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Zusammenfassung der Ergebnisse der Leitstudie 2010

1 Ausgangssituation

Seit etwa einem Jahrzehnt steht Klimapolitik und darunter insbesondere der Ausbau erneu-
erbarer Energien (EE) in immer deutlicherer Auspragung auf der politischen Agenda der EU
und Deutschlands. Dieses Vorhaben fiihrt Arbeiten weiter, die dazu in dieser Zeit vom DLR
mit wechselnden Projektpartnern fur das BMU und das UBA durchgefiihrt werden. Die frihe-
ren Szenarien zielten im Wesentlichen darauf, ein in sich konsistentes Mengengerist des
EE-Ausbaus und der restlichen Energieversorgung darzustellen und daraus die strukturellen
und 6konomischen Wirkungen dieses Ausbaus abzuleiten und zu diskutieren. Im Rahmen
dieses Vorhabens erfolgt eine wesentlich intensivere Durchdringung der Struktur der
zukunftigen Energieversorgung. Dazu fuhren die Projektpartner DLR Stuttgart und Fraun-
hofer IWES Kassel eine vollstandige dynamische und teilweise raumlich aufgegliederte
Simulation der Stromversorgung durch. Diese vertiefte Analyse ist erforderlich, wenn die
Wirkungen deutlich wachsender Anteile an der Energieversorgung angemessen beschrieben
werden sollen und ist Voraussetzung fir den Entwurf von Szenarien, die eine EE-
Vollversorgung anstreben. Der vorliegende Bericht ist nach dem ,Leitszenario 2009“ und
dem Bericht ,EEG-Wirkungen bis 2030" der dritte Bericht im Rahmen des Vorhabens, das im
Zeitraum 2009 bis 2011 bearbeitet wird.

2 Rahmenbedingungen

2.1 Es werden aufbauend auf den bisherigen Leitszenarien 2007 bis 2009 zunéchst drei
Basis-Szenarienvarianten (BSZ) erstellt:

e Basisszenario 2010 A: Zugrunde liegen die bisherigen Restlaufzeiten der Kernkraftwer-
ke. Der Anteil der Elektromobilitdt an der Verkehrsleistung des Individualverkehrs steigt
bis 2050 auf 33%.

e Basisszenario 2010 B: Auch hier liegen die bisherigen Restlaufzeiten der Kernkraftwer-
ke zugrunde. Der Anteil der Elektromobilitdt an der Verkehrsleistung des Individualver-
kehrs steigt bis 2050 auf 66%. Der hohere Strombedarf gegentiber Variante A wird durch
zusatzlichen EE-Strom gedeckt.

e Basisszenario 2010 C: Laufzeitverlangerung der Kernenergie gemal des Beschlusses
der Bundesregierung vom 28.9.2010 von im Mittel 12 Jahren. Alle anderen Annahmen,
insbesondere der EE-Zubau, entsprechen den Werten des Basisszenarios 2010 A. Da
die Modellierungsarbeiten im Projekt bereits 2009 begannen, sind die Basisszenarien A
und B im Bericht ausfiihrlicher dargestellt als das Szenario C, fir dessen Berechnung nur
wenige Wochen zur Verfiugung standen. Im weiteren Projektverlauf wird die Entschei-
dung zur Laufzeitverlangerung Grundlage fir die weiteren Analysen sein.

Als Szenario B-100%-S/H2 wird, aufbauend auf Basisszenario 2010 B, zusatzlich ein Sze-
nario einer 100%igen erneuerbaren Stromversorgung bis 2050 berechnet. Fir die 100%ige
Strombereitstellung aus erneuerbaren Energien wird EE-Wasserstoff als chemischer Ener-
giespeicher eingesetzt. Aul’erdem erfolgt ein Ausblick auf eine denkbare enge Vernetzung
von Strom- und Gasnetzen mittels EE-Methan.

Die Szenarien weisen Wege auf, wie die im Energiekonzept der Bundesregierung erlauterte
Klimaschutzstrategie schrittweise umgesetzt werden kann. Sie erweitern das fur das Ener-
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giekonzept erstellte Szenarienspektrum; sie zeigen teilweise damit tbereinstimmende Stra-
tegien, flgen aber auch davon abweichende Ldsungsvorschlage hinzu. Als zielorientierte
Szenarien zeigen sie auf, wie das klimapolitische Ziel der Emissionsreduktion bis 2050 um
85% fiir CO, bzw. um 80 % fur THG (alle Treibhausgase) erreicht werden kann und wie dazu
die im Energiekonzept definierten EE-Ausbauziele umgesetzt werden kénnen.

2.2 Die demografischen, strukturellen und 6ékonomischen Eckdaten, die das volkswirt-
schaftliche Aktivitdtsniveau und damit auch die Energienachfrage bestimmen, entsprechen in
dieser Untersuchung weitgehend denjenigen, die auch fir die Szenarien des Energiekon-
zepts der Bundesregierung verwandt wurden. Damit ist eine gute Vergleichbarkeit gegeben,
zumal andere aktuelle Untersuchungen von ahnlichen Entwicklungen ausgehen. In den
Basisszenarien wéachst das Bruttoinlandsprodukt (ausgehend vom Niveau 2009) bis 2020 um
durchschnittlich 1,1% pro Jahr und zwischen 2020 und 2050 um durchschnittlich 0,85 % pro
Jahr. Es ist somit im Jahr 2050 um knapp 50% héher als 2009.

2.3 Aus dem volkswirtschaftlichen Aktivitatsniveau und der aus Grinden des Klimaschutzes
und der Ressourcenschonung angestrebten Reduktion des Energieverbrauchs lassen sich
die notwendigen Steigerungsraten der Energieproduktivitat ableiten. Im langjahrigen Mittel
stieg die Primarenergieproduktivitat um 1,8% pro Jahr. In den Basisszenarien 2010 wird von
einer Anhebung der mittleren Steigerungsrate der Primarenergieproduktivitat auf 2,7%
pro Jahr bis 2020 (bezogen auf die Endenergie um 2,1% pro Jahr) ausgegangen. Diese um
50% erhéhte Steigerungsrate verlangt eine deutliche Intensivierung von Effizienzbemuahun-
gen in allen Sektoren. Auch nach 2020 dirfen die Effizienzanstrengungen nicht nachlassen,
damit ein weiterer Riickgang des Primérenergieeinsatzes erreicht werden kann. Zwischen
2020 und 2030 sollte die Energieproduktivitat weiter mit rund 2,5% pro Jahr wachsen.

2.4 In den Basisszenarien sinkt der Bruttostromverbrauch im Vergleich zum Wert des Jah-
res 2008 (615 Twh/a) bis 2020 um ca. 8% (567 TWh/a) und geht bis 2030 weiter auf
535 TWh/a zuruck. Danach bleibt er im Wesentlichen konstant (vgl. Abbildung 1: Kurve
.Basis A ohne Strom fur Wasserstoff*). Das Wachstum ,neuer” Verbraucher wie Elektrofahr-
zeuge und Warmepumpen und das Wachstum der Stromnachfrage im Bahnverkehr kom-
pensieren in den Szenarien die weiteren Effizienzsteigerungen bei anderen Anwendern. Im
Jahr 2030 kommen in den Basisszenarien bereits 65% des Stroms aus erneuerbaren Ener-
gien. Diese Tatsache erlaubt den zlgigen Ausbau der ,neuen“ Stromverbraucher und die
Erschlielung neuer Anwendungsfelder fir den Stromeinsatz. Als weiterer zuséatzlicher
.verbraucher” fur EE-Strom tritt daher ab 2030 die Elektrolyse zur Bereitstellung von Was-
serstoff hinzu, die im Jahr 2050 zu einer zuséatzlichen Stromnachfrage von 100 TWh/a fuhrt.
Das Ende September 2010 im Energiekonzept der Bundesregierung verankerte Ziel, den
Stromverbrauch in Deutschland bis 2050 um ein Viertel gegeniiber 2008 zu senken, konnte
in den vorliegenden Szenarienrechnungen noch keine Bertcksichtigung finden, da diese
bereits 2009 begonnen und Ende September 2010 weit fortgeschritten waren. Es soll aber
im weiteren Projektverlauf aufgegriffen werden.

2.5 Mit den Annahmen zur Entwicklung der Preise fossiler Energietrager und von CO,-
Zertifikaten werden wesentliche Grof3en fir die zukiinftige Entwicklung des Energiepreisni-
veaus und damit auch fur die Beurteilung der Kosten des EE-Ausbaus vorgegeben. Die
Basis dafir sind, mit geringen Anpassungen, die bereits in der Leitstudie 2008 verwendeten
Preispfade A: ,Deutlicher Anstieg“ und B: ,Maliger Anstieg“. Die Entwicklung der



Brennstoffpreise frei Kraftwerk als wesentliche Leitgrof3e zeigt Abbildung 2 im Vergleich zu
aktuellen Preisannahmen des Oko-Instituts und der Szenarien zum Energiekonzept der
Bundesregierung. Die Pfade A und B definieren einen Korridor steigender Brennstoffpreise,
der in 2050 von einem etwa 1,7-fachen (Pfad B) bis knapp 3-fachen (Pfad A) Anstieg (in
realen Preisen) gegeniber 2009 ausgeht.
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Abbildung 1: Bisheriger Bruttostromverbrauch und Annahmen zum zukiinftigen Verbrauch in
Basisszenario 2010 A im Vergleich zu weiteren Untersuchungen
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Abbildung 2: Brennstoffpreise frei Kraftwerk fir die Preispfade A und B, nach Angaben des
Oko-Instituts und in den Szenarien fiir das Energiekonzept 2010



Die angesetzten Preisanstiege fur die Kraftwerksbrennstoffe Steinkohle und Erdgas liegen
deutlich Gber denjenigen der Szenarien fur das Energiekonzept. Weiterhin sind Annahmen
zur Entwicklung der Preise von CO,-Zertifikaten von Bedeutung. Die jeweiligen CO,-Preise
fur die Leitszenarien lauten fir den Preispfad A (Preispfad B in Klammern) fir 2010: 25
€2007/t CO, (21); fur 2020: 40 (31), fur 2030: 52 (36), fur 2040: 62 (42) und fir 2050: 73 (47).

3 Die Basisszenarien 2010

3.1 Bis 2050 zeigen sich in den Basisszenarien betrachtliche Veranderungen im Umwand-
lungsbereich. Die hohen Umwandlungsverluste reduzieren sich deutlich. Wesentliche Ursa-
che dafur ist der deutliche Ausbau der EE-Stromerzeugung und der damit verbundene starke
Rickgang von Kondensationskraftwerken. Ihr Anteil sinkt im Basisszenario 2010 A von
derzeit 75% (fossil und nuklear) bis 2020 auf 47% und auf 20% bis 2030. Im Jahr 2050 ist
Kondensationsstrom nur noch aus flexiblen Gaskraftwerken zur Bereitstellung gesicherter
Leistung von Bedeutung. Die weiteren fossil gefeuerten Kraftwerke (Kohle und Gas) werden
in Kraft-Warme-Kopplung eingesetzt, deren Beitrag gegeniiber 2009 bis 2030 um 65% steigt
und dort ein Maximum erreicht. Der Hauptbeitrag der Stromerzeugung wird danach von den
EE erbracht. Diese Entwicklung tragt, neben den deutlichen Effizienzsteigerungen beim
Endverbraucher, zum deutlichen Rickgang des Priméarenergieeinsatzes bei (Abbil-
dung 3). Der Primérenergieverbrauch im Basisszenario 2010 A sinkt bis 2020 auf 84% des
2009er Niveaus und bis 2050 auf 56%.
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Abbildung 3: Entwicklung des End- und Priméarenergieverbrauchs im Basisszenario 2010 A

3.2 Am Riickgang der Endenergie um rund 1060 PJ/a (bzw. -12%) zwischen 2009 (tempe-
raturbereinigter Wert) und 2020 sind die privaten Haushalte mit 480 PJ/a am starksten betei-



ligt. Es folgen die Kleinverbraucher (Handel, Gewerbe, Dienstleistungen) mit 245 PJ/a und
der Verkehr mit 190 PJ/a. Langerfristig wirkt sich insbesondere die unterstellte vollstandige
Sanierung des Gebaudebestands stark verbrauchsmindernd aus. Bis 2050 sinkt der gesam-
te Endenergieverbrauch um 38% (gegeniber 2009). Fur private Haushalte betragt die Re-
duktion 47%, fur Kleinverbraucher 44%, fur Verkehr 40% und fur die Industrie 22%. Bis 2020
verringert sich der Import fossiler Energien auf 7565 PJ/a, die Importquote sinkt auf 67%
(2009: 9640 PJ/a; Importquote 72%). Im Jahr 2050 werden mit 3400 PJ/a fossilem Energie-
import noch 32% der heutigen Menge importiert, was einer Importquote von 45% entspricht.
Mit dem Rickgang der Importmenge ist eine deutliche Verringerung der Kohlenstoffintensi-
tat des fossilen Beitrags verbunden. Der importierte Beitrag der EE aus dem europdaischen
Stromverbund (ggf. auch aus Nordafrika und Osteuropa) belduft sich im Jahr 2050 auf 445
PJ/a (entsprechend 124 TWh/a Strom), womit die gesamte Importquote 52% betragt.

3.3 Im Basisszenario 2010 A werden bis 2050 (gegentiber 2009) 596 Mio. t CO,/a vermie-
den, womit gegentber 1990 eine 85%ige CO,-Reduktion erreicht wird. Aus Effizienzsteige-
rungen stammen 294 Mio. t COy/a und aus dem weiteren EE-Ausbau 302 Mio. t CO,/a. Der
volle Einsatz beider Teilstrategien wird also bendtigt, um rechtzeitig und dauerhaft eine
klimaschonende Energieversorgung zu schaffen. Wegen des Kernenergieriickbaus und der
damit einhergehenden relativ langsameren Reduktion der CO,-Emissionen im Stromsektor
ist mittelfristig die CO,-Reduktion im Warmesektor mit einer Verringerung um 41% gegen-
Uber 2009 von grof3er Bedeutung fur das Erreichen des Zwischenziels 2020. An der bis 2050
erreichten Reduktionsmenge (596 Mio. t CO,/a) sind die Stromerzeugung mit 44%, der
Wwarmesektor mit 36% und der Verkehrssektor mit 20% beteiligt. Die gesamten Treibhaus-
gasemissionen verringern sich in den Basisszenarien bis 2050 (gegentber 1990) um 81%.

