeugung (aus Kohle und
Kernenergie) kombiniert werden kann.

Aufgrund des Systemgegensatzes zwischen Kraftwerken,
die technisch-6konomisch auf Grundlast ausgelegt sind,
und stark fluktuierenden regenerativen Energiequellen
sind nach Einschatzung des SRU sowohl die diskutierte
Laufzeitverlangerung von Atomkraftwerken als auch der
geplante Neubau von erheblichen Kapazitdten wvon
Kohlekraftwerken mit einer Ubergangsstrategie auf eine
vollstandig regenerative Energieversorgung unvereinbar.

4.5 Kosten des Entwicklungspfads

28. Abgeleitet aus den in Kapitel 4.2 berechneten
Entwicklungen des Kapitalstocks der erneuerbaren
Energien wurde exemplarisch fir das Ubergangs-
szenario 2.1.a die Kostenentwicklung der regenerativen
Stromversorgung berechnet. Die Annahmen zum
zeitlichen Verlauf der spezifischen Stromgestehungs-
kosten wurden an die des Leitszenarios A der Leitstudie
2008 des Bundesministeriums fur Umwelt, Naturschutz
und Reaktorsicherheit (BMU) (NITSCH 2008) angelehnt
und auf das REMix-Szenario 2.1.a skaliert. Das Modell
REMix basiert in seinen fiir 2050 erwarteten Kosten auf
einer Fortschreibung der Kostenannahmen von NITSCH
(2008).

Die Verdnderung der Stromgestehungskosten der er-
neuerbaren Energien, wie sie fur die Berechnungen des
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SRU angenommen wird (vgl. Abb.4-27), ist im
Wesentlichen wvon technischen Parametern, wie der
Verbesserung von Wirkungsgraden, Kostensenkungs-
potenzialen durch Skaleneffekte und 6konomischen
Randbedingungen, wie der angenommenen Kapital-
verzinsung, abhangig. Sie unterliegen bei einem
Betrachtungszeitraum von vierzig Jahren nicht uner-
heblichen Unsicherheiten. Wie in Kapitel 2.2 bereits
diskutiert, liegen die hier unterstellten Kosten-
senkungspotenziale in der Spannweite der bisher in der
wissenschaftlichen  Literatur  verdffentlichten  Ab-
schatzungen. Im Bereich der Windenergie ergibt eine
Rickrechnung der Kostenangaben nur auf der Basis der
im Szenario in Deutschland installierten Leistungen
Lernfaktoren von 11,5 % flr den Onshorebereich und von
18,6 % flir Offshore (vgl. Tab. 4-5). In ihrer jlngsten
Untersuchung kommt NEIJ (2008, S.2209) zu einer
Bandbreite von 18 bis 22 % fur Windenergie bis 2050,
von 15 bis 25 % fiir Photovoltaik und von 0 bis 10 % fur
die energetische Biomassenutzung. Die sich aus der
Rickrechnung ergebenden angenommenen Lernfaktoren
fir die Windenergie sind daher eher als vorsichtige
Annahmen einzuschétzen. Eine entsprechende
Rickrechung ergibt einen Lernfaktor von 2,2 % fir die
energetische Biomassenutzung. Auch diese Annahme ist
als eher konservativ zu qualifizieren. Die Riickrechung
fir den angenommenen Lernfaktor der Photovoltaik
ergibt einen Wert von 26 %, der knapp oberhalb des
oberen Randes des von NEI (ebd.) quantifizierten
Bereichs liegt. Dieser Wert ist damit eindeutig als sehr
optimistisch  einzuschatzen.  Die  angenommenen
Kostenentwicklungen im Bereich der Photovoltaik sind
vor allem fir die Zeit nach 2035 als eher optimistisch
anzusehen und mdussten von einer &hnlich starken
Expansion der Photovoltaiknutzung weltweit flankiert
werden, um auf die fir in Deutschland installierte
Anlagen doch sehr ambitionierten Werte von weit unter
15 ct/kWh zu kommen. Sollte es sich herausstellen, dass
der angenommene Wert von 8,9 ct/kWh zu optimistisch
ist und nur eine Kostensenkung auf 15 ct/kWh bis zum
Jahr 2050 erreicht werden kann, so erhéhen sich die
durchschnittlichen Stromgestehungskosten im
Szenario2.1a von 7,0 auf 7,56ct/kWh. Im
Szenario 2.2.a, das einen Nettoimport von Strom zuldsst,
bleiben die Stromgestehungskosten bei 6,5 ct/kWh, da die
Photovoltaik in diesem Szenario nicht zum Einsatz
kommt.

Die unterstellte Kostenentwicklung im Bereich der
Biomassenutzung geht einerseits von moderat sinkenden
Investitionskosten fiir die eingesetzte Technologie aus, sie
geht aber beim Einsatz von Energiepflanzen oder
Restholz davon aus, dass die Preise dieser Substrate oder
Brennstoffe sich auf Dauer dhnlich entwickeln werden
wie die Preise konventioneller Brennstoffe.

Das fir das Gutachten unterstellte Kostensenkungs-
potenzial im Bereich der elektrischen Nutzung der
Geothermie ist als eher konservativ einzuschétzen.
Aktuell diskutierte Zahlen gehen eher von einem gréReren
Kostensenkungspotenzial aus.



Tabelle 4-5

Angenommene Lernraten (Reduktion der Stromgestehungskosten um x % bei Verdopplung
der Produktion) im Vergleich zur Literatur (NEIJ 2008)

Lernraten in % Lernrate SRU Lernraten NEIJ 2008
Wind onshore 11,5% 18-22%
Wind offshore 18,6 % 18-22%
Photovoltaik 25,9 % 15-25%
Biomasse 22% 0 - 10 % (Technik)

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Tab. 4.5; Datenquelle: NEI1J 2008

Abbildung 4-27

Annahmen zur Entwicklung der Stromgestehungskosten
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Abbildung 4-27 zeigt die unterstellten spezifischen
Stromgestehungskosten  der jeweiligen erneuerbaren
Energiequellen. Hierbei wird wie in allen Berechungen
der Szenarien von einer volkswirtschaftlich orientierten
Verzinsung von 6 % ausgegangen. Eventuell héhere
privatwirtschaftlich ubliche Verzinsungen auf
eingesetztes Kapital wurden ausdriicklich nicht be-
riicksichtigt.