3.4 Im Basisszenario 2010 A erreichen die EE im Jahr 2020 einen Anteil am Primarenergie-
verbrauch von 19% (Wirkungsgradmethode). Die einzelnen Einsatzbereiche tragen in unter-
schiedlichem MalRRe zum EE-Anteil an der Energieversorgung bei, mit einer deutlichen Fih-
rerschaft im Strombereich. Im Jahr 2020 decken EE 40% des Bruttostromverbrauchs, 18,1%
der Endenergienachfrage nach Warme (ohne Stromanteil) und 10,3% des gesamten Kraft-
stoffbedarfs. Am gesamten Endenergieverbrauch des Jahres 2020 sind die EE mit 22%
beteiligt. Der von der EU-Richtlinie geforderte Anteil von 18% (am Bruttoendenergiever-
brauch) fir 2020 wird mit 21,2% ubertroffen. Nach 2020 beginnen die EE sich in ihrer
Gesamtheit zur dominierenden Energiequelle zu entwickeln. Ihr Primé&renergieanteil steigt
bis 2050 auf knapp 55%. Damit ist der Umbau der Energieversorgung schon sehr weit fort-
geschritten. Strom wird dann zu 86% (Bruttostromverbrauch) aus EE bereitgestellt. Im War-
mebereich wird gut die Halfte der Nachfrage mit EE gedeckt. Auch im Verkehr ist der EE-
Beitrag (ohne Stromanteil) mit 42% des Kraftstoffoedarfs bereits betrachtlich (Tabelle 1).

3.5 Der Beitrag der EE zur Stromversorgung steigt von 94,8 TWh/a im Jahr 2009 auf
227 TWh/a in 2020, was einem Anteil von 40% entspricht. Mit einer Wachstumsrate von
durchschnittlich 18%/a waéachst die Fotovoltaik, bei kurzfristig sehr starken Anstiegen, in
diesem Zeitabschnitt am deutlichsten. Dieser Wert entspricht etwa demjenigen der Wind-
energie im letzten Jahrzehnt. Nach 2020 wéchst die EE-Strombereitstellung weiter mit einer
Wachstumsrate von 4%/a. Im Jahr 2030 decken EE 65% der Stromversorgung. Die Wachs-
tumsdynamik wird Uberwiegend von der Windenergie und der Solarstrahlung (Fotovoltaik
und solarthermischer Strom) getragen, wahrend das Potenzial der Biomasse im Rahmen der
hier gesetzten Potenzialbegrenzungen um 2030 mit rund 60 TWh/a ausgeschopft sein wird.



Tabelle 1: Eckdaten des Basisszenarios 2010 A, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008*) | 2009%) 2010 2020 2030 2040 2050
Primarenergie, PJ/a 14216 13398 13304 11266 9492 8303 7534
Primarenergie EE, PJ/a V) 1147 1163 1270 2132 2957 3661 4128
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,7 9,5 18,9 31,2 44,1 54,8
Endenergie, PJ/a 9098 8714 8630 7783 6958 6228 5485
Endenergie EE, PJ/a 841 876 945 1710 2411 3021 3418
Anteil EE an EEV, % 9,2 10,1 11,0 22,0 34,6 48,5 62,3
Anteil EE an BEEV **), % 8,9 9,7 10,6 21,2 33,3 46,7 60,0
Strom Endenergie, PJ/a 1906 1793 1822 1728 1667 1670 1678
Strom Endenergie EE, PJ/a 335 341 373 793 1167 1488 1546
Anteil EE, % 17,6 19,0 20,5 45,9 70,0 89,1 92,1
Wwarme Endenergie, PJ/a ? 4606 4435 4391 3787 3316 2822 2450
Warme Endenergie EE, PJ/a 374 414 434 684 919 1125 1298
Anteil EE, % 8,1 9,3 9,9 18,1 27,7 39,9 53,0
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a ¥ 2589 2486 2417 2268 1975 1735 1358
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 138 233 325 408 574
Anteil EE, % 51 4,9 57 10,3 16,5 23,5 42,3
Bruttostromverbrauch, TWh/a * 615 582 594 567 558 587 645
EE-Stromerzeugung, TWh/a 93,3 94,8 108 227 361 485 556
Anteil EE, % 15,2 16,3 18,2 40,0 64,7 82,6 86,2
Primarenergie, PJ/a 14216 13398 13304 11266 9492 8303 7534
Erneuerbare Energien 1147 1163 1270 2132 2957 3661 4128
Mineralol 4905 4670 4686 3806 3022 2476 1756
Kohlen ° 3483 3156 3028 2230 1130 373 187
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 2902 2803 2383 1793 1463
Fossile Energien, gesamt 11446 10763 10616 8839 6535 4643 3407
Kernenergie 1623 1472 1418 295 0 0 0
COz-Emissionen, Mio. t CO./a 797 739 729 585 394 243 152
Verringerung seit 1990, % ©) 20,3 26,1 27,1 41,5 60,6 75,7 84,8
Er‘;ricsks‘igfe‘r’fmsdteggjfz' 109 110 119 217 201 379 411
THG-Emissionen, Mio t COzeq/a 7 988 905 893 710 498 336 233
Verringerung seit 1990, % 18,4 253 26,3 41,4 58,9 72,3 80,7

1)
2)
3)
4)
5)
6)

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode

nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung

Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz

Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschlief3lich Verbrauch fir H,

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlieRlich fossiles Stromimportsaldo (ohne EE-Import)

1990 = 1000 Mio. t CO,/a (energiebedingte Emissionen und Hochofenprozess)

") einschlieBlich Landnutzungsénderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COzeq/a)

*) Datenstand: Ende August 2010. Von BMU/AGEE-Stat danach verdffentlichte Angaben zu den
EE (vgl. http://www.erneuerbare-energien.de/inhalt/45919/) kénnen aufgrund ihrer Ifd. Aktualisierung
hiervon abweichen.

**) Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und

Eigenverbrauch von Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

Fur die gesamte EE-Stromerzeugung beginnt ab 2020 auch der Import von EE-Strom im
Rahmen eines européischen Stromverbunds eine Rolle zu spielen. Im Jahr 2030 werden mit



19 TWh/a 6% des in Deutschland verbrauchten EE-Stroms importiert (bezogen auf den
Gesamtstromverbrauch 3,3%), 2050 sind es 124 TWh/a bzw. 19% des Gesamtverbrauchs.

3.6 Wegen des deutlichen EE-Ausbaus geht die Auslastung fossiler Kraftwerke zuriick
von durchschnittlich 5400 h/a im Jahr 2009 auf ~5000 h/a im Jahr 2020; danach wird der
Rickgang noch deutlicher (2030: ~3770 h/a: 2050: ~2000 h/a). Langerfristig steigt dagegen
die mittlere Auslastung der EE insgesamt wegen des deutlichen Wachstums von Offshore-
Windanlagen und des Imports von EE-Strom aus Gebieten mit ginstiger Angebotscharakte-
ristik. Im Jahr 2030 liegt sie bei 2200 h/a und erreicht im Jahr 2050 einen Wert von 2850 h/a.
Darin zeigt sich eine gewisse Vergleichmaligung des EE-Angebots, welche die Integrati-
on in die Stromversorgung erleichtert.

3.7 Entsprechend &ndert sich auch die installierte Leistung der fossilen Kondensations-
kraftwerke (Tabelle 2). Die Leistung reiner fossiler Kondensationskraftwerke sinkt von der-
zeit 60 GW auf 48 GW im Jahr 2020 und auf 29 GW im Jahr 2030. Sie ist dann nur noch
geringfugig hoher als die Leistung der fossilen KWK-Anlagen, die — dem angestrebten Aus-
bauziel entsprechend — bis 2030 auf knapp 26 GW steigt. Bis 2020 werden im Basisszenario
2010 A insgesamt 27 GW fossile Altkraftwerke stillgelegt. Der Neubau fossiler Kraftwerke
muss mit 18 GW (davon 11 GW in KWK) sehr restriktiv gehandhabt werden. Im Jahr 2050
verbleibt noch eine fossile Gesamtleistung von knapp 40 GW, die zusammen mit anderen
Maflinahmen zum Lastmanagement des EE-Angebots dienen.

Tabelle 2: Leistungen in Kondensationskraftwerken und KWK-Anlagen, Basisszenario 2010 A

GW 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Kohlen 52,8 52,8 51,1 42,9 27,6 14,2 9,6
- davon Kondensations-KW 40,6 40,2 39,4 30,8 16,3 53 3,8
- davon KWK 12,2 12,6 11,7 12,1 11,3 8,9 5,8
Erdgas/Ol 28,0 27,0 26,8 29,3 26,8 28,3 29,9
- davon Kondensations-KW 20,9 19,9 18,6 17,3 12,4 12,4 12,4
- davon KWK 7,1 7,1 8,2 12,0 14,4 15,9 17,5
Fossil gesamt 80,8 79,8 77,9 72,2 54,4 42,5 39,5
-davon Kondensations-KW 61,5 60,1 58,0 48,1 28,7 17,7 16,2
- davon KWK 19,3 19,7 19,9 24,1 25,7 24,8 23,3
Exgégeeo?ﬁre“rﬁﬂ(s)'”s‘:h" Biomasse | 35 24,3 25,0 32,3 357 36,0 35,5
Kernenergie 21,4 21,4 19,6 4,0 0 0 0
Erneuerbare Energien *) 38,4 445 55,5 111,2 147,9 174,2 185,0
Gesamte Leistung 140,6 145,7 153,0 187,4 202,3 216,7 224.,5

*) ohne Leistung fur biogenen Abfall in Mull-HKW

3.8 Im Basisszenario 2010 C wird der Kernenergieausstieg entsprechend dem aktuellen
Beschluss vom 28. September um 8 bis 14 Jahre verschoben. Die sonstigen Rahmenbedin-
gungen und die EE-Stromerzeugung bleiben unverandert. Damit werden in 2020 rund
113 TWh/a mehr Kernenergiestrom bereitgestellt als im Basisszenario 2010 A, entsprechend
weniger Strom aus fossilen Kraftwerken wird bendtigt. Die resultierenden Kraftwerksleis-
tungen zeigt Tabelle 3 (vgl. Tabelle 2 fir Basisszenario 2010 A). Im Jahr 2020 werden nur
noch 28 GW Leistung an fossilen Kondensationskraftwerken bendtigt, bis zu diesem Zeit-
punkt sind 39 GW an fossilen GroRRkraftwerken stillzulegen; maximal 7,6 GW kdnnen an



grolReren fossilen Neukraftwerken neu hinzukommen, sie sollten ausschlie3lich als KWK-
Anlagen errichtet werden. Mit den vermutlich bis 2015 in Betrieb gehenden aktuellen Neu-
bauten in Hohe von 14,8 GW ist dieser ,zulassige* Wert bereits deutlich Gberschritten. Im
Falle ihrer Inbetriebnahme ist ihre Wirtschaftlichkeit wegen zu geringer Auslastung nicht
gesichert. Diese Gefahr wird von Stadtwerken und anderen unabhangigen Stromerzeugern
derzeit gesehen. Wird am EEG und insbesondere dem hierin verankerten
Einspeisevorrang fur erneuerbar erzeugten Strom unveréndert festgehalten — was fur
den weiteren Ausbau der EE unabdingbar ist — verringert der weitere EE-Zubau die Spiel-
raume fir den Betrieb fossiler Kraftwerke weiter. Die Diskussion Uber die weitere Ausgestal-
tung bzw. Madifikation des EEG wird also auch davon bestimmt werden, in welchem Umfang
die Stilllegung fossiler ,Altkraftwerke" tatséachlich erfolgt. Fallt diese Stilllegung zu gering aus,
konnte infolge der daraus resultierenden konventionellen ,Uberkapazitaten* im Grundlastbe-
reich der Druck auf eine Verringerung ,iiberschiissigen* EE-Stroms wachsen.

Tabelle 3: Leistungen in Kondensationskraftwerken und KWK-Anlagen, Basisszenario 2010 C

GW 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Kohlen 52,8 52,8 50,4 315 18,8 14,5 10,1
- davon Kondensations-KW 40,6 40,2 38,7 20,1 7,9 55 3,5
- davon KWK 12,2 12,6 11,7 11,4 10,9 9,0 6,6
Erdgas/Ol 28,0 27,0 25,0 19,0 18,9 25,5 28,9
- davon Kondensations-KW 20,9 19,9 16,8 7,9 6,3 11,1 13,1
- davon KWK 7,1 7,1 8,2 11,1 12,6 14,4 15,8
Fossil gesamt 80,8 79,8 75,4 50,5 37,7 40,0 39,1
-davon Kondensations-KW 61,5 60,1 55,5 28,0 14,2 16,6 16,6
- davon KWK 19,3 19,7 19,9 22,5 23,5 23,4 22,5
KWK gesamt *) 23,5 24,3 25,0 30,6 32,9 33,8 33,3
Kernenergie 21,4 21,4 21,4 20,3 11,0 0 0
Erneuerbare Energien **) 38,4 44,5 55,5 111,2 147,9 174,2 185,0
Gesamte Leistung 140,6 1457 152,3 182,0 196,6 214,2 2241

*) einschl. Biomasse und Geothermie **) ohne Leistung fur biogenen Abfall in Mill-HKW

3.9 Die starksten Wirkungen einer verstarkten Effizienzstrategie zeigen sich beim zukinfti-
gen Energiebedarf flr die Warmebereitstellung. Der Gesamtbedarf an Warme sinkt bis
2050 mit 2879 PJ/a auf 60% des Wertes von 2009. (Abbildung 4). Der EE-Beitrag fir die
Warmebereitstellung steigt von 414 PJ/a bzw. 9% Anteil bis 2020 auf 684 PJ/a, entspre-
chend einem Anteil von 18%. Im Jahr 2050 lauten die entsprechenden Werte 1300 PJ/a bzw.
53%. Die CO,-Emissionen der Warmebereitstellung verringern sich deutlich von derzeit
277 Mio. t CO,/a auf 73 Mio. t CO/a im Jahr 2050. Erreicht wird damit die vollige Verdran-
gung des Heizdls aus dem Warmemarkt; der Beitrag des Erdgases fur die direkte Warmer-
zeugung wird auf 40% des heutigen Verbrauchs reduziert. Damit steht geniigend Erdgas fur
den verstarkten Einsatz in GuD-Kraftwerken und dezentralen BHKW zur Verfigung. Der
Beitrag netzgebundener Warme (Fern- und Nahwarme) steigt von derzeit 380 PJ/a bis
2030 auf 680 PJ/a und bis 2050 auf 875 PJ/a. An fossilen Brennstoffen werden im Jahr 2050
noch 1150 PJ/a bendtigt, was 30% des heutigen Einsatzes entspricht.

3.10 Mit 5%/a mittlerer Wachstumsrate bis 2020 wachst der EE-Wéarmemarkt deutlich
langsamer als der Strommarkt. Darin spiegelt sich das weniger wirksame energiepolitische



Einflhrungsinstrumentarium im Vergleich zum Strommarkt wider. Trotz eher optimistischer
Wachstumsannahmen fir Kollektor- und Umwelt- bzw. Erdwéarme gewinnen deren Beitrage
erst ab etwa 2030 eine ahnliche Bedeutung wie bereits heute die Biomasse. Starker als die
Gesamtmenge muss in den Basisszenarien die Warmeversorgung mit Nahwarmenetzen
wachsen, was ein weiteres schwerwiegendes strukturelles Hemmnis fir die in den Szenarien
vorgeschlagene Ausweitung der EE-Warmeversorgung darstellt.
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Abbildung 4. Endenergieeinsatz fir Warme im Basisszenario 2010 A (einschlief3lich Stromein-
satz fur Warme)

3.11 Im Jahr 2030 sollten gemafl Basisszenario 2010 A jahrlich 11 GWy/a und in 2050 rund
16 GWy/a an thermischen EE-Anlagen umgesetzt werden, das Dreifache des heutigen
Wertes. Der Markt fir EE-Anlagen zur Wéarmeerzeugung muss in eine noch starkere
Wachstumsdynamik eintreten, als es EE-Anlagen im Stromsektor in der Vergangenheit
erlebt haben. Dazu muss jedoch das gesamte Forderinstrumentarium besser und effektiver
ausgestaltet werden. Zusatzlich muss das Engagement ,vor Ort“, also im Bereich der kom-
munalen Planung und Durchfihrung von Warmekonzepten starker als bisher im Mittelpunkt
der Umsetzungsbemiihungen stehen.

3.12 Im Personenverkehr sinkt der Endenergieverbrauch bis 2020 um 18% auf
1384 PJ/a. Danach verstéarkt sich der Rickgang durch den Aufwuchs der effizienten Elekt-
romobilitat (mit 33% Anteil im Jahr 2050) und den Riickgang der Personenverkehrsleistung
ab 2030. Mit rund 750 PJ/a werden 2050 nur noch 45% des derzeitigen Endenergiever-
brauchs bendtigt. Wegen der betrachtlichen Wachstumsraten des Giterverkehrs dampft
die Effizienzsteigerung hier nur den Verbrauchszuwachs. Der Endenergieverbrauch des



Guterverkehrs steigt bis 2025 noch um 11% und liegt im Jahr 2050 mit 790 PJ/a nur 12%
unter dem derzeitigen Verbrauch (2009: 900 PJ/a). Insgesamt sinkt der Endenergiever-
brauch des Verkehrs bis 2020 um 8% und bis 2050 mit 1535 PJ/a um 40%. Im Jahr 2020
werden mit 2035 PJ/a noch 86% der heutigen fossilen Kraftstoffmenge benétigt, 2050 sind
es mit 780 PJ/a nur noch ein Drittel. Die CO,-Emissionen des Verkehrssektors sinken von
177 Mio. t CO,/a im Jahr 2009 um 68% auf 57 Mio. t CO,/a in 2050.

3.13 Im Verkehr wird im Basisszenario 2010 A im Jahr 2050 ein Deckungsanteil der EE
(einschlieB3lich Anteil am Bahnstrom) am Endenergieverbrauch von 48% erreicht. Der Anteil
der EE-Kraftstoffe (Biokraftstoffe + EE-Wasserstoff), bezogen auf den gesamten Kraftstoff-
verbrauch, erreicht 42,3%. Im Jahr 2020 belauft er sich auf 10,3%, was etwa der angestreb-
ten Reduktion an THG-Emissionen von 7% entspricht. Mit 11% EE-Anteil am Endenergie-
verbrauch wird im Jahr 2020 auch das EU-Ziel von 10% erreicht (Tabelle 4, oben).

3.14 Im Basisszenario 2010 B wird der langerfristige Ausbau der Elektromobilitat soweit
forciert, dass der Individualverkehr in Verbindung mit der Nutzung von Biokraftstoffen und
EE-Wasserstoff im Jahr 2050 nahezu emissionsfrei vonstatten geht. Dazu sind im Jahr 2050
ca. 66% (Basisszenario 2010 A: 33%) der Individualverkehrsleistung mit Elektro-(Hybrid)-
fahrzeugen abzuwickeln. Aufgrund des dadurch geringeren Endenergieverbrauchs ist es
moglich, héhere Beitrdge von Biokraftstoffen und EE-Wasserstoff fir den Guterverkehr
bereitzuhalten, sodass sich dort der EE-Anteil im Jahr 2050 auf 50% steigern lasst (Basis-
szenario 2010 A: 47%). EinschlieBlich des EE-Stromanteils decken damit EE im Jahr 2050
rund 55% des Endenergieverbrauchs des Verkehrssektors (Tabelle 4 und Abbildung 5).

Tabelle 4: Bereitstellung von EE-Kraftstoffen aus erneuerbaren Energien und Einsatz von EE-
Strom in den Basisszenarien 2010 A und B

in TWh/a | 2008 | 2000 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Basisszenario 2010 A

Biokraftstoffe 36,7 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 833 | 833 | 833
EE-Wasserstoff - - - - - - 7,0 30,0 76,0
EE-Kraftstoffe 36,7 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 903 | 1133 | 1593
EE-Strom fiir Elek- 0 0 0 05 28 4,9 96 | 171 | 247
tromobilitat

EE-Strom fir Gbrige 23 2.4 27 47 80 | 114 | 148 | 200 | 218
Mobilitat *)

EE-Anteil an Endener- 55 5.2 6,0 76 | 11,6 | 146 | 197 | 288 | 483
gie (%))

Fossile Kraftstoffe 681 657 633 609 565 521 457 386 218

Basisszenario 2010 B

Biokraftstoffe 36,7 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 833 | 833 | 833
EE-Wasserstoff - - - - - - 7,0 30,0 76,0
EE-Kraftstoffe 36,7 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 903 | 1133 | 1593
EE-Strom far Elek- 0 0 0 05 3.4 78 | 151 | 300 | 487
tromobilitat

EE-Strom flr Gbrige 2,3 2.4 2,7 4,7 80 | 114 | 148 | 200 | 218
Mobilitat *)

EE-Anteil an Endener- 55 52 6.0 76 | 11,7 | 152 | 210 | 318 | 552
gie (%)*)

Fossile Kraftstoffe 681 657 633 609 564 513 445 347 184

*) EE-Anteil am gesamten Stromeinsatz fiir den Schienenverkehr **) einschl. EE-Strom
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3.15 In den Basisszenarien 2010 A und B wird der aus Nachhaltigkeitsgriinden auf 300 PJ/a
begrenzte Beitrag von Biokraftstoffen flankiert durch &ahnlich hohe Beitrage von EE-
Wasserstoff und den direkten Einsatz von EE-Strom fir Elektromobilitat, um damit auch die
prinzipielle Offenheit dieser Entwicklungen aufzuzeigen. Alle Optionen besitzen attraktive
Potenziale und haben weitere Entwicklungsmdglichkeiten. Zudem werden aus erneuerba-
rem Strom erzeugte chemische Energietrager (EE-Wasserstoff; EE-Methan) generell in
Energiesystemen mit hohen fluktuierenden EE-Anteilen bendtigt. Deshalb ist es derzeit zu
friih, eine dieser Optionen einseitig zu bevorzugen. In anderen aktuellen Untersuchungen
(Tabelle 5) werden diese Optionen anders gewichtet. Neben hohen bis sehr hohen Beitra-
gen von Biokraftstoffen und der weitgehenden Vernachlassigung der EE-Wasserstoff- und
der EE-Methanoption [WWF 2009, EWI 2010] werden auch besonders hohe Beitrdge der
Elektromobilitat fir mdglich gehalten [BMU 2010c].
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Abbildung 5: Beitrag erneuerbarer Energien im Verkehr im Basisszenario 2010 B

Tabelle 5: Struktur der Energiebedarfsdeckung im Verkehr (Jahr 2050) in verschiedenen
Untersuchungen (in PJ/a) sowie gesamte Biomasse fir alle Nutzungen

Jahr 2050 Fossil Biokraft- | Wasser- | Elektro- | Ubriger | Gesamt- Gesamte
stoffe stoff Mobilitat | Strom | verbrauch | Biomasse

Basis 2010 A/C 783 300 274 89 90 1536 1535
Basis 2010 B 662 300 274 175 90 1501 1535
WWF Innovation 436 921 10 101 86 1560 1720
Mc Kinsey&Company ~980 ~80 k. A. ~250 ~90 ~1400 ~500
fur BMU
Szenario Il A zum 503 778 15 134 ~90 1520 2170
Energiekonzept
Ist (2009) 2365 121 0 0 59 2542 820
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4  Weitgehende Versorgung mit erneuerbaren Energien

4.1 GroRe EE-Mengen, wie sie fUr die weitgehende oder vollstandige Versorgung von
Volkswirtschaften mit diesen Energiequellen erforderlich sind, werden fast vollstandig als
Strom bereitgestellt. Die direkte thermische Nutzung von EE (Kollektoren, Erdwarme) ist
auf Niedertemperaturwarme beschrankt und relativ groRen strukturellen Restriktionen (War-
menetze) ausgesetzt. Der Nutzung von Biomasse sind potenzialseitig enge Grenzen gesetzt.
Die Nutzung von Wind- und Solarstrom unterliegt meteorologischen Gegebenheiten, die im
fluktuierenden Angebot deutlich werden. Dieses schwankende EE-Stromangebot kann mit
der ebenfalls schwankenden Nachfrage tber drei Wege synchronisiert werden: (1) eine
grol3raumige Verbindung von Angebot und Nachfrage (Netzausbau), (2) dem gesteuerten
Verbrauch bzw. der gesteuerten Erzeugung (Erzeugungs- und Lastmanagement) und (3) der
Speicherung von elektrischer Energie bzw. der Wandlung in speicherbare (chemische)
Energieformen.

4.2 Ein Netzausbau kann das Problem der Speicherung erleichtern, jedoch nicht vollstéandig
l6sen, da regelmafRig Wettersituationen auftreten, in denen tber 1 bis 2 Wochen das Ange-
bot von Wind- und Solarenergie auch grol3rdumig &ufRerst gering ausfallen kann. Dennoch ist
der Netzausbau ein zentrales Instrument bei der Integration der Erneuerbaren in das Ener-
gieversorgungssystem. Das schwankende Angebot von Wind- und Solarstrom kann durch
Erzeugungs- und Lastmanagement teilweise ausgeglichen werden. Strom aus Pumpspei-
chern und Biomasseanlagen bzw. flexiblen BHWK mit Warmespeichern kann in begrenztem
Umfang die Versorgungslicken von Wind- und Solarstrom schlieRen. Uber den gesteuerten
Verbrauch von EE-Strom (Lastmanagement) kénnen die Fluktuationen der Stromversorgung
stark gedampft werden. Auch im idealen Einsatz I6st das Lastmanagement jedoch nicht das
Speicherungsproblem, weil nicht jeder Stromverbrauch aus Zeiten mit wenig Wind- und
Solarangebot verschoben werden kann.

4.3 Speicher sind grundséatzlich fir den Fluktuationsausgleich geeignet. Kurzzeitspeicher
(Pumpspeicher, Druckluftspeicher und Batterien) kdnnen die Versorgungsliicken von Wind-
und Solarenergie fur wenige Stunden schlieRen bzw. Uberschiisse auffangen. Allerdings ist
ihre Kapazitat begrenzt. Zum Ausgleich von Fluktuationen einer tGberwiegend regenerativen
Stromversorgung werden Langzeitspeicher mit groBen Kapazitaten (mehrere 10 TWhy)
bendtigt. Sie sind in Kombination mit anderen Ausgleichsmalihahmen der einzige Weg,
Wind- und Solarstrom soweit handhabbar zu machen, dass konventionelle Kraftwerke dau-
erhaft ersetzt werden kdnnen und EE-Strom in grof3en Mengen auch fir andere Verbrauchs-
sektoren (z. B. Elektromobilitat, Warmepumpen; Prozesswarme) zur Verfiigung stehen kann.
Neben sehr groRen auslandischen Speicherwasserkapazitaten bzw. potentiell auch Pump-
speicherkapazitaten (z. B. in Norwegen) kommt die chemische Speicherung von EE-
Strom dafir infrage. Die Energietrager Wasserstoff und Methan sind in der Lage, die durch
das fluktuierende EE-Angebot gesetzten Grenzen zu Uberwinden und jederzeit eine gesi-
cherte Energieversorgung zu gewahrleisten. EE-Wasserstoff kann zu geringen Prozentantei-
len in Erdgasnetzen transportiert werden, er kann aber auch dezentral erzeugt werden (z. B.
an Tankstellen). EE-Methan kann in die bestehenden Gasnetze in Erdgasqualitit eingespeist
werden, woflr andererseits der weitere Konversionsschritt der Methanisierung notwendig
wird. Da Verluste bei der Wasserstoff- bzw. Methanbereitstellung unvermeidlich sind und
zusatzliche Kosten verursachen, sollten zuvor alle anderen preiswerteren Verfahren der
direkten Nutzung und Zwischenspeicherung von EE-Strom ausgeschopft werden.
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4.4 Auf Vollkostenbasis kann EE-Wasserstoff nach 2030 bei einer Kostenbandbreite von
30 bis 35 €/GJ mit fossilen Kraftstoffen und ab 2040 mit Erdgas konkurrieren. Fur EE-
Methan verschiebt sich der Wirtschaftlichkeitszeitpunkt um rund 10 Jahre. Wird Strom aus
EE-Uberschiissen genutzt (angenommener Wert ~1 ct/kWh), sind Gestehungskosten fiir EE-
Wasserstoff und -Methan in einem Bereich zwischen 10 und 18 €/GJ erreichbar (Abbil-
dung 6). Mit diesen Kostengrenzen ist ein Bereich gekennzeichnet, in dem sich in den Ener-
giemarkten nach etwa 2030 die Preisbildung fur EE-basierte chemische Energietrager ab-
spielen kann. Aus dkonomischer Sicht ist es sinnvoll, bei hohen EE-Beitrdgen an der Ener-
gieversorgung kostengunstigen EE-Strom mit Gestehungskosten (Vollkosten) um 5 bis
6 ct/kWh in Wasserstoff oder Methan zu konvertieren, wenn weitere grofRere EE-
Stromangebote genutzt werden sollen. Auch flissige ,EE-Kraftstoffe* (Diesel, Kerosin, Gas-
to-Liquid) kénnen daraus hergestellt werden. Dariiber hinaus kann auf Grenzkostenbasis
jederzeit ausreichende Speicherkapazitat im Wochenbereich fur eine EE-Stromversorgung
bereitgestellt werden. Dabei wirde Wasserstoff oder Methan mittels Gasturbinen oder in
GuD-Anlagen wieder rickverstromt oder hocheffizient in KWK-Anlagen (Gasmotoren,
Brennstoffzellen) zum Einsatz kommen.
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Abbildung 6: Gestehungskosten von EE-Wasserstoff und EE-Methan auf Vollkostenbasis und
bei Nutzung von Uberschussstrom im Vergleich zu den GroRRhandelspreisen von
Erdgas und Kosten von Kraftstoffen (ohne Einbeziehung von Gastransport und
Gasanwendung)