Die Kosten der konventionellen Stromerzeugung werden
maRgeblich von der Entwicklung der Brennstoffpreise
und der Kosten fir Verschmutzungsrechte (CO,-Zertifi-
katspreise) bestimmt. Besonders die Schatzung zukdinf-
tiger Brennstoffpreise fiir die verschiedenen fossilen

Energietréger unterliegen Uber einen Zeitraum von vierzig
Jahren deutlich grof3eren Unsicherheiten als die technolo-
gisch bedingten zukiinftigen Kosten fir Technologien zur
Nutzung regenerativer Energietrédger. Die zukinftige
Entwicklung der Preise fiir CO,-Emissionsrechte kann nur
mit ahnlich groBen Unsicherheiten abgeschatzt werden
und ist sehr stark von den Zielen der zukinftigen Klima-
politik abhédngig. Ein weiterer wichtiger Faktor, der den
Preis von Emissionsrechten entscheidend beeinflussen
kann, ist die Grolle des zukiinftigen Marktes. Verschie-
dene Untersuchungen zeigen, dass eine Ausweitung des
Emissionsrechtehandels auf alle Staaten der Welt den
Preis von Emissionsrechten gegeniiber einem auf die
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OECD (Organisation for Economic Co-operation and
Development) beschrankten Handel um bis zu Faktor 5
senken kann (IPCC 2001, S. 537). Fur die Berechnungen
im Rahmen dieser Stellungnahme wurden die im Leit-
szenario A der Leitstudie des BMU (NITSCH 2008)
unterstellten Preisentwicklungen fur fossile Brennstoffe
(frei Kraftwerk) und Emissionsrechte (vgl. Tab. 4-6)
verwendet.

Tabelle 4-6

Abbildung 4-28 zeigt, dass dieses Preisszenario zu Recht
als ein Szenario deutlicher Preisanstiege fiur fossile
Energietrager bezeichnet werden muss. Im Vergleich zum
Preisszenario mit einem méRigen Preisanstieg (B) liegen
die Preise im Jahr 2050 doch deutlich hoher. Die
Leitstudie geht nicht davon aus, dass das sehr niedrige
Preisszenario (C) eintreten konnte.

Angenommene Preisentwicklung fir fossile Brennstoffe und CO,-Emissionsrechte

entsprechend dem Preispfad A (Deut

licher Preisanstieg) der Leitstudie

Brennstoffpreise frei Kraftwerke; reale Preise, (Preisbasis 2005) mit CO2 - Aufschlag
2000 2005 2008 2007| 2010 2015 2020 2025 2030| 2040 2050
Preispfad A: DEUTLICH
Co2-Aufschlag; EUR/t 240 32,0 38,0 450 50,0 60,0 70,0
Erdgas
ct’kWh th 1.30 1.86 2,36 2,64 3,49 4,14 4,82 549 6.1 7,35 827
EUR/GJ 3.81 517 6,56 7.34 9,70 1151 1340 1526 1712| 2043 22,99
Anteil CO2-Aufschl. (%) 15,9 18.6 19.8 19,9 19,6 19.7 20,7
Steinkohle
EUR/ 49,5 66,1 65,1 77,1 183,8 2251 2859 3046 341,3| 416.4 481.8
ct’/kWh th 0.61 0.81 0,80 0,95 2,26 2,76 3,26 3,74 419 5,11 5,91
EUR/GJ 1.69 2,26 2,22 263 6,27 7,68 9,07 1039 1164 14,21 16,44
Anteil CO2-Aufschl. (%) 54,3 62,2 65.5 66,3 65,4 636 644
Braunkohle
ct’kWh th 0,37 0,38 0,38 0,40 1.36 1,71 2,01 2,27 2,49 2,94 3,40
EUR/GJ 1.02 1,06 1,08 1.11 3,78 475 5,59 6.31 5,92 8,17 9,45
Anteil CO2-Aufschl. (%) 240 298 347 383 408 444 476

Quelle: NITSCH 2008, S. 108

Abbildung 4-28
Vergleich der drei Preispfade der Leitstudie de

s BMU fir fossile Brennstoffe einschlief3lich
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Quelle: NITSCH 2008, S. 107
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Auf Basis des jahrlichen Zubaus an erneuerbarer Er-
zeugungskapazitat und der von den spezifischen Kosten
abhangigen jeweiligen Elektrizitatsproduktion konnten
die jahrlichen Gesamtkosten bestimmt werden. In
Abbildung 4-29 ist die Entwicklung der nach einzelnen
erneuerbaren Ressourcen, Speicherkosten in Deutschland
und Kosten flr grenzlberschreitenden Transport und
Speicher in Norwegen aufgeschlisselten Gesamtkosten
dargestellt. Zundchst kann im Diagramm bis zum Jahr
2024 ein steiler Anstieg der Gesamtkosten fiir die
erneuerbare Stromerzeugung abgelesen werden, was auf
die starke Zunahme des erneuerbaren Anteils an der
gesamten Stromversorgung und insbesondere auf den
Zubau der Offshore-Windenergie bei noch relativ hohen
Kosten zurlickzufiihren ist. Trotz des weiteren Zuwachses
an erneuerbarer Erzeugungskapazitdt (vgl. Kap. 4.2)
sinken die Gesamtkosten nach Erreichen des Maximums
von circa 43 Mrd. Euro im Jahr 2024 aufgrund der
technikinduzierten Kostendegression (Lernkurve)
kontinuierlich bis auf circa 36 Mrd. Euro im Jahr 2050 ab.
Es ist zu erkennen, dass im Gegensatz zu den

Abbildung 4-29

Gesamtkosten der reinen Elektrizitatserzeugung aus
erneuerbaren Energien die Kosten fir den grenziiber-
schreitenden Transport und die Speicherkosten konti-
nuierlich anwachsen.