4.5 Wird das Wachstum der EE-Stromerzeugung nach 2025 gegenuber den Basisszenarien
2010 um weitere 0,5%/a (gegenuber durchschnittlich 2,6%/a) gesteigert, kann die bendtigte
Strommenge im Jahr 2050 vollstandig durch EE bereitgestellt werden (Szenario B
100%-S/H2). Im Vergleich zum Basisszenario 2010 B sind dazu im Jahr 2050 zusatzliche
230 TWh/a EE-Strom erforderlich (Abbildung 7). Der erzeugte Wasserstoff (177 TWh/a)
wird Uberwiegend in den im Basisszenario 2010 B im Jahr 2050 vorhandenen erdgasba-
sierten Kraftwerken mit einer Gesamtleistung von ~40 GW eingesetzt. Durch den anteiligen
Einsatz in KWK-Anlagen (GuD, BHKW) sind zusatzlich 84 TWh/a an nutzbarer KWK-Warme
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gewinnbar. Den 230 TWh/a eingesetzten EE-Strom stehen dann 160 TWh/a nutzbare End-
energie gegenuber. Zusammen mit den zuséatzlich bereitgestellten 76 TWh/a Wasserstoff als
Kraftstoff, die weitere 100 TWh/a EE-Strom erfordern, kann ein Gesamtnutzungsgrad der
EE-Wasserstofferzeugung und -nutzung von ~70% erreicht werden. Bei Uberlegungen fir
eine 100%ige EE-Stromversorgung ist es zur moglichst effizienten Nutzung von EE-Strom
also erforderlich, diesen nicht isoliert zu betrachten, sondern Verknipfungen mit den ande-
ren Verbrauchssektoren zu nutzen, um die Nutzungseffizienz zu steigern.
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Abbildung 7: Stromeinsatz fir die EE-Wasserstofferzeugung und dessen Verwendung im
Szenario B-100%-S/H2.

4.6 Der Ausbau der EE-Stromversorgung im Umfang des Szenarios B-100%-S/H2 verlangt
ab 2030 eine deutliche Steigerung der Investitionstatigkeit in EE-Technologien. Im
Jahrzehnt 2030 bis 2040 sind einschlieR3lich des Ersatzbedarfs fiir Altanlagen jahresdurch-
schnittlich gut 10 GW/a zu installieren, wobei 1 GW/a von im Ausland stehenden Anlagen
stammt (Tabelle 6). An Windleistung sind 4,7 GW/a zu installieren, an PV-Leistung
4,2 GW/a. Im Jahrzehnt 2040 bis 2050 steigt der Summenwert auf knapp 15 GW/a. Ein
Szenario wie das hier beschriebene kann jedoch nur in einem Energiemarkt entstehen, der
die Vollkosten eines EE-Ausbaus vollstdndig honoriert. Dazu ist eine Abkehr von der
derzeitigen Orientierung bei der Strompreisbildung an kurzfristigen Grenzkosten erforderlich.
Vielmehr missen die langerfristigen Gesamtkosten eines wirksamen Klimaschutzes, die
Kosten einer Verknappung fossiler Ressourcen und die vollstandigen Entsorgungs- und
Risikokosten der Kernenergie Mal3stab fur die Preisbildung in einem zukinftigen Energie-
markt sein.

4.7 Im Szenario B-100%-S/H2 wird im Jahr 2050 bei einem EE-Anteil von 72% noch
1537 PJ/a an fossiler Endenergie bendtigt, was 20% der derzeit verbrauchten Menge ent-
spricht. Vorwiegend im Bereich der Raumwéarme und im Verkehr sind noch weitere Effizienz-
steigerungen mdglich, die mit ~20% angenommen wurden. Fir eine weitere Deckung durch
EE kommen Kollektoren und Erdwéarme fir den Niedertemperaturbereich infrage, die zu-
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sammen rund 180 PJ/a zusatzliche EE-Wé&rme bereitstellen konnten. Es verbleiben
1050 PJ/a, die mittels EE-Strom oder daraus gewonnener chemischer Energietrager bereit-
gestellt werden mussten, um zu einer vollstdndigen EE-Versorgung aller Verbrauchssek-
toren zu gelangen (Tabelle 7).

Tabelle 6: Jahrlich zu installierende Leistung der EE-Stromerzeugung im Szenario B-100%-

S/H2

STROM (MWel/a) Biogene Strom

Wasser Wind  Photovolt. Geotherm. Strom- Biomasse  Abfélle gesamt

Strom import Strom Strom *) MWella
2010 35 2040 8500 4 373 42 10993
2011 35 2020 6000 7 344 20 8426
2012 40 2060 4200 10 329 20 6658
2013 45 2110 3600 13 317 20 6105
2014 50 2238 3300 17 320 20 5944
2015 55 2460 3050 22 0 288 20 5895
2016 60 2694 2830 28 0 335 22 5969
2017 70 2940 2750 35 0 300 28 6123
2018 70 3232 2650 43 100 292 28 6415
2019 75 3900 2580 51 200 258 28 7091
2020 74 4228 2540 62 280 165 28 7377
2030 100 4310 2783 85 635 465 0 8378
2040 104 4690 4258 130 1103 233 0 10518
2050 109 6883 4900 410 2120 460 0 14882

Tabelle 7: Fossiler Energiebedarf in 2050 im Szenario B 100%-S/H2 und sein méglicher voll-
standiger Ersatz durch weitere EE

PJ/a Fossil gedeckt Weitere Effizienz | Verbleib nach direkter
im Jahr 2050 EE-Deckung *)

Prozesswarme 743 630 (-15%) 550

Raumwarme, Warmwasser 130 100 (-23%) -

Kraftstoffe 664 500 (-25%) 500

Endenergie, gesamt 1537 1230 (-20%) 1050

Priméarenergieeinsatz 1693 (Kohle, Sonsti- EE-Strom direkt oder
ge 100; Ol 770: als EE-Wasserstoff

Erdgas 823) bzw. EE-Methan

*) Weitere Niedertemperaturwarme aus Kollektoren und Erdwéarme

Bei ausschliel3licher Verwendung von Wasserstoff sind dazu weitere 390 TWh/a EE-Strom
und entsprechend bei EE-Methan ohne weitere Abwarmenutzung weitere 460 TWh/a EE-
Strom (bei Verflgbarkeit konzentrierter CO,-Quellen) bzw. 540 TWh/a EE-Strom bei Nutzung
von atmospharischem CO, bereitzustellen. Fir einen vollstandigen Vergleich ist der Mehr-
aufwand fur EE-Methan dem Umbau der Gasversorgung mit EE-Wasserstoff gegentiberzu-
stellen. In entsprechenden Szenarien werden im weiteren Projektverlauf optimale Kombinati-
onen von EE-Strom, EE-Wasserstoff und/oder EE-Methan ermittelt.
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4.8 Der Leitgedanke einer vollstdndigen EE-Versorgung ist die intelligente Vernetzung
von Strom-, Gas- und Warmenetzen. Alle drei Netze missen dazu im standigen Informati-
onsaustausch Uber Energieerzeugung und -nachfrage stehen und Uber Speicher unter-
schiedlicher Kapazitat und Leistung verfiigen. Dartber hinaus werden stromseitig in erhebli-
chem Umfang Erzeugungs- und Lastmanagementtechniken verwendet. Die Stromnetze sind
uber groRere Regionen miteinander verkniipft. Uber die Briicke Strom-Wasserstoff und/oder
Methan werden Strom- und Gasnetz gekoppelt, um EE-Strom fir Kraftstoffe und Hochtem-
peraturwarme sowie fur die Langzeitspeicherung von Strom tGber Wochen und Monate ver-
fligbar zu machen.

4.9 Bislang ist allein der konventionelle Kraftwerkspark fur die Gewahrleistung der Sys-
temstabilitdt und Versorgungssicherheit zustindig. EE-Anlagen sind jedoch selbst in der
Lage, Systemdienstleistungen fur einen sicheren Netzbetrieb zu erbringen und damit ihre
vorrangige Einspeisung aufrecht zu erhalten. Voraussetzung fur diesen Einsatz ist ein flexib-
ler und kurzfristiger Regelleistungsmarkt, der sich so an die Erfordernisse eines Energiesys-
tems mit hohem Anteil fluktuierender EE optimal anpasst. Durch den Zusammenschluss von
Erzeugern und/oder Verbrauchern zu grofRen virtuellen Pools kénnen die technischen
Anforderungen auch von kleinen dezentralen Einheiten erfillt werden. Durch dezentrale
Blindleistungssteuerung kénnen die Netzspannung innerhalb eines bestimmten Toleranzbe-
reiches gehalten und die Kosten fiir den Netzausbau im Verteilnetz reduziert werden. Den-
noch sind durch den Wegfall konventioneller GroRR3kraftwerke zusétzliche Betriebsmittel auf
der Ubertragungsebene erforderlich. Durch die europaweite Vernetzung fluktuierender
Erzeuger kommt es zu einer Glattung der Erzeugungsleistung und somit zu einer Erhéhung
des Beitrags zur gesicherten Leistung. Weitere MalBhahmen sind das Last- und Erzeu-
gungsmanagement, um zusétzliche Verbraucher optimiert einzubinden und regelbare Erzeu-
ger gezielt zu Zeiten hoher Last einzusetzen. Hierdurch wird einer Erhéhung der Jahres-
hdchstlast entgegen gewirkt und Lastspitzen reduziert, wodurch sich der Bedarf an konventi-
onellen Kraftwerken verringert und diese zugleich besser ausgelastet werden.

5 Lastdeckung und Ausgleichsmalihahmen

5.1 Um zu Uberprifen, ob die aufgezeigten Szenarien stromseitig umsetzbar sind, und um
die Auswirkungen und Interaktionen in der Stromversorgung zu analysieren, wurde eine
dynamische Simulation des Stromversorgungssystems flir ausgewahlte Szenarien und
Jahre durchgefuhrt. Durch die Kopplung der Modelle REMix und SImEE kdnnen Aus-
gleichsmafinahmen fur die Integration der EE in Deutschland im europaischen Kontext gut
abgebildet werden. REMix untersucht hierbei die Einbindung Deutschlands in ein europa-
isch-nordafrikanisches kostenminimiertes Verbundsystem. Die EE-Einspeisung und die
vielfaltigen Ausgleichsoptionen innerhalb Deutschlands werden mit SImEE ermittelt. Mehrere
Iterationen in der Modellkopplung lassen die Ergebnisse der detaillierten Modellierung der
deutschen Stromversorgung mit SimEE in den Entwurf des Verbundsystems mit REMix
einflielen. Die Auswertung der Residuallast gibt Aufschluss Uber den zukinftigen Bedarf
und Anforderungen an konventionelle Kraftwerke.

5.2 Die EE-Ausbauziele der Bundesregierung fur das Jahr 2020 (NREAP u. a.) kdnnen nur
durch eine Forcierung der Integrationsmalinahmen fir EE erreicht werden. Um diese
Notwendigkeit und das Ausgleichspotenzial zu verdeutlichen, wurde fur das Jahr 2020 eine
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dynamische Bewertung und Gegeniberstellung von zwei Extremen durchgefihrt, namlich
(1) ohne jegliche Ausgleichsoptionen bis auf den Netzausbau und (2) unter Ausnutzung
eines Grol3teils des mdglichen Ausgleichspotenzials.