Aufgrund des geringen Potenzials und der hohen an-
genommenen Kosten fir geothermische Stromerzeugung
im Jahr 2050 kommt diese regenerative Ressource im
Szenario 2.1.a nicht zum Einsatz (vgl. Kap. 4.2).

Abbildung 4-30 zeigt die durchschnittlichen spezifischen
Stromerzeugungskosten aus erneuerbaren Energietragern
aus  Szenario 2.1.a inklusive der Kosten  flr
Speichernutzung und grenziiberschreitenden Netzausbau
nach Norwegen. Zum Vergleich ist dieser Kurve die
Kostenentwicklung der  konventionellen  Elektrizi-
tatserzeugung aus fossilen und nuklearen Brennstoffen
(entsprechend dem Preisszenario A der Leitstudie des
BMU) gegenubergestellt. Die Grundlage fir die Be-
rechnungen der spezifischen erneuerbaren Kosten bildet
die Entwicklung der Gesamtkosten in Abhangigkeit von
der jeweiligen jahrlichen erzeugten elektrischen Energie.

Entwicklung der Gesamtkosten flr regenerative Stromerzeugung (Szenario 2.1.a)
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 4-29; Datenquelle: Leitszenario aus NITSCH 2008; DLR 2010
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Abbildung 4-30

Entwicklung der durchschnittlichen spezifischen erneuerbaren (Szenario 2.1.a) und
konventionellen Stromgestehungskosten

20

€ centkWh

Entwicklung der spezifischen Stromgestehungskosten (Szenario 2.1a)
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“====Konventionelle Energietrdger (Leitstudie 2008, Szenario A)
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Durchschnittliche Gestehungskosten (2.1.a, Kosten B)

SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 4-30; Datenquelle: Leitszenario A aus NITSCH 2008; DLR 2010

Aus dem Diagramm ist ersichtlich, dass die durch-
schnittlichen spezifischen Stromerzeugungskosten aus
erneuerbaren Energien (dunkelgrine Kurve) im Zeit-
verlauf aufgrund der Technologieentwicklung und der
Unabhéngigkeit von knappen Ressourcen (Brennstoffen)
nach einem anfanglichen Anstieg ab dem Jahr 2017
kontinuierlich sinken. Sie liegen im Jahr 2012 bei circa
12 ct/kWh und verringern sich auf circa 7 ct/kWh im Jahr
2050. Wahrend die Kosten fir Speicher und
grenziberschreitenden Transport im Jahr 2010 (Speicher
in  Deutschland) nur 3%  der spezifischen
Stromerzeugungskosten verursachen, steigen sie auf bis
zu 27 % im Jahr 2050 an und betragen dann etwa
2 ct/kWh. Hinter einem Kostenanteil von 2 ct/kWh steht
im Jahr 2050 eine in Norwegen genutzte Speicherleistung
von 42GW und eine in Deutschland eingesetzte
Druckluftspeicherleistung von gut 18 GW, die in
kiirzester Zeit als Erzeugungs- und als Speicherleistung
abgerufen  werden  konnen.  Die  norwegische
Pumpspeicherleistung entspricht einem Reimport von
knapp 123 TWh/a  Strom, die in  Norwegen
zwischengespeichert werden. Eingerechnet ist hierbei
ferner, dass im Ausland entstehende Transport- und
Speicherverluste durch den Zukauf regenerativen Stroms
in Norwegen ausgeglichen und entsprechend bezahlt
werden.

Weder bei den konventionellen, noch bei den erneuer-
baren durchschnittlichen Stromgestehungskosten sind
Kosten fiir den innerdeutschen Netzausbau enthalten.
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Wirde man fiir die erneuerbare Stromversorgung im Jahr
2050 einen zusatzlichen Netzausbau in Form von
Ubertragungstrassen zwischen Nord- und Std-, bzw.
Westdeutschland mit Hochspannungsgleichstrom-
uibertragung (HGU/HVDC) mit einer Lénge von 3.000 bis
4,000 km und einer Ubertragungsleistung von 30 bis
45 GW fiir eine zu Ubertragenen Energiemenge von 350
bis 500 TWh/a annehmen (die gesamte
Windenergieerzeugung belauft sich 2050 im Szena-
rio 2.1.a auf ca. 408 TWh/a), dann muss nach ersten
Uberschlagigen Berechnungen mit zusatzlichen Kosten
(einschliellich der entstehenden Netzverluste) von etwa 1
bis 2 ct/kWh gerechnet werden. Die gesamten
durchschnittlichen erneuerbaren Stromerzeugungskosten
mit Speicherkosten und Kosten fiir innerdeutschen und
grenziberschreitenden Netzausbau wirden sich dann auf
etwa 8 bis 9 ct/kWh belaufen. Abbildung 4-31 zeigt die
Entwicklung der Stromgestehungskosten einschliellich
der Kosten fiir die innerdeutsche Ubertragung (hellgriine
Kurve), wenn man fir 2050 Kosten von 1,5 ct/kWh
annimmt und ferner davon ausgeht, dass der Ausbau der
innerdeutschen HGU-Trassen proportional zum weiteren
Ausbau der Windenergie erfolgt.