5.3 Bereits im Jahr 2020 ist absehbar, dass an einstrahlungs- und windreichen Wochenen-
den die Last fast vollstandig durch nicht-regelbare EE gedeckt werden kann (Abbil-
dung 8). Dazu mussen die Moglichkeiten der EE-Technologien zur Erbringung von System-
dienstleistungen wie Regelleistung Uber einen fur EE angepassten Regelleistungsmarkt
ausgeschopft werden. Die Mengen an EE-Uberschiissen, die durch Abregelung verloren
gehen, sind bei idealem Netz sehr gering. Daher sind ein Netzausbau und die Ubernahme
von Systemverantwortung durch EE-Kapazitaten elementar fir die weitere Integration von
EE, um wirtschaftlichen Schaden durch haufige EE-Abregelungen zu vermeiden. Der derzeit
schnelle Ausbau der Fotovoltaik ist hierbei aus technischer und 6konomischer Sicht eine
besondere Herausforderung. Sie zeigt sich sowohl bei den strukturellen Anforderungen
(begrenzte Flexibilitat des bestehenden Kraftwerksparks, Notwendigkeit zusétzlicher Aus-
gleichsmallnahmen) als auch bei den ©6konomischen Anforderungen (Reduzierung des
Marktwertes von PV-Strom bei weiterem Ausbau und damit Belastung der EEG-Umlage) fur
die Integration der EE. Dieser Zusammenhang macht deutlich, dass die anlegbaren Strom-
preise nicht den volkswirtschaftlichen Wert des EE-Stroms widerspiegeln (siehe Abschnitt
,Okonomische Wirkungen®).
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Abbildung 8: Ausgewahlter 2-Wochenverlauf der nationalen nicht-regelbaren EE-Einspeisung
des Jahres 2020 (Wetterjahr 2006; Basisszenario 2010 A)

5.4 Die sich abzeichnenden Systemkonflikte unterstreichen den politischen Handlungsbe-
darf, friihzeitig geeignete Ausgleichsoptionen zur Integration der EE vorzubereiten. Dazu
zahlen Netzausbau, Erzeugungs- und Lastmanagement und Speicher. U.a. gilt es,
regelbare EE wie Biomasse vorrangig zum Lastausgleich einzusetzen. Die Flexibilisierung
der KWK (durch Warme- und evt. Gasspeicher) bietet ein grof3es Potenzial, um den Konflikt
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zwischen der zeitgleichen Einspeisung von (i) fluktuierenden EE, (ii) wenig flexiblen, aber
kosteneffizienten Grundlastkraftwerken und (iii) der KWK-Einspeisung zu entschérfen (Ab-
bildung 9). ,Neue Verbraucher” wie Elektrofahrzeug, Warmepumpen und Klimatisierung
kénnen im Lastmanagement entsprechend dem Angebot von Wind- und Solarenergie ge-
steuert werden. Die Umsetzung dieser Ausgleichsoptionen verringert deutlich die Schwan-
kungen der Residuallast (Abbildung 10). Dadurch werden bestehende konventionelle Kraft-
werke, die 2020 fir die Lastdeckung bendtigt werden, entlastet, da haufige An- und Abfahr-
vorgange vermindert und Lastgradienten reduziert werden.
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Abbildung 9: Ausgewaéhlter 2-Wochenverlauf des Erzeugungsmanagements regelbarer BHKW
des Jahres 2020 (Wetterjahr 2006; Basisszenario 2010 A)

5.5 Der Bedarf an Grundlastkraftwerken schwindet, mehr flexible Kraftwerke werden
gebraucht. Im Jahr 2020 werden im Basisszenario noch 16 bis 19 GW Grundlastkraftwerke,
15 bis 20 GW Mittellastkraftwerke und 14 bis 24 GW Spitzenlastkraftwerke benétigt, ohne
Betrachtung der gesicherten Leistung und der Verfluigbarkeit. Der flexible Lastfolgebetrieb
wird zum Regelbetrieb fir alle Kraftwerke. Bestehende Kraftwerke muissen deutlich flexibler
als bisher betrieben werden und sind dafir durch geeignete Ma3nahmen (Retrofit) auf- und
umzuristen. Neuzubauende Kraftwerke muissen eine hohe Flexibilitdt aufweisen, um einer-
seits technisch in der Lage zu sein, EE-Strom zu integrieren und andererseits trotz haufiger
An- und Abfahrvorgange wirtschaftlich zu sein. Daher sind die aufgezeigten Ausgleichsoptio-
nen notwendig, um dem Systemibergang und der Flexibilisierung konventioneller Kraftwerke
Zeit zu gewahren.
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Residuallast mit PSW, Last- und Erzeugungsmanagement (2006)
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Abbildung 10: Vergleich der verbleibenden, von konventionellen Kondensations-Kraftwerken
zu deckenden Residuallast des Jahres 2020 (Wetterjahr 2006; Basisszenario
2010 A)

5.6 Die Laufzeitverlangerung von Kernkraftwerken vergrof3ert den Druck auf den konventio-
nellen Kraftwerkspark. Der sinkende Bedarf an Grundlastkraftwerken fihrt dazu, dass ent-
weder nur Kernkraft- oder nur Braunkohlekraftwerke weiter als Grundlastkraftwerke betrie-
ben werden kdnnen. Zudem wird es fur KWK-Anlagen, die nicht nach KWKG vorrangig
einspeisen, schwer, am Strommarkt wirtschaftlich zu bestehen. Die technische Fahigkeit von
Kernkraftwerken zur EE-Integration ist in der Realitdt noch zu belegen. Gelingt dies, wer-
den Neuinvestitionen fur andere flexible Kraftwerke auf einen spateren Zeitpunkt verscho-
ben. Die Reststrommengen der Kernkraftwerke kdnnen sich durch die im potentiellen Last-
folgebetrieb geringere Auslastung auf einen langeren Zeitraum erstrecken, als bislang im
Energiekonzept der Bundesregierung vorgesehen ist. Der daraus resultierende zunehmende
okonomische Druck (geringe Auslastung konventioneller Kraftwerke, mégliche Verdrangung
der KWK) macht abermals deutlich, dass die Vorrangregelung fir die Einspeisung von EE
beibehalten werden muss.

5.7 Durch die Einbindung von Last- und Erzeugungsmanagement kann der Bedarf an gesi-
cherter Leistung und damit auch an konventionellen Backup-Kraftwerken, der fiir die Ver-
sorgungssicherheit bendtigt wird, im Jahr 2020 auf ca. 60 GW reduziert werden. Der EE-
Beitrag zur gesicherten Leistung belduft sich auf ca. 11 GW; Pumpspeicher und andere
Erzeuger erganzen die Differenz zur Jahreshdchstlast von ca. 83 GW. Durch die Mal3nah-
men zum Lastmanagement kann die Hochstlast reduziert, bzw. kénnen neue Verbraucher
unter einer nur geringfligigen Erhdhung der Hochstlast integriert werden. Unabhéngig von
der Einbindung zusatzlicher gesteuerter Verbraucher ist im untersuchten Szenario eine
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Saisonalitat der Last festzustellen. Diese ermdglicht es, weiterhin Revisionen so zu planen,
dass diese auRRerhalb der Zeiten der Hochstlast liegen. Des Weiteren kann durch den Ein-
satz von Erzeugungsmanagement in BHKW — also die Entkoppelung von Warmenachfrage
und Warmebereitstellung — der Beitrag der regelbaren Erzeuger zur gesicherten Leistung
erhoht werden. Damit kann die Stromversorgung zu jeder Stunde gewahrleistet werden.
Anhand der dynamischen Modellierungen konnten die Szenarien somit verifiziert werden.

5.8 Als Hauptquelle fir den Import von EE-Strom in Europa treten die windhoffigen Ge-
biete in Nordwest- und Nord-Europa auf. Weiterhin ist die Solarstromerzeugung in Nordafri-
ka bedeutend, die dort neben der vorrangigen Deckung des Eigenbedarfs auch dem Export
dient (Abbildung 11). Fir einen kostenminimierten Mix in der europaisch-nordafrikanischen
Verbundregion werden groRe Ubertragungskapazitaten im zweistelligen GW-Bereich
bendtigt, welche aber mit mittleren 6000 Volllaststunden eine sehr hohe Auslastung aufwei-
sen. Es wird deutlich, dass eine 100%-Stromversorgung gegentber den Basisszenarien eine
wesentlich grofere Herausforderung bedeutet. So fallt im Szenario B-100%-S/H2 — auf-
grund des zu ersetzenden Erdgases fur die verbleibenden konventionellen Back-up Kraft-
werke und Erdgas-KWK - die Wasserstoffmenge zur Rickverstromung von EE-
Uberschiissen deutlich héher aus. Der zusétzliche Strombedarf wird groRtenteils durch
weitere Offshore-Windanlagen in Nord- und Nordwest-Europa und durch Fotovoltaik in
Nordafrika und Sudost-Europa gedeckt. Prinzipiell ist es auch mdglich, den neuen Bedarf an
hohen Strom-Ubertragungskapazitaten anteilig durch die Nutzung bestehender Gaspipelines
(Wasserstoff, Methan) zu reduzieren und Energie Uber chemische Energietrager zu transpor-
tieren. Auch speicherbarer solarthermischer Strom kann noch stérker in die Gesamtversor-
gung eingebunden werden. Weitere Simulationen dazu sind im weiteren Verlauf des Vorha-
bens vorgesehen.

5.9 Aus nationaler Sicht weist die Windeinspeisung die starksten UnregelméaRigkeiten auf,
sowohl im kurzzeitigen als auch im langzeitigen Horizont. Im Jahresverlauf weist sie dennoch
eine hohe Ubereinstimmung mit der Last auf. Die PV-Einspeisung deckt sich weitgehend
mit dem Tagesgang der Last, flihrt aber zu den hdochsten Gradienten in der Strombereitstel-
lung. Die Wasserkraft speist stetig ein, vermehrt im Frihjahr und Sommer. Die stromopti-
mierte warmegefihrte Biomasse bietet einen saisonalen Ausgleich zur Geothermie. Das
europaische Gesamtsystem wird durch die raumlich-zeitlichen Variationen bestimmt — be-
dingt durch die Gro3wetterlagen Uber Europa. Gerade durch die Windkraft wird dabei auch
Uberschussstrom mit hoheren Volllaststunden produziert. So dient importierter EE-Strom
einerseits der Kompensation fehlender nationaler Erzeugung und andererseits zur kosten-
glunstigen Erzeugung von Wasserstoff flr den Verkehr. Die Integration Deutschlands in den
européaischen Netzverbund zeigt sich am Import und Export von EE-Strom und einer hdhe-
ren Auslastung inlandischer Backup-Kapazitaten.

5.10 Durch Lastmanagement kann gezielt Gberschiussiger EE-Strom genutzt und kdnnen
zusatzliche Leistungsspitzen vermieden werden. Eine groRe Bedeutung haben die so ge-
nannten ,neuen Verbraucher" Elektrofahrzeuge und Warmepumpen sowie die Klimati-
sierung. Werden sie nicht gesteuert eingebunden, verscharfen sich die Fluktuationen im
Stromverbrauch. Der Verbrauch von Warmepumpen korreliert im Jahresverlauf gut mit der
Windkraft. Die Einspeisung von Fotovoltaik korreliert im Tagesmittel prinzipiell gut mit dem
Verbrauch fur Klimatisierung, muss jedoch im Tagesverlauf (PV-Erzeugungsspitze am Mittag
und Klimatisierungsverbrauchspitze am Nachmittag) aufeinander abgestimmt werden. Diese
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MaRnahmen federn Schwankungen in der Stromversorgung ab. Auch bei der Umwandlung
von Uberschussstrom in Wasserstoff hat das Lastmanagement wirtschaftliche Vorteile, da
die notwendige installierte Elektrolyseleistung reduziert, ihre Auslastung erhéht und somit die
Systemkosten verringert werden kdnnen.
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Abbildung 11: Struktur und Verteilung der Stromerzeugung (TWh/a) in Europa und Nordafrika
im Jahr 2050 bei einer Versorgung in D entsprechend Basisszenario A

5.11 Flexible und regelbare BHKW auf Erdgas- und Biomassebasis verringern Lastspitzen
und ersetzen anteilig notwendige Spitzenlastkraftwerke. Mittelfristig zeichnet sich eine Sys-
temkonkurrenz zwischen fluktuierenden EE, warmegefihrten KWK-Anlagen und unflexiblen
Grundlastkraftwerken ab. Um die Effizienzvorteile der KWK weiterhin zu nutzen und die
Deckung der Warmenachfrage zu gewadhrleisten, ist eine Flexibilisierung der KWK-Anlagen
notwendig. Dafir mussen die Anlagen Uber Smart Grids informationstechnisch angeschlos-
sen sein. Biogasanlagen sind mit einem Gasspeicher und ggf. mit einem zuséatzlichen Ag-
gregat auszustatten. Fur einen langfristigen Entwicklungszeitraum dominieren zunehmend
saisonale Einfliisse. In Zeiten eines Uberangebots an nicht regelbaren EE ist es grundsétz-
lich nicht sinnvoll, zusatzlichen Strom aus KWK-Anlagen zu erzeugen. Allerdings kénnen
langer andauernde Wetterphasen mit hoher EE-Einspeisung nicht Uber die Tageswéarme-
speicher der KWK Uberbriuckt werden. Zur besseren Bewertung der KWK-Nutzung in einer
EE-Vollversorgung besteht weiterer Untersuchungsbedarf.
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5.12 Langfristig wird in den Basisszenarien Uberschissiger Strom (nach dem européi-
schen Ausgleich) durch Mengenvorgaben Uber das Lastmanagement fast vollstandig fur die
Wasserstofferzeugung im Verkehr verwendet. Dadurch werden andere Speicheroptionen nur
in sehr geringem Umfang genutzt. Diese strukturelle Option der Wasserstofferzeugung fuhrt
dazu, dass die Windenergie kostenglinstig integriert werden kann. Im Bereich des Kurzzeit-
ausgleichs decken die Lastmanagementanwendungen und regelbaren BHKW den Aus-
gleichsbedarf. Dennoch ist der Einsatz von Grol3speichern wie PSW im Bereich der Bereit-
stellung von Regelleistung fir die Systemstabilitat notwendig und effizient.