Die in den ersten Jahren entstehenden Mehrkosten durch
den forcierten Ausbau der Nutzung regenerativer
Energietrédger erhéhen den durchschnittlichen Strompreis
allerdings nicht um die gesamte Differenz zwischen den
Gestehungskosten ~ der  regenerativen  Erzeugung
(dunkelgrine Kurve in Abbildung 4-30) und der



konventionellen Erzeugung (rote oder orange Kurve). Sie
gehen nur mit dem realisierten Anteil an der
Gesamterzeugung in die durchschnittlichen
Stromgestehungskosten ein. Abbildung 4-31 zeigt diese

anféangliche Erhéhung und spatere Senkung der
durchschnittlichen ~ Stromgestehungskosten  (nur  die
Verénderung der Stromgestehungskosten, nicht die

gesamten Stromgestehungskosten) im Vergleich zur
konventionellen Erzeugung in Szenario 2.1.a bei einem
deutlichen Anstieg der Kosten fir konventionelle
Energietrager (hellgrine Kurve) und einem moderaten
Anstieg dieser Kosten (rote Kurve). Werden Nettoimporte
zugelassen,  verringern  sich  die  regenerativen
Erzeugungskosten in 2050 um 0,5 ct/kWh. Bei einer
ausgeweiteten internationalen Kooperation (Europa -
Nordafrika) sinken die Kosten um weiter 0,5 ct/kWh.
Abbildung 4-31 zeigt den Einfluss einer Senkung der
regenerativen Erzeugungskosten von 1 ct/kwWh auf die
durchschnittlichen Stromgestehungskosten als
dunkelgriine und orange Kurve. Hierbei wird unterstellt,
dass die Kostensenkung fiir den ganzen Zeitraum
realisierbar ist.

Der Vergleich mit den konventionellen Strom-
gestehungskosten in  Abbildung 4-31 zeigt, dass die
erneuerbare Stromerzeugung je nach der Entwicklung der
Preise konventioneller Energietrager ab einem Zeitpunkt

Abbildung 4-31

zwischen 2029 und 2044 kostenglinstiger dargestellt
werden kann als die konventionelle Erzeugung.

Eine regenerative Elektrizitatsversorgung Deutschlands
wird auf Dauer in jedem Fall zu niedrigeren
Elektrizitatskosten flihren, als sie durch ein Festhalten an
den bisherigen Versorgungsstrukturen méglich waren.
Gleichzeitig gewéhrleistet die vollstdndige Umstellung
auf regenerative Energietrager eine auf Jahrtausende
sichere und klimavertragliche Elektrizitatsversorgung flr
Deutschland.

Der Nachteil eines Umsteuerns liegt darin, dass wéhrend
der né&chsten Jahrzehnte 2 bis 3,5 ct/kWh hohere
Elektrizittskosten getragen werden mussen, um die fur
einen erfolgreichen Klimaschutz notwendige rechtzeitige
Systemumstellung zu finanzieren. Kostenerhéhungen, die
sich in den Jahren der héchsten Belastung (um 2020) in
Deutschland auf Betrage zwischen 10 und 15 Mrd. Euro
pro Jahr summieren, liegen in den Ubrigen Jahren deutlich
niedriger und stehen ab 2030 Kostensenkungen von bis zu
40 Mrd. Euro pro Jahr gegentiber.

Dem SRU erscheint der Aufwand fir den Klimaschutz
angesichts der damit sichergestellten vollstdndigen
Loésung des Klimaproblems fiir einen Bereich, der heute
circa 35% der gesamten deutschen Treibhaus-
gasemissionen verursacht, als eine gesellschaftlich
auferordentlich lohnende Investition.

Veranderung der durchschnittlichen Stromgestehungskosten gegeniber konventioneller
Erzeugung durch einen forcierten Ausbau der regenerativen Energiequellen in Deutschland
(einschlielRlich Speicher, nationalem und internationalem Netzausbau)

Verdnderung der durchschnittlichen Stromgestehungskosten gegeniiber konventioneller Erzeugung (Szenario 2.1a und
3.a einschlieBlich Speichern, nationalem und internationalem Netzausbau)
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SRU/Stellungnahme Nr. 15-2010/Abb. 4-31; Datenquelle: Leitszenario A aus NITSCH 2008; DLR 2010
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5 Zusammenfassung und
Empfehlungen

Zusammenfassung

29. Der Sachverstandigenrat fiir Umweltfragen
(SRU) erarbeitet derzeit ein Sondergutachten zur Zukunft
der Stromversorgung in Deutschland mit Blick auf das
Jahr 2050. Darin werden die Mdglichkeit eines Ubergangs
zu einer vollstdndig regenerativen, nachhaltigen Strom-
versorgung aufgezeigt und Ansatzpunkte fir die politi-
sche Instrumentierung diskutiert. Das Gutachten stitzt
sich auf verschiedene technisch-6konomische Szenarien
einer vollstandig regenerativen Stromversorgung, die vom
Deutschen Zentrum fir Luft- und Raumfahrt (DLR) im
Auftrag des SRU gerechnet wurden. Die Ergebnisse
dieser Szenarien werden in der vorliegenden Stellung-
nahme vorab vertffentlicht, um sie fir die aktuellen Dis-
kussionen um das Energiekonzept der Bundesregierung
verflgbar zu machen. Die politischen und rechtlichen
Voraussetzungen fir die Transformation des Strom-
systems hin zu einer vollstdndig regenerativen Ver-
sorgung sind nicht Gegenstand dieser Stellungnahme,
werden jedoch im Sondergutachten behandelt.

Alle Szenarien gehen von der Pramisse einer vollstandig
regenerativen Stromerzeugung im Jahr 2050 aus, realisie-
ren diese aber unter verschiedenen Rahmenbedingungen
bezuglich der Vernetzung mit dem Ausland und der zu
deckenden Stromnachfrage.

Das Modell, das fur die Erstellung der Szenarien verwen-
det wurde, arbeitet mit einer hohen zeitlichen Auflésung
und kann die Stromerzeugung im Jahresverlauf stunden-
genau auf die Nachfrage abstimmen. Dadurch wird die
Herausforderung flr das Stromsystem abgebildet, die
durch die Zunahme zeitlich fluktuierender Erzeugung aus
Wind- und Sonnenenergie entsteht. Die Sicherheit der
Versorgung zu jedem Zeitpunkt eines Jahres muss ent-
weder durch zeitgleiche Produktion regenerativer Elektri-
zitat oder durch den Einsatz zuvor gespeicherten Stroms
gewéhrleistet werden. Das Modell setzt hierzu verschie-
dene Erzeugungsoptionen (Wind, Sonne, Biomasse,
Geothermie, Wasserkraft) sowie Speichertechnologien ein
und berechnet die jeweils kostenoptimale Zusammen-
setzung der verschiedenen Technologien.

30. Die vorgestellten Szenarien (s. Kap. 3) zeigen,
dass eine vollstandig regenerative Stromversorgung in
Deutschland in unterschiedlichen Varianten mdglich ist.
Die nutzbaren Potenziale an erneuerbaren Energien in
Deutschland und Europa erlauben es, zu jeder Stunde des
Jahres die maximal anzunehmende Nachfrage nach Strom
zu bedienen. Die bereits heute verfiigbaren Technologien
insbesondere zur Nutzung von Wind- und Sonnenenergie
sind dafiir ausreichend. Eine vollstdndig regenerative
nationale Selbstversorgung mit Strom ware zwar mdglich,
ist aber auch vor dem Hintergrund des européischen Bin-
nenmarktes fur Elektrizitat keineswegs anzustreben. Wer-
den hingegen européische Verbundldsungen modelliert,
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kénnen dadurch die Kosten gesenkt und die Sicherheit der
Versorgung erhéht werden. Die anstehende Erneuerung
des Kraftwerkparks in Deutschland bietet eine besonders
gunstige Bedingung, eine Umstellung der Stromversor-
gung auf eine nachhaltige Nutzung erneuerbarer Energien
kostengiinstig und ohne Strukturbriiche umzusetzen.

Die Ergebnisse der Szenarien fur 2050 im
Uberblick

— Das Potenzial an regenerativen Energiequellen reicht
aus, um den Strombedarf in Deutschland und Europa
vollstandig zu decken.

— Dabei kann Versorgungssicherheit gewdhrleistet
werden: Zu jeder Stunde des Jahres wird die
Nachfrage gedeckt. Voraussetzung ist der Aufbau
der entsprechenden Erzeugungskapazitaten und die
Schaffung von Mdglichkeiten fur den Ausgleich
zeitlich schwankender Einspeisung von Strom durch
entsprechende Speicherkapazitéten.

— Eine vollstandig nationale Selbstversorgung ist zwar
darstellbar, aber keineswegs empfehlenswert.

— Die Kosten der Stromversorgung kénnen durch einen
regionalen Verbund mit Danemark und Norwegen
oder einen groReren europdisch-nordafrikanischen
Verbund im Vergleich zur nationalen Selbstversor-
gung erheblich gesenkt werden.

— Eine anspruchsvolle
Effizienzpolitik senkt die
Okologischen  Kosten  der
erneuerbaren Energien.

Energiespar- und
6konomischen und
Versorgung  mit

— Der derzeitige Bestand an konventionellen Kraftwer-

ken ist als ,Briicke” hin zu einer regenerativen
Stromversorgung ausreichend. Bei einer
durchschnittlichen  betrieblichen  Laufzeit von

35 Jahren kann der Ubergang schrittweise gestaltet
werden. Hierfir muss der jahrliche Zubau an
regenerativen Erzeugungskapazitaten bis etwa 2020
in moderatem Umfang weiter gesteigert werden.

31 Nach Einschéatzung des SRU ware eine vollstan-
dig regenerative Stromversorgung fiir Deutschland im
Jahr 2050 auch 6konomisch vorteilhaft. Die Kosten des
Systems hangen dabei wesentlich vom Grad der Vernet-
zung mit anderen européischen L&ndern ab. Wahrend die
nicht anstrebenswerte rein deutsche Versorgung nach den
Modellrechnungen relativ hohe Stromgestehungskosten
von 9 bis 12 ct/kWh verursachen wirde (je nach Hohe der
Stromnachfrage), kénnte bereits ein regional begrenzter
Verbund mit Ddnemark und Norwegen oder ein groierer
europdisch-nordafrikanischer Verbund die regenerative
Vollversorgung zu Stromgestehungskosten (einschlieRlich
der Kosten fir den internationalen Netzausbau) von etwa
6 bis 7 ct/kWh erreichen. Fir den Netzausbau innerhalb
Deutschlands muss nach einer tberschlagigen Rechnung
mit zusatzlichen Kosten in der GréRenordnung von 1 bis
2 ct/kWh gerechnet werden.



Nach den Berechnungen des SRU lagen die Gesamt-
kosten in einem regenerativen Stromverbund damit lang-
fristig unter den Kosten einer konventionellen Strom-
versorgung. In Abhangigkeit von der zukiinftigen Kosten-
entwicklung der konventionellen Energietrdger wird ein
regeneratives System im Zeitraum zwischen 2030 und
2040 zur kostengunstigsten Stromversorgungsoption.

Dabei kann durch Energieeinsparung der Ubergang zur
regenerativen Vollversorgung erleichtert werden. Aus
diesem Grund waére auf nationaler Ebene ein strategisches
Ziel zur Stabilisierung und Begrenzung des Strom-
verbrauchs sinnvoll. Dies wiirde die Kosten des Systems
senken, seine Robustheit verbessern und die Chancen fir
eine zlgige Umsetzung der notwendigen Transforma-
tionsprozesse erhéhen.