5.13 Die konventionellen Kondensations-Kraftwerke dienen zum Ausgleich in Phasen
geringer Lastdeckung durch Wind- und Solarenergie. Diese Backup-Kraftwerke erzielen
nur noch geringe Ausnutzungsdauern, weshalb z. B. die Einflhrung eines Kapazitatsmarktes
notwendig wird. Fur eine Vollversorgung mit EE-Strom im Szenario B-100%-S/H2 ergibt sich
die Notwendigkeit von Langzeitspeichern. Das Szenario ist im Vergleich zu den Basissze-
narien durch einen hoheren Anteil von Uberschussstrom gekennzeichnet. Es treten ganze
Wochen auf, in denen die Einspeisung von EE-Strom gering ist. Dieses Defizit kann selbst
durch die européische Integration des Energieversorgungssystems mit HGU-Transportnetz
nur teilweise ausgeglichen werden (Abbildung 12). Die auftretenden Liicken werden Uber
regenerativ betriebene Backup-Kraftwerke (GuD, KWK) gedeckt, die mit EE-Wasserstoff
oder EE-Methan betrieben werden. Als Langzeitspeicher in der erforderlichen Gro3enord-
nung von ca. 10 TWhe kommt das Erdgasnetz mit einer vorhandenen Speicherkapazitat von
220 TWhy, in Frage, welches mit erneuerbarem Gas gespeist wird.
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Abbildung 12: Verlauf von Last und Stromiberschissen fir eine Extremsituation im Gesamt-
system fur Deutschland im Szenario B-100%-S/H2 im Jahr 2050 (Wetterjahr
2006). Trotz europaischer Integration und Erzeugungs- und Lastmanagement
verbleibt ein Bedarf an Langzeitspeichern
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6 Okonomische Wirkungen

6.1 Die jahrlich zu installierenden Leistungen der EE-Techniken bestimmen in Kombination
mit den spezifischen Kosten und den angenommenen Kostendegressionen der Einzeltechni-
ken das durch den Ausbau der Erneuerbaren mobilisierte Investitionsvolumen. Es ist ein
wichtiger Indikator dafir, welchen Stellenwert ein derartiger Ausbau in der Volkswirtschaft
hat. Das Investitionsvolumen in alle EE-Anlagen (Preisbasis 2009) bleibt nach den durch
die Fotovoltaik bestimmten Spitzen der Jahre 2009 bis 2011 mit bis zu 32 Mrd. €/a relativ
konstant bei 18 Mrd. €/a (alle Kosten in €5099). Erst nach 2030 wachst es nochmals bis auf
22 Mrd. €/a (Abbildung 13). Es wird deutlich, dass die im Basisszenario 2010 A angenom-
mene Wachstumsdynamik unbedingt erforderlich ist, um die angestrebten Kostendegressio-
nen der Einzeltechniken durch steigende Umsétze kompensieren zu kdnnen. Das ist auch
eine wichtige Voraussetzung daflr, dass die Technologieflhrerschaft Deutschlands fir die
Mehrzahl der EE-Techniken auf dem Weltmarkt gehalten werden kann. Dies bestatigt die
Bedeutung des politisch gesetzten Ziels, eines Anteils von mindestens 18% der EE am
Bruttoendenergieverbrauch des Jahres 2020. Deutlich héher steigen die Investitionen ab
2030, wenn bis 2050 eine 100%ige EE-Stromversorgung angestrebt wird. Im Zeitabschnitt
2030 bis 2040 belaufen sie sich bereits auf im Mittel 23 Mrd. €/a und steigen im Jahrzehnt
2040 bis 2050 auf 32 Mrd. €/a, wovon 24 Mrd. €/a auf die EE-Stromversorgung und 8 Mrd.
€/a auf die Warmeversorgung entfallen. Die dominierenden Techniken sind dann die Wind-
energie und Kraftwerke im européaischen Stromverbund mit jeweils rund 7 Mrd. €/a Umsatz.
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Abbildung 13: Investitionen in EE-Anlagen zur Strom- und Wérmeerzeugung im Basisszenario
2010 A und ab 2030 fiir das Szenario B-100%-S/H,

6.2 Bis 2009 wurden in EE-Anlagen zur Strom- und Warmebereitstellung insgesamt rund
120 Mrd. € investiert. Zwischen 2010 und 2020 wird das kumulierte Investitionsvolumen
im Basisszenario 2010 A mit weiteren 202 Mrd. € nahezu doppelt so hoch sein. Den groR3-
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ten Anteil daran hat die Fotovoltaik mit 86 Mrd. €. Es folgt die Windenergie mit 46 Mrd. €,
gefolgt von der Biomasse (Strom und Warme) mit 30 Mrd. € und Solarkollektoren sowie
Umwelt-/Erdwéarme mit jeweils 18 Mrd. €. Auch in den n&chsten Jahrzehnten bis 2050 bleibt
das Niveau mit rund 200 Mrd. € pro Jahrzehnt im Basisszenario A in dieser GrolRenordnung.

6.3 FUr die EE-Techniken zur Stromerzeugung stellen sich langerfristig Gestehungskos-
ten zwischen 5 und 9 ctsoe/kWhyg ein. Die durchschnittlichen Kosten aller installierten EE-
Neuanlagen lagen im Jahr 2009 bei 13,5 ctyp00/kWhg (Ohne Fotovoltaik bei 10 ctygoo/kWhe).
Auf Grund des derzeit deutlichen Wachstums von Fotovoltaikanlagen sowie der bevorste-
henden Errichtung von Offshore-Windkraftanlagen werden sie bis 2011 auf 14,2 ctygoe/KWhe
steigen. Die Unterschiede zum Mittelwert ohne Fotovoltaik sind in dieser Phase mit
4 ctyo0o/kWhe besonders grof3. Bis 2020 sinken die Mittelwerte des Gesamtmixes dann wie-
der deutlich auf 9,3 ctyeo/kWhe (0hne Fotovoltaik 8,1 Ctypee/kWhe), bis 2030 auf
7,8 Ctaooa/KWhe (7,1 Ctagoo/kWhe)) und weiter bis 2050 auf 6,2 Ctagoe/kWhe (5,8 Ctagoe/KWhey).

6.4 Systemanalytische Differenzkosten und EEG-Differenzkosten
In den 6konomischen Analysen werden zwei unterschiedliche Differenzkostenbegriffe verwendet:

Fur gesamtwirtschaftlich orientierte Analysen relevant sind dabei in erster Linie die systemanalyti-
schen Differenzkosten. Im Blick stehen dabei die Gestehungskosten des EE-Ausbaus im Strom-,
Warme und Verkehrssektor im Vergleich zu fossil-nuklearen Alternativen. Diese lassen sich durch
annuitatische Investitionskosten (Kapitalkosten), zuzuglich Brennstoffkosten bei Biomasse und fossi-
lem Brennstoffbedarf und zuziglich anderer Betriebskosten, abbilden. Auf dieser Grundlage kénnen
Aussagen uber die gesamtwirtschaftlich positiven oder negativen Kosten durch EE gemacht werden.

Demgegeniiber sind die in der politischen Diskussion haufig im Zentrum stehenden EEG-
Differenzkosten anders definiert. Hierbei geht es um die Differenz zwischen EEG-Vergiitungen und
den Strombezugskosten am Stromspotmarkt. Diese wird auf die Stromkunden Uber die EEG-Umlage
Uberwalzt. Es handelt sich um eine Verteilungswirkung: Den Einnahmen bei Anlagenbetrei-bern und
ggf. Stromlieferanten stehen Belastungen der Stromkunden gegeniber.

6.5 Einschlief3lich 2010 sind fiir den gesamten EE-Ausbau bisher 71 Mrd. € an systemanaly-
tischen Differenzkosten aufgelaufen (Abbildung 14), wenn gegen die bisherigen anlegbaren
Strom-, Warme- und Kraftstoffpreise verglichen wird. Zu beachten ist, dass diese nach den
geltenden Marktregeln ihre externen Kosten fir Umwelt- und Klimasch&den bisher nur in
geringem Umfang bertcksichtigen mussen. Die weiteren Investitionen in eine klimaschonen-
de Energieerzeugung auf der Basis von Erneuerbaren fihren deshalb gegenuiber der kon-
ventionellen Energieerzeugung auch mittelfristig noch zu steigenden systemanalytischen
Differenzkosten. Diese werden sich ab Mitte dieses Jahrzehnts wieder in dem Mal3e redu-
zZieren, wie die steigenden Preise fur fossile Energietrager und fir Emissionshandelszertifika-
te auf der einen und kostensenkende Lernkurveneffekte der Erneuerbaren auf der anderen
Seite Wirkung zeigen. Mit wachsender Internalisierung externer Kosten durch den Emissi-
onshandel und andere energiepolitische Instrumente werden die systematischen Wettbe-
werbsnachteile der Erneuerbaren abgebaut.

6.6 Die positiven 6konomischen Wirkungen der EE zeigen sich vollstandig ab etwa 2025. Zu
diesem Zeitpunkt treten im Mittel keine systemanalytischen Differenzkosten mehr auf, wenn
von Preisentwicklungen gemald Pfad A (,deutlich®) ausgegangen wird (bei Wind und EE-
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Warme im Mittel bereits um 2020). Danach werden der Volkswirtschaft durch die Nutzung
der EE Aufwendungen erspart, die andernfalls fur die zuséatzliche Versorgung mit fossilen
Energien (Brennstoffkosten; CO,-Zertifikatskosten etc.) aufgewandt werden mussten. Im
Basisszenario 2010 A steigen die kumulierten systemanalytischen Differenzkosten bis 2020
auf ein Maximum von 207 Mrd. €. Ende 2040 liegt der kumulierte Wert der systemanalyti-
schen Differenzkosten aller EE-Techniken mit -76 Mrd. € bereits im negativen Bereich,
samtliche Vorleistungen des EE-Ausbaus sind also kurz vorher getilgt worden. Zur Jahrhun-
dertmitte hat die Versorgung der Volkswirtschaft mit erneuerbaren Energien bereits rund
665 Mrd. € gegentber der Weiterfihrung einer fossilen Energieversorgung eingespart.

- Basisszenario 2010 A, Preispfad A -
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Abbildung 14: Kumulierte systemanalytische Differenzkosten der Strom-, Warme- und Kraft-
stoffbereitstellung im Basisszenario 2010 A fir 10-Jahres-Abschnitte

6.7 Steigen die fossilen Energiepreise weniger an (Preispfad B, ,mafig“), treten erst ab
2032 keine Differenzkosten mehr auf. Bis dahin erhéhen sich die kumulierten systemanaly-
tischen Differenzkosten auf rund 320 Mrd. €. Der Zeitpunkt ihrer vollstandigen ,Rickzah-
lung” liegt dann kurz nach 2050. Ein derartiger Verlauf der fossilen Energiepreise wirde also
von der Energiepolitk eine langerfristig angelegte Begrindungsbasis fur den Umbau der
Energieversorgung verlangen, als dies bei deutlicheren Preisanstiegen der Fall ist. Im Ge-
gensatz dazu treten bei der Berlucksichtigung der externen Kosten der Energieversor-
gung (Pfad E) Uber den gesamten Zeitraum des EE-Ausbaus volkswirtschaftlich positive
Wirkungen (d. h. negative Differenzkosten) auf. Angesichts der durch den Klimawandel zu
erwartenden Schéaden bzw. Kosten wirde daher eine Blockade oder deutliche Verzégerung
des EE-Ausbaus ein fatales Marktversagen darstellen mit erheblichen negativen Konse-
quenzen fur die Volkswirtschatft.

6.8 Bei unverandertem Fortbestand des EEG in der derzeit gultigen Fassung und Fort-
schreibung der Vergutungssatzdegressionen bis zum Jahr 2030 entstehen im Basisszenario
2010 A den Stromkunden bis Mitte dieses Jahrzehnts noch steigende EEG-Differenzkosten.
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Das Maximum ist um das Jahr 2015 mit 12 Mrd. €/a zu erwarten’. Diese werden anschlie-
Rend im Preispfad A ,Deutlich* wieder deutlich zurtickgehen (im Preispfad B ,MafRig" etwas
langsamer) und bis zum Jahr 2030 auf Werte — je nach Preispfad — von 1 bis 3 Mrd. €/a
sinken. Die Verteilung der EEG-Differenzkosten auf den umlagefahigen Stromletztverbrauch
fur Endkunden (EEG-Umlage) wird ein Maximum von 3,2 ct/kWh' (ohne Nachholeffekte
wegen Unterschatzung in Vorjahren) erreichen, wenn der in den Basisszenarien angenom-
mene Fotovoltaikausbaupfad (8,5 GW in 2010; 6 GW in 2011 und 4,2 GW in 2012) eingehal-
ten wird. Einem Referenzhaushalt mit einem Stromverbrauch von jahrlich 3500 kWh entste-
hen im Bereich des Kostenmaximums EEG-Mehrkosten von etwa 110 € pro Jahr. Bis 2030
wird die EEG-Umlage je nach Preispfad auf Werte zwischen 0,3 bis 0,8 ct/kWh zuriickgehen.

6.9 Die ermittelten Verlaufe der EEG-Differenzkosten sind — wie die Vergangenheit deut-
lich gezeigt hat — von der tatsachlichen Entwicklung des EE-Ausbaus (insbesondere der
Fotovoltaik) und den Spotmarkt-Strompreisen an der Bdrse abhangig. Die Berechnungen
gehen von den aktuell im EEG festgelegten Regelungen aus. Als einzige Ausnahme wird
unterstellt, dass die kilnftige Inanspruchnahme von 8 37 EEG im Zuge der EEG-
Neufassung 2012 deutlich eingeschrénkt wird. Ansonsten konnte die EEG-Umlage durch
eine massive Reduzierung der fur die EEG-Umlage bedeutsamen Letztverbrauchermenge
auch unabhangig vom EE-Zubau deutlich ansteigen. Auch der gegenwartige
Walzungsmechanismus fir EEG-Strom wirkt indirekt in Richtung steigender Umlagekosten.
Durch den Merit-Order Effekt senken Windstrom und Fotovoltaikstrom zu gewissen Zeiten
die Grof3handelspreise; dadurch erhéhen sich automatisch die EEG-Umlagekosten, wodurch
Letztverbraucher zusatzlich belastet werden, wéhrend Verbraucher mit gedeckelter Umlage,
also stromintensive Unternehmen, davon nicht betroffen sind. Dies ist nicht im Sinne einer
angemessenen Lastenverteilung. Eine Neugestaltung des EEG-Walzungsmechanismus
sollte daher auch Gegenstand der im Jahr 2012 anstehenden EEG-Neufassung sein.