32. Als Voraussetzung flr ein Stromversorgungs-
system, das ausschlieflich auf erneuerbaren Energien
beruht, missen Mdglichkeiten fur die Speicherung von
Strom oder einen weitrdumigen regionalen Ausgleich
fluktuierender Erzeugung geschaffen werden. Die vor-
liegende Stellungnahme setzt hier flr Deutschland insbe-
sondere auf die grollen Potenziale, die in einer Koopera-
tion mit skandinavischen Landern und der Nutzung der
dort vorhandenen Pumpspeicherkapazitaten liegen. Aber
auch die bessere Netzanbindung der Offshore-Wind-
erzeugungskapazitaten an die Verbrauchszentren in der
Mitte und im Siden Deutschlands ist dringend notwen-
diges Element der Transformation. Dies erfordert vor
allem eine Erweiterung der Ubertragungsleistung durch
den Zubau von Leitungen Uber groRe Strecken innerhalb
Deutschlands, insbesondere in Nord-Siid-Richtung.

Der Ausbau der Netze, sowohl innerhalb Deutschlands als
auch grenziiberschreitend, stellt nach Einschdtzung des
SRU die grokte Herausforderung fiir den Ubergang zur
regenerativen Stromversorgung dar und muss mit groRer
Dringlichkeit vorangetrieben werden. Angesichts langer
Vorlaufzeiten von Netzausbauprojekten sollte umgehend
mit den Planungen fiir den Ubertragungsnetzausbau fiir
strategisch besonders bedeutsame Trassen begonnen wer-
den. Der rechtzeitige Ausbau der notwendigen Ubertra-
gungs- und Speicherkapazitéten ist eine zentrale Erfolgs-
bedingung fiir die Umstellung der Stromversorgung auf
erneuerbare Energien.

33. Das dargelegte Ubergangsszenario (s. Kap. 4)
illustriert, dass die Bedeutung von sogenannten Briicken-
technologien in ein regeneratives Zeitalter Uberschatzt
wird. Ein schrittweiser und bruchloser Ubergang zu einer
regenerativen Stromversorgung kann gestaltet werden,
indem die heute bestehenden und die bereits im Bau
befindlichen konventionellen Kraftwerke entsprechend
ihrer normalen Lebensdauer sukzessive vom Netz gehen
und durch erneuerbare Erzeugungskapazitaten ersetzt
werden. Dies ist méglich unter der restriktiven Annahme
einer durchschnittlichen Laufzeit von 35 Jahren fir die
konventionellen Kraftwerke und unter Beibehaltung des
bisherigen Ausbautempos bei den erneuerbaren Energien.
Der jahrliche absolute Zubau an regenerativen Erzeu-
gungskapazitaten musste dafir bis 2020 auf durchschnitt-

lich 6 GW pro Jahr gesteigert werden (Szenario 2.1.a).
Unter der pessimistischen Annahme, dass keine Strom-
einsparung erfolgt, wére ein durchschnittlicher Ausbau
von jahrlich 8 GW erforderlich (Szenario 2.1.b). Diese
Steigerung des Ausbaus wirde den Trend der vergange-
nen Jahre fortsetzen und konnte nach Einschdtzung des
SRU von den betroffenen Branchen bewidltigt werden.
Nach 2020 konnte der absolute Zubau jedes Jahr wieder
abnehmen.

Weder eine Verlangerung der Laufzeit von Atomkraft-
werken noch der Bau neuer Kohlekraftwerke mit Kohlen-
dioxidabscheidung und -speicherung sind notwendig.
Anders ausgedruckt: Bereits der Bestand an konventio-
nellen Kraftwerken (mit einem geringen Zubau an Gas-
kraftwerken) reicht als Briicke — hin zu einer regenera-
tiven Stromversorgung — aus.

Eine Planung fir den Ubergang, die wie im Szenario des
SRU eine eher knapp bemessene durchschnittliche Lauf-
zeit von 35Jahren fiir konventionelle Kraftwerke
zugrunde legt, wirde hinreichend Puffer und damit eine
ausreichende Flexibilitat des Systems enthalten. Sollte
sich der Ausbau von Netzen, Speichern oder Erzeugungs-
kapazitaten flr die erneuerbaren Energien aus unvorher-
gesehenen Grunden verzdgern, kénnten einzelne Kraft-
werke des Bestandes langer als geplant am Netz bleiben
und so Engpésse ausgleichen.

Der Bedarf an Grundlastkraftwerken sinkt in einem Sys-
tem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien. Ange-
sichts der hohen Volatilitdt erneuerbarer Energien sinkt
das kontinuierlich (ber das gesamte Jahr erzeugbare
Leistungsband erheblich, die Anzahl notwendiger Ab-
schaltungen bzw. Ab- und Anfahrvorgédnge steigt. Ab
einem erneuerbaren Anteil von etwa 30 % wird der Bau
neuer konventioneller Kraftwerke, die dann nicht mehr
mit einer hohen Auslastung gefahren werden k&nnen,
Okonomisch unrentabel. Bei einem weiter steigenden
Anteil fluktuierender erneuerbarer Energiequellen im
System wird der Betrieb von Grundlastkraftwerken tber-
dies auch technisch problematisch. Sowohl die Laufzeit-
verlangerung fur Kernkraftwerke als auch ein zusétzlicher
Neubau von Kohlekraftwerken erhdhen zudem das
Risiko, dass iiber zunehmend langere Zeitfenster Uber-
kapazitdten im System entstehen, die entweder die zeit-
weilige Abschaltung regenerativer Kapazitaten erfordern
oder zu kostspieliger Unterauslastung konventioneller
Kapazitaten fihren und damit die Kosten des Ubergangs
unnoétig erhdhen koénnen. Eine generelle und deutliche
Verlangerung der Laufzeiten von Kernkraftwerken ist
deshalb mit den hier vorgestellten Szenarien fir den
Ubergang zur regenerativen Vollversorgung nicht verein-
bar.

Randbedingungen und Sensitivitat

der Modellergebnisse

34. Die vorliegende Stellungnahme beruht auf
modellgestitzten Szenarien, die zeigen, dass dieser Uber-
gang mdglich ist und wie er gestaltet werden kann. Wie
bei Szenariostudien fr eine fernere Zukunft tblich, sind
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die Ergebnisse mit erheblichen Unsicherheiten behaftet,
da notwendigerweise eine Reihe von Annahmen {ber
schwer prognostizierbare Entwicklungen getroffen wer-
den missen. Mit insgesamt acht Szenarien hat der SRU
eine Sensitivitatsanalyse bezliglich einiger Annahmensets
durchgeflhrt, dabei aber nicht alle méglichen Varianten
berticksichtigen kdnnen. Die acht Szenarien unterscheiden
vor allem zwischen einem hohen und einen niedrigen
Stromverbrauch sowie unterschiedlichen AuBenverflech-
tungen. Hiermit wird bereits eine grolRe Spannbreite
zwischen konservativen und moderat optimistischen An-
nahmen aufgespannt. Deren Ergebnisse sind nicht im
Sinne einer Prognose von Entwicklungen zu lesen und
stellen keinen konkreten Plan fir den Ubergang zu einer
vollstandig regenerativen Stromversorgung dar.

35. Die vorliegende Stellungnahme konzentriert sich
auf den Bereich der Stromversorgung. Dynamische
Wechselwirkungen mit der Energienutzung in den
Sektoren Warmebereitstellung und Mobilitat werden von
den zugrunde liegenden Modellrechnungen nicht explizit
abgebildet.

Es ist denkbar, dass der Strombedarf in Zukunft durch zu-
sétzliche Stromnutzungen in den Bereichen Verkehr und
Raumwarme deutlich steigt. Eine vollstandige Umstellung
des Individualverkehrs auf Elektromobilitat beispiels-
weise kann zu einer zusatzlichen Stromnachfrage von
etwa 100 TWh/a fihren (1 TWh/a entspricht der jahr-
lichen Produktion von 50 Offshore-Windenergieanlagen
mit einer Leistung von jeweils 5 MW und jeweils
4.000 Volllastbetriebsstunden). Auch fir den Bereich der
Raumwaérmebereitstellung kann die Nutzung von Elektri-
zitdt moglicherweise wieder attraktiver werden, etwa
wenn durch umfassende energetische Sanierung der
Restwarmebedarf von Gebéduden sinkt und kapitalinten-
sive Heizungsarten weniger rentabel werden. Die Szena-
rien, die einen Jahresstrombedarf von 700 TWh im Jahr
2050 zugrunde legen, lassen Spielraum fur eine deutliche
Zunahme zusétzlicher Stromnutzungen. Unter der
Annahme einer ambitionierten Effizienz- und Einspar-
politik kénnte eine Strombereitstellung von 700 TWh eine
weitestgehende Elektrifizierung des Individualverkehrs,
elektrisches Heizen flr den Restbedarf nach umfassender
energetischer Sanierung des Gebdudebestandes sowie
einen deutlich gréfieren Anteil industrieller Prozesswarme
abdecken.

36. Die Hohe der Stromgestehungskosten in einem
vollstandig regenerativen Versorgungssystem, die in den
SRU-Szenarien errechnet wurden, héngen selbstverstand-
lich von den zugrunde liegenden Annahmen beziiglich der
Kostenentwicklung flir erneuerbare Technologien in den
kommenden Jahrzehnten ab. Die vom DLR im REMix-
Modell zugrunde gelegten Annahmen sind das Ergebnis
griindlicher Recherchen und laufender Aktualisierung.
Einige gelten in der Fachdiskussion als eher optimistisch,
andere eher als vorsichtig (s. Kap. 2). Langfristig werden
die erneuerbaren Energien in jedem Fall kostenglnstiger
sein als konventionelle CO,-arme Technologien wie CCS
oder neue Kernkraftwerke, da deren Kosten durch die Be-
grenztheit der Ressourcen (Uran, CO,-Speicher) bzw. im
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Fall der Kohle auch durch den Emissionshandel anstei-
gen, wahrend die Kosten der erneuerbaren Energien durch
Lernkurven- und Skaleneffekte sinken werden. Der frih-
zeitige Ausbau der erneuerbaren Energien ist zwar kurz-
fristig kostspieliger als die Laufzeitverlangerung fur abge-
schriebene Kraftwerke, ermdglicht aber langfristig erheb-
liche Einsparungen. Er ist damit eine lohnende Investition
in die Zukunft. Sollten die Kosten der erneuerbaren Ener-
gien nicht so schnell sinken wie in Kapitel 4.5 angenom-
men, wirde sich der Zeitpunkt, zu dem die erneuerbaren
wettbewerbsfahig werden, zeitlich nach hinten verschie-
ben, die Uber die Jahre kumulierten Kosten des Klima-
schutzes durch erneuerbare Energien bis 2050 wirden
sich etwas erhéhen.

Herausforderungen fir die Politik

37. Wenn der Ubergang zu einer vollstandig
regenerativen Stromversorgung politisch gewollt ist und
zeitnah umgesetzt werden soll, missen rasch die ent-
sprechenden Weichen dafiir gestellt und MaBnahmen
ergriffen werden. Insbesondere hangt der Erfolg der
Transformation davon ab, dass die notwendigen Infra-
strukturen fir den Ausgleich schwankender Einspeisung
geschaffen werden.

Einige zentrale Strategieelemente lassen sich als Priori-
taten fir die Politik der n&chsten Jahre ableiten:

— Kilare politische Botschaften. Die Politik muss die
Zielrichtung eindeutig vorgeben. Wichtig ist es, die
systemischen Konflikte zwischen grundlastbasierten
und erneuerbaren Systemen und die daraus ent-
stehende Notwendigkeit einer Systementscheidung fir
die Offentlichkeit transparent zu machen. Eine klare
und verlassliche politische Zielsetzung schafft stabile
Rahmenbedingungen auch fir die Investitionsplanung
von Unternehmen.