6.10 Bei der von Kosteniiberlegungen und einzelwirtschaftlichen Betrachtungen dominierten
Diskussion um das Fur und Wider eines EE-Ausbaus wird der vorhandene und erwinschte
Nutzen in der Regel auRer Acht gelassen. Hierbei handelt es sich aber um zentrale gesell-
schaftliche Ziele, wie Aufbau einer nachhaltigen Energieversorgung, Verringerung langfristi-
ger Klimaschaden bzw. deren Kosten, Schonung fossiler Energieressourcen, Verringerung
der Abhangigkeit von Energieimporten oder Weiterentwicklung von Techniken zur Erzeu-
gung von Strom, Warme und Kraftstoffen aus Erneuerbaren. Weil die quantifizierbaren
Nutzenbetrage noch weitgehend theoretischer Natur sind und sie in der Kostenkalkulation
der Marktteilnehmer bislang weitgehend nicht enthalten sind, werden Investitionsentschei-
dungen nicht nach dem langfristig optimalen volkswirtschaftlichen Nutzen gefallt, son-
dern suboptimal nach dem kurzfristigen Kalkil der einzelnen Wirtschaftsobjekte. Es ist die
Aufgabe des Gesetzgebers, die notwendigen Marktkorrekturen in Form von Férderin-
strumenten und anderer staatlicher , Leitplanken“ zu setzen. Diese letztlich mit ,Preis-
steigerungen” verbundenen Korrekturen des derzeitigen ,Marktversagens” miissen von einer
aufgeklarten Energie- und Klimaschutzpolitik, welche die Belange des Umwelt- und Klima-

Dies entspricht dem von den UNB bereits fiir 2011 ermittelten Wert (ohne Nachzahlung fiir 2010). Anders als
in der Mittelfristprognose der UNB fiir die Jahre 2012 bis 2015 (vgl. www.eeg-kwk.net) wird hier fiir die Folge-
jahre von keinem nennenswerten weiteren Anstieg der Differenzkosten ausgegangen; insbesondere aufgrund
deutlich niedrigerer Annahmen bzgl. des erwarteten PV-Ausbaus.
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schutzes gleichrangig neben wirtschafts- und sozialpolitische Interessen stellt, als notwendi-
ge und langfristig nutzliche Mal3Bhahmen gesehen und so den Burgern vermittelt werden.

7 Schlussfolgerungen

7.1 In den Szenarien kann im Zeitraum 2010 bis 2050 eine Minderung der CO,-Emis-
sionen von insgesamt 596 Mio. t CO,/a (Basisszenario 2010 A) bis 644 Mio. t CO,/a (Szena-
rio B-100%-S/H2) erreicht werden. Die Bruttominderung unter Einbeziehung der Kompensa-
tion fur die wegfallende Kernenergie belauft sich im Basisszenario 2010 A auf 702 Mio. t
COy/a (Abbildung 15; Szenario B-100%-S/H2 = 750 Mio. t CO,/a). Die beiden Strategien
.Effizienzsteigerung” und ,Ausbau der EE" sind in diesem Zeitraum in ihrer Bedeutung etwa
gleichwertig. Die Effizienzsteigerung erbringt eine (Brutto-)Minderung von 400 Mio. t COy/a,
der EE-Ausbau von 302 Mio. t CO,/a (bzw. 350 Mio. t CO,/a im Szenario B-100%-S/H2).
Zwei Segmente ragen in ihrer Bedeutung dabei heraus. Zum einen ist dies der ,, Ausbau der
EE in der Stromversorgung“ (1) zum anderen die , Steigerung der Energieeffizienz im
Warmebereich* (2). Ein weiteres wichtiges Segment stellt die ,Effizienzsteigerung im
Stromsektor* (3) dar. Damit sind bereits 75% der Gesamtminderung erbracht. Es folgen die
Segmente ,Weitere Effizienzsteigerung im Verkehrssektor* (4), ,Ausbau der EE im Wé&rme-
sektor” (5) und ,Ausbau der EE im Verkehrssektor” (6). Von den im Jahr 2050 verbleibenden
CO,-Emissionen in Hohe von 152 Mio. t CO,/a kommen nur noch 23 Mio. t CO,/a aus der
Strombereitstellung und 56 Mio. t CO,/a aus dem Verkehr. Der Warmesektor verursacht
dann mit 73 Mio. t CO,/a nahezu die Halfte der restlichen Emissionen.

- Basisszenario 2010 A -
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Abbildung 15: Beitrag einzelner Segmente der Energieversorgung zur CO,-Minderung zwi-
schen 2010 und 2050 im Basisszenario 2010 A und verbleibende Restemissio-
nen in 2050 nach Sektoren

27



7.2 Die Anteile der Erneuerbaren am Bruttoendenergieverbrauch und am Brutto-
stromverbrauch sind in Tabelle 8 den Zielvorgaben des Energiekonzepts gegentberge-
stellt. Beim Bruttoendenergieverbrauch zeigen die Basisszenarien, dass die Zielwerte 2020
bis 2040 um 3 bis 5 Prozentpunkte Ubertroffen werden kénnen. Im Jahr 2050 ist der Unter-
schied mit 9 Prozentpunkten naturgemal’ im Szenario B 100%-S/H2 deutlich. Die EE-Anteile
am Bruttostromverbrauch sind in den Basisszenarien durchweg deutlich hher. Da auch der
Nenner ,Bruttostromverbrauch” in den Szenarien hdher ist, erfordern die Zielvorgaben des
Energiekonzepts — unter der Voraussetzung, dass die dortigen Effizienzziele beim Strom
erreicht werden — einen deutlich geringeren Ausbau der EE-Stromerzeugung als er in den
Basisszenarien dargestellt wurde. Das wird in den Szenarien zum Energiekonzept bestatigt.
Der EE-Ausbau im Strombereich liegt in den Basisszenarien 2010 A bzw. C im Jahr 2050 um
33% Uber dem hdchsten Wert der Szenarien zum Energiekonzept. Das nur noch langsame
Wachstum der EE-Stromerzeugung nach 2020 in den Szenarien zum Energiekonzept ist mit
den Anforderungen eines stabilen Inlandsmarktes und daraus ableitbarer dynamischer
Teilnahme an dem wachsenden globalen EE-Markt nicht vereinbar.

Tabelle 8: EE-Anteile der Szenarien am Bruttoendenergieverbrauch und am Bruttostromver-
brauch im Vergleich zu den Zielwerten des Energiekonzepts

EE-Anteil am Bruttoendenergieverbrauch (%) EE-Anteil am Bruttostromverbrauch (%)

Energie- Basis A Basis B B-100% - Energie- Basis A Basis B B-100% -

konzept © S/H2 konzept © S/H2
2020 18 21,2 21,2 21,2 35 40,0 40,0 40,0
2030 30 33,3 33,8 35,3 50 64,7 65,0 66,0
2040 45 46,7 47,6 50,3 65 82,6 82,8 85,1
2050 60 60,0 61,7 69,2 80 86,2 86,3 100

7.3 Die erfolgreiche Umsetzung der zu erbringenden CO,-Minderungen in den einzelnen
Segmenten erfordert in der Regel die Kombination betrachtlicher struktureller Veranderun-
gen, den Einsatz vielféltiger energiepolitischer MaRhahmenbiindel mit gezielten Anreizen fir
viele Einzelakteure sowie die Uberwindung zahlreicher Hemmnisse und Einzelinteressen.
In Kapitel 7 der Langfassung (Seiten 160 bis 171) sind die in der Untersuchung gewonnenen
Erkenntnisse und Empfehlungen zu den jeweiligen Segmenten ausfihrlich erlautert. Auf die
wichtigsten Punkte wird hier schlaglichtartig hingewiesen.

(1) Umbau der Stromversorgung zu hohen EE-Anteilen
A) Der weitere Zubau von EE-Anlagen ist aus technischer Sicht weitgehend gesichert.

B) Das EEG muss als wirksamstes Instrument erhalten bleiben, solange der Leitpreis im
Strommarkt (Borsenpreis) nicht die Vollkosten der Strombereitstellung wiedergibt. Der
Einspeisevorrang fur EE ist dauerhaft sicherzustellen.

C) Eine Anpassung der Ausschreibungsbedingungen fiir Regelenergie ist notwendig.

D) Das Stromnetz muss beschleunigt ausgebaut werden; langerfristig sind Strom-, Gas- und
Warmenetze ,intelligent* miteinander zu verknipfen.

28




E)

F)
G)

H)

2)
A)

B)
C)

D)

®3)
A)
B)
C)

D)

(4)
A)

B)

C)
D)

Langerfristig sind konventionelle Kraftwerke so anzupassen, dass sie optimal in ein
vernetztes und flexibles System aus Stromerzeugern, Speichern, Netzen und Lastmana-
gement bei Verbrauchern eingebunden werden kénnen.

Die Laufzeitverlangerung von Kernenergie erfordert die Stilllegung fossiler Altkraftwerke
in groRem Umfang.

Die anzustrebende Ausweitung der KWK ist mit Effizienzsteigerungen und dem EE-
Ausbau langerfristig genau abzustimmen.

Die Preisgestaltung auf dem Strommarkt muss grundséatzlich Uberdacht werden; vom
Grundsatz her mussen die Vollkosten aller Optionen in den Marktpreisen enthalten sein.

Annahmen zur zukinftigen Entwicklung von Energiepreisen sollten sich aus Vorsorge-
grinden und wegen einer starkeren Anreizwirkung auf den notwendigen Strukturwandel
eher im oberen Segment von Prognosen bewegen.

Effizienzsteigerung im Warmebereich, insbesondere Geb&dudesanierung

Die Zielsetzungen fur die energetische Sanierung des Geb&udebestands missen neben
den technischen Mdglichkeiten auch 6konomisch sinnvolle Grenzen bericksichtigen.

Die energetischen Sanierungsraten von Gebauden muss betrachtlich gesteigert werden.

Die Moglichkeiten der Warmebedarfsdeckung durch Kraft-Warme-Kopplung, Solarkolle-
ktoren und Erd- und Umgebungswérme mussen in einem ausgewogenen Verhaltnis zu
den Moglichkeiten von Geb&udesanierungs- und DaAmmmalnahmen stehen.

Der industrielle Prozesswarmebereich verflgt ebenfalls noch Uber betrachtliche Effizi-
enzpotenziale.

Effizienzsteigerung im Strombereich

Geeignete MalRnahmen sind die Einrichtung eines Effizienzfonds, die Kennzeichnungs-
pflicht fur Gerate sowie Mindeststandards fiir Motoren, Pumpen und andere héufig ge-
nutzte Aggregate.

Empfehlenswert ist die Angabe der Gesamtkosten von Geraten (Anschaffungs- und
Verbrauchskosten tber eine mittlere Lebensdauer).

Weitere Anreize fir betriebliche und kommunale Energiekonzepte und zur Verstarkung
des Einspar-Contractings sind erforderlich.

Die beschleunigte Substitution von Elektrospeicher- und -direktheizungen ist zwingend
notwendig.

Effizienzsteigerung im Verkehr

Weitgehende Ausnutzung technischer Effizienzpotenziale bei Antrieben, Leichtbau,
Aerodynamik und Rollwiderstand, sowie die generelle Hybridisierung sind erforderlich.

Anreize zur Verschiebung des Fahrzeugparks zu kleineren bzw. leichteren Fahrzeugen
sind zu verstarken (u. a. Tempolimit, steuerliche Anreize bzw. Belastungen).

Ehrgeizige CO,-Grenzwerte sind konkret vorzugeben und einzuhalten.

Betréachtliche Verlagerungen des Giterverkehrs auf die Schiene (~Verdopplung) sind
erforderlich; dazu sollte die Investitionspolitik der Deutschen Bahn grundsatzlich tber-
dacht werden.
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(5) EE-Ausbau im Warmesektor

A) Zur Erschliel3ung gréRerer EE-Potenziale ist es erforderlich, den Beitrag von Nahwarme-
versorgungen deutlich zu steigern.

B) Kommunen sollten verpflichtet werden, flachendeckende Warmenutzungsplane bzw.
Energiekonzepte zu erstellen, in denen quartiersbezogen die jeweils zweckméalRigsten
Kombinationen von Gebdudedammung, Einzel- und Nahwarmeversorgungen auf fossiler
KWK-Basis und mittels Erneuerbarer ermittelt und bei Neuinvestitionen verbindlich fest-
gelegt werden.

C) EEWarmeG und MAP entwickeln nicht die notwendige Dynamik, die fir ein schnelles
EE-Wachstum erforderlich sind; es sollte ein budgetunabhéngiges Forderinstrument ein-
gefuhrt werden.

D) Der flexible Einsatz von KWK-Anlagen ist technisch vorzubereiten (Warmespeicher) und
wirtschaftlich anzureizen, um auch zukinftig eine sinnvolle Auslastung bei gleichzeitig
stromoptimiertem Betrieb zu ermdglichen.

(6) EE-Ausbau im Verkehrssektor

A) Zur Abldsung fossiler Kraftstoffe stehen prinzipiell drei Optionen zur Verfligung: Biokraft-
stoffe, direkte Nutzung von EE-Strom in Elektro- und Hybridfahrzeugen und aus EE-
Strom hergestellte chemische Energietrager wie Wasserstoff oder Methan.

B) Biokraftstoffe sind kurz- bis mittelfristig einsetzbar und haben hinsichtlich der erzielbaren
Ausbeuten und der einsetzbaren Biomassen noch Entwicklungspotenziale, sie haben
aber eine deutliche Potenzialgrenze.

C) EE-Strom und chemische EE-Energietrager sind potenzialseitig kaum begrenzt, ihre
Nutzung im Verkehr erfordert aber noch weitere Entwicklungsschritte und kostensenken-
de Innovationen.

D) Die Verknupfung des EE-Stromangebots mit seiner direkten Nutzung in Fahrzeugen und
der Erzeugung erneuerbarer Kraftstoffe erdffnen interessante Mdéglichkeiten sowohl fir
das Stromlastmanagement als auch fir das Erreichen sehr hoher EE-Anteile im Verkehr.

7.4 Die eindeutigen Erkenntnisse zum Klimawandel und seinen Folgen, die 6konomischen
Risiken einer stark importabhéngigen Energieversorgung, die Kenntnis um die wachsenden
okologischen Gefahrdungen durch die immer aufwandiger werdende Gewinnung weiterer
fossiler Energierohstoffe und die nach wie vor ungeldsten Fragen einer sicheren Endlage-
rung von Kernbrennstoffen und der Beherrschung der Risiken einer ausgeweiteten Kern-
energienutzung dirften es erleichtern, immer mehr gesellschaftliche und wirtschaftliche
Akteure fur den notwendigen Umgestaltungsprozess der Energieversorgung in Richtung
erneuerbare Energien zu gewinnen. Mit dem Energiekonzept der Bundesregierung ist ein
wichtiger Schritt in diese Richtung gemacht worden. Es besteht ein weitgehender Konsens
daruber, dass erneuerbare Energien ,eine tragende Séule der zukiinftigen Energiever-
sorgung”“ sein mussen und sich langfristig zur dominierenden Energiequelle entwickeln.

Es gilt allerdings noch mehr als bisher auch die volkswirtschaftlichen Vorteile eines deutlich
effizienteren Umgangs mit Energie und eines strukturell konsequenten Ausbaus erneuerba-
rer Energien sichtbar zu machen. Daraus kann sich eine Eigendynamik entwickeln, die eine
kluge Energiepolitik nutzen kann, um die erforderlichen , Leitplanken* fir die Weiterent-
wicklung der Energieversorgung noch praziser zu definieren und noch bestehende Wider-
spruche und daraus folgende Umsetzungshemmnisse auszurdumen.
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Summary of the findings of the Lead Study 2010

1 Introduction

For about a decade, climate policy and the development of renewable energies (RE) have
been more and more on the political agenda in Europe and Germany. This study continues
analyses which were started ten years ago by the department of Systems Analysis and
Technology Assessment of the German Aerospace Center (DLR) together with various
partner institutions. These earlier energy scenario studies focused on the generation of a
consistent data base reflecting the long-term implementation of renewable energies and the
structure of the energy system as a whole. The structural and economical effects of this
development were derived and discussed. In the current ongoing project, a much deeper
analysis of possible structures of the future energy supply system is carried out. This
in-depth analysis by the project partners DLR, Stuttgart and Fraunhofer IWES, Kassel con-
sists in applying a comprehensive dynamic and, in part, spatially resolved simulation of the
electricity supply network. This in-depth analysis is necessary to show in a comprehensive
and robust way the effects of considerably increasing renewable shares in the energy supply,
and is a prerequisite for drawing up scenarios for a supply entirely from renewable sources.
This study is the third publication resulting from the ongoing project, which runs from 2009 to
2011, after the “Leitszenario 2009” (Lead Scenario 2009) and the report “EEG-Wirkungen bis
2030” (EEG effects until 2030).

2 Given conditions

2.1 Based on the previous Lead Scenarios 2007 to 2009, different variants of the “Baseline
Scenario 2010” are defined and calculated:

e Baseline Scenario 2010 A: Previously specified operating lives of the German nuclear
power plants are retained. The share of electric vehicles in passenger transport (person
kilometres) reaches 33% in 2050.

e Baseline Scenario 2010 B: Previously specified operating lives of the German nuclear
power plants. The share of electric vehicles in passenger transport (person kilometres)
reaches 66% in 2050. The resulting higher power demand compared to variant A is met
by the installation of additional generation capacity from renewables.

e Baseline Scenario 2010 C: Extension of operating lives (graduated, 12 years on aver-
age) of the German nuclear power plants according to the decision of the German gov-
ernment of 5 September 2010. All other assumptions, especially RE development path-
ways, are the same as in Baseline Scenario 2010 A. As scenario analyses have already
started in 2009, the scenarios A and B are presented in more detail than scenario C
which was calculated in a very limited time frame. However, scenario C will be the basis
for further scenario analysis in this project.

In addition, a scenario for a 100% RE power supply by 2050 is derived and calculated from
the Baseline Scenario 2010 B (Scenario B 100%-S/H,). Hydrogen is used as a chemical
energy storage medium in the 100% RE scenario. In addition, prospects for close meshing of
the electricity and gas grids by generating and using renewable methane are outlined.

The scenarios show how the climate protection strategy outlined in the German govern-
ment's Energy Concept can be implemented gradually. They extend the range of energy
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scenarios prepared for this Energy Concept. In part, they follow the same strategies, but also
add differing approaches. The target-oriented Baseline Scenarios show how the principal
objective of climate policy - the reduction of CO, emissions by 85%, and of all greenhouse
gas emissions by 80% by 2050 (compared to emissions of 1990) - can be achieved. In addi-
tion, they show how the targets for expansion of renewables defined in the Energy Concept
can be met.

2.2 The fundamental demographic, structural and economic assumptions for the Base-
line Scenarios, which determine the level of economic activity and thus the demand for
energy, correspond largely to those made for the German government’s Energy Concept. So
there is good comparability, especially as other recent scenarios use similar assumptions on
given conditions. In the Baseline Scenarios the GDP was assumed to grow between 2009
and 2020 by 1.1% per year on average and between 2020 and 2050 by 0.85 % per year on
average. GDP is therefore about 50% higher in 2050 than in the year 2009.

2.3 Required growth rates of energy productivity (in GDP/MJ) can be derived from the ex-
pected growth of economic activities, and from the intended reduction of energy consumption
for reasons of climate protection and for resource efficiency. On the long-term average,
primary energy productivity increased by 1.8% per year in the past. An increase of the aver-
age growth rate of primary energy productivity to 2.7% per year up to 2020 was as-
sumed in the Baseline Scenarios 2010 (growth rate related to final energy productivity:
2.1%l/yr). This 50% higher growth rate requires a significant and much more ambitious im-
plementation of efficiency measures in all sectors. After 2020, efforts to improve energy
efficiency have to continue, in order to achieve a further reduction of primary energy con-
sumption. Energy productivity should increase further between 2020 and 2030 by ~2.5%!/yr.

2.4 Gross electricity consumption decreases in the Baseline Scenarios by 8% by 2020
(567 TWh/yr), compared to the consumption of 2008 (615 TWh/yr) and decreases further to
around 535 TWh/yr by 2030. Consumption remains approx. constant afterwards (graph in
Figure 1 for Baseline Scenario A without electricity for hydrogen production). The growth of
new and additional consumers such as electric-powered vehicles and heat pumps in the
scenarios and the growth of electricity demand in rail transport are compensated by further
efficiency improvements in other sectors. In the Baseline Scenarios 65% of the electricity in
the year 2030 is generated from renewable sources of energy. This framework promotes the
strong development of the “new” electricity consumers and enables new applications for
electric power to be developed. Hydrogen generation via electrolysis develops as an
additional new consumer of renewable power after 2030. This leads to an extra power de-
mand of 100 TWh/yr in 2050. The target in the Energy Concept (from Sept. 2010) to reduce
electricity consumption by 25% by 2050 could not be considered because scenario analyses
have already started in 2009. The target will be considered in the following process.

2.5 Assumptions about the development of the prices of fossil fuels and CO, emission
allowances specify key parameters for the future development of mobility costs, electricity
and heat tariffs, and thus also for the assessment of the costs of the expansion of renew-
ables. The assumptions in this study are based (with small modifications) on the price paths
A: significant increase and B: moderate increase defined and applied in the Lead Study
2008. The development of fuel prices free at power plant is shown in Figure 2 in comparison
to assumptions of the Oko-Institut and for the German government's Energy Concept.
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Price path A and B define a corridor of increasing fuel prices in which assumes a cost in-
crease between 2009 and 2050 by a factor of about 1.7 (Path B) or of about 3 (Path A), in
real terms, over 2009 prices. The price increases for hard coal (anthracite) and natural gas
used for power generation are much higher than in the energy scenarios for the German
government’s Energy Concept.
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Figure 1: Current gross power consumption and assumptions about future consumption in the
Baseline Scenario 2010 A, compared to other studies.
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Figure 2: Fuel prices free at power plant representing the price developments A and B of the
Baseline Scenarios compared to assumptions of the Oko-Institut and the energy
scenarios for the energy concept 2010 of the German government.
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Furthermore, assumptions about the price development for CO, allowances are of great
importance. The CO, prices assumed for the Baseline Scenarios are for the price path A
(price development B in parentheses) for 2010: €007 25/t CO, (21); for 2020: 40 (31), for
2030: 52 (36), for 2040: 62 (42) and for 2050: 73 (47).

3 Baseline Scenarios 2010

3.1 The Baseline Scenarios show significant changes in the field of energy conversion by
2050. Energy losses in conversion are significantly reduced due to the increasing share of
power generation from renewables and the consequent strong decrease of thermal (con-
densing) power plants. In Baseline Scenario 2010 A their share is reduced from 75% today
(fossil-and nuclear) to 47% by 2020 and to 20% by 2030. In 2050, electricity from thermal
power plants plays a significant role only in flexible gas-fired power plants providing firm
capacity to the grid. The other fossil-fuel power plants (gas and coal) will be used for cogene-
ration (combined-heat-and-power plants). Their contribution to the power supply increases
up to 2030 by 65% compared to 2009, reaching a maximum then. After this, most electricity
will be generated from renewable sources of energy. This development, combined with the
implementation of ambitious efficiency measures on the demand side results in a significant
decrease in primary energy consumption (see Figure 3). Consumption in the Baseline
Scenario 2010 A decreases by 2020 to 84% and by 2050 to 56% of the demand in 2009.
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Figure 3: Development of the final and primary energy demand, Baseline Scenario 2010 A.

3.2 The total decrease of final energy demand between 2009 (temperature-adjusted) and
2020 amounts to 1060 PJ/yr (i.e. -12%). The largest contribution to this comes from effi-
ciency measures in private households, which result in a decrease of energy demand of
480 PJ/yr. The second important contribution of 245 PJ/yr is achieved in the small commer-
cial sector (commerce, business and services) followed by transport with 190 PJ/yr con-
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sumption reduction. In the long term, the assumed energy-related modernisation of the entire
building stock has a significant effect on energy demand. Total final energy demand de-
creases by 2050 by 38% compared to the 2009 level. The reduction in private households
amounts to 47%, in small commercial consumers 44%, in transport 40% and in manufactur-
ing industry 22%. By 2020, the imports of fossil-fuel energy can be reduced to 7565 PJ/yr,
the import ratio decreases to 67% (2009: 9640 PJ/yr; import ratio 72%). In the year 2050,
3400 PJ/yr fossil fuel imports will amount to only 32% of today’s volume, representing an
import ratio of 45%. The decrease of energy imports is connected to a significant reduction
in the carbon intensity of fossil energy consumption. Imported renewable power from the
European interconnected grid (possibly also connected with Northern Africa and Eastern
Europe) amounts to 445 PJ/yr in 2050 (equivalent to 124 TWh/yr electricity) and leads to an
overall import ratio of 52%.

3.3 Avoided CO, emissions amount to 596 million tonnes CO, per year (mt CO,/yr) by 2050
(compared to 2009) in the Baseline Scenario 2010 A. This results in an 85% reduction in
CO, emissions over the 1990 level. Increases in efficiency account for 294 mt CO,/yr of
this reduction, and the ongoing expansion of renewables for 302 mt CO./yr. So the full im-
plementation of both strategies is required for developing a climate-friendly energy supply on
time and for the long term. Due to the nuclear phase-out assumed in the Baseline Scenario
2010 A and the resulting slower reduction of CO, emissions in the power sector, the CO,
reduction in the heating sector of 41% (compared to 2009) is of great importance in the
medium term for reaching the interim target in 2020. Of the total CO, reduction of 596 mt
CO.lyr by 2050, 44% comes from power generation, 36% from the heating sector, and 20'%
from transport. Total greenhouse gas emissions are reduced in the Baseline Scenarios by
81% by 2050 (compared to 1990).

3.4 The renewable share of primary energy consumption reaches 19% by the year 2020 in
the Baseline Scenario 2010 A (physical energy content method (IEA method)). The different
areas of application contribute in varying degrees to the renewable share, with much the
greatest contribution coming from electricity generation. By 2020, renewable energies cover
40% of gross power consumption, 18.1% of final energy demand for heating (without electric
heating) and 10.3% of the total fuel demand in transport. The share of renewables in total
final energy consumption in 2020 is about 22%. The target value of 18% of gross final energy
demand in 2020 required by the EU Directive is exceeded at 21.2%. After the year 2020,
renewables start being the major source of energy. Their share of primary energy in-
creases by 2050 to almost 55%. Thus the structural transformation of the energy supply is
already far advanced. 86% of electricity (gross electricity consumption) is generated from
renewable sources. A good half of the heat demand is covered by renewables. In the trans-
port sector too, the renewable share is already considerable, amounting to 42% (without
electricity) of the total fuel demand (see Table 1).

3.5 The renewable contribution to the energy supply increases from 94.8 TWh/yr in 2009
to 227 TWh/yr in 2020, corresponding to a renewable share of 40%. Having an average
growth rate of 18%/yr, photovoltaics have the strongest increase in capacity during this
period, with some very steep increases in the short term. This value corresponds roughly to
wind power growth in the past decade. Renewable power supply continues to grow after
2020, having an average annual growth rate of 4%. In 2030, renewable sources cover 65%
of electricity supply. The dynamics of renewables growth is mainly a result of the develop-
ment of wind power and solar energy (photovoltaics and solar thermal power generation).
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Biomass use for power generation is limited due to the determination to avoid biomass im-
ports and to use only domestic biomass potential. Therefore power generation from biomass
reaches its maximum of about 60 TWh/yr around 2030.

Table 1: Key data of the Baseline Scenario 2010 A, especially renewable energy shares.

2008*) | 2009*) 2010 2020 2030 2040 2050
primary energy [PJ/yr] 14216 13398 13304 11266 9492 8303 7534
primary energy RE [PJ/yr] 2 1147 1163 1270 2132 2957 3661 4128
RE share primary energy [%] 8.1 8.7 9.5 18.9 31.2 44.1 54.8
final energy [PJ/yr] 9098 8714 8630 7783 6958 6228 5485
final energy RE [PJ/yr] 841 876 945 1710 2411 3021 3418
RE share final energy [%)] 9.2 10.1 11.0 22.0 34.6 48.5 62.3
RE share gross final energy [%] **) 8.9 9.7 10.6 21.2 33.3 46.7 60.0
electricity consumption [PJ/yr] 1906 1793 1822 1728 1667 1670 1678
electricity consumption RE [PJ/yr] 335 341 373 793 1167 1488 1546
RE share electricity [%] 17.6 19.0 20.5 45.9 70.0 89.1 92.1
heat consumption [PJ/yr] &) 4606 4435 4391 3787 3316 2822 2450
heat consumption RE [PJ/yr] 374 414 434 684 919 1125 1298
RE share heat [%)] 8.1 9.3 9.9 18.1 27.7 39.9 53.0
motor fuel consumption [PJ/yr] 3 2589 2486 2417 2268 1975 1735 1358
motor fuel consumption RE [PJ/yr] 132 121 138 233 325 408 574
RE share motor fuel [%] 5.1 4.9 5.7 10.3 16.5 235 42.3
gross power generation [TWh/yr] 4 615 582 594 567 558 587 645
RE power generation [TWh/yr] 93.3 94.8 108 227 361 485 556
RE share gross power [%)] 15.2 16.3 18.2 40.0 64.7 82.6 86.2
primary energy [PJ/yr] 