— Integriertes Konzept fir den Ubergang. Ein
nationales Energiekonzept sollte einen Fahrplan fir
das Auslaufen konventioneller Kapazitaten mit
Planungen fur den entsprechenden Ausbau der erneu-
erbaren Energien und der hierfir notwendigen Netz-
und Speicherkapazitaten verbinden. Eine deutliche
Verlangerung der Laufzeiten von Kernkraftwerken
sowie der Neubau von Kohlekraftwerken uber die der-
zeit im Bau befindlichen Projekte hinaus, sind aus
Sicht des SRU nicht mit dem Ubergang zur regenera-
tiven Vollversorgung vereinbar, da der Betrieb von
konventionellen Kraftwerken bei einem steigenden
Anteil erneuerbarer Energien ékonomisch und tech-
nisch problematisch wird.

— Gesellschaftlicher Diskurs und Schaffung von Ak-
zeptanz. Eine breite gesellschaftliche Unterstitzung
der notwendigen MaRnahmen fir die Transformation
ist notwendig, insbesondere was den Ausbau der Er-
zeugungskapazitaten erneuerbarer Energien und den
Ausbau der Ubertragungsnetze betrifft. Politischer
Gestaltungswille muss mit der Bereitschaft zu breiter
gesellschaftlicher Kommunikation und Diskussion
einhergehen, um die Transformation als gesamtgesell-



schaftliche Aufgabe erkennbar zu machen und die
notwendige breite Akzeptanz zu schaffen.

— Kilarung rechtlicher Voraussetzungen. Die recht-
lichen Rahmenbedingungen der Transformation ms-
sen im nationalen und europdischen Kontext frithzeitig
geklart und gegebenenfalls angepasst werden.

— Ausbau der erneuerbaren Energien. Die Kapazita-
ten fir die Stromerzeugung aus erneuerbaren Ener-
gien, insbesondere die Offshore-Windenergie, mussen
in den kommenden Jahren rasch ausgebaut werden.

— Ubertragung in Deutschland. Innerhalb Deutsch-
lands sollte der Ausbau der Leitungsverbindungen
zwischen den neuen Kapazitaten (insh. Offshore-
Wind) und den Verbrauchsschwerpunkten vor allem
in Mittel- und Suddeutschland im Vordergrund stehen.
Dies kann insbesondere durch einzelne strategische
Punkt-zu-Punkt-Verbindungen umgesetzt werden.

— Energiekooperation mit Skandinavien. Eine
Energiekooperation mit skandinavischen Landern,
insbesondere Norwegen, sollte politisch vorbereitet
werden. Die notwendigen Ubertragungskapazitaten fiir
die Nutzung von skandinavischen Pumpspeicher-
kapazitaten flr die Zwischenspeicherung in Deutsch-
land erzeugten Stroms sollten mit hoher Prioritat ge-
baut werden.

— Entwicklung von Speichertechnologien. Mit der
Weiterentwicklung der Druckluftspeichertechnologie
sollten gleichzeitig die Mdglichkeiten zur Speicherung
von Strom in Deutschland verbessert werden. Techni-
sche Mdglichkeiten fur die Abwérmenutzung sowie
die Quantifizierung der Potenziale durch Erkundung
geologischer Formationen sollten im Vordergrund der
Forschungs- und Entwicklungsarbeiten stehen. Wei-
tere Optionen der Energiespeicherung zum Beispiel in
Form von aus erneuerbarem Strom erzeugten Methan
(Kap. 4.3) sollten ebenfalls gepriift werden.

Ausblick auf das Sondergutachten

38. Die vorliegende Stellungnahme stellt einen Aus-
schnitt aus dem fir Herbst 2010 geplanten Sondergut-
achten des SRU zur Zukunft der Stromversorgung dar.
Das Sondergutachten wird daran ankniipfend auch recht-
liche, 6konomische und politische Rahmenbedingungen,
die im Zusammenhang mit dem Ubergang zu einer voll-
stdndig regenerativen Stromversorgung relevant sind,
behandeln.

Es werden inshesondere die politischen und rechtlichen
Herausforderungen der Transformation auf nationaler
Ebene und im européischen Kontext aufgezeigt. Zunachst
wird der Frage nachgegangen, welchen politischen Riick-
halt die Forderung der erneuerbaren Energien in den letz-
ten Jahrzehnten genossen hat und welche weiteren Ent-
wicklungen in Deutschland und der Europdischen Union
(EU) erforderlich sind. Des Weiteren wird gepriift, wel-
che rechtlichen Handlungsrestriktionen und Chancen die
neue europaische Kompetenzordnung im Bereich der
Energie- und Umweltpolitik nach dem Vertrag von Lissa-

bon bietet. Vor diesem Hintergrund entwickelt der SRU
Ansétze zur Instrumentierung der Transformation.

Hierbei wird zunédchst untersucht, welche Wechsel-
wirkungen zwischen dem europaischen Emissionshandel
und anderen Instrumenten wie dem Erneuerbare-Ener-
gien-Gesetz bestehen, ob neben dem Emissionshandel
dauerhaft weitere Forderinstrumente flr die erneuerbaren
Energien erforderlich sind und wie diese ausgestaltet
werden konnten. Des Weiteren wird aufgezeigt, unter
welchen Rahmenbedingungen Netz- und Speicherausbau
national und europdisch beschleunigt und in langfristiger
Perspektive geplant werden konnten. Neben &konomi-
schen Anreizen spielen insoweit auch planungs-, geneh-
migungs- und naturschutzrechtliche Vorgaben eine Rolle.
Von besonderer Bedeutung werden dabei auch flankie-
rende Malinahmen zur Forderung der gesellschaftlichen
Akzeptanz sein. Instrumente zur Energieeinsparung und
Energieeffizienz erhalten als Investition in eine sichere,
kostenglinstige und zukunftsfahige Stromversorgung
einen hohen Stellenwert. Der SRU wird in seinem
Sondergutachten entsprechende weiterfiihrende Vor-
schlége unterbreiten.
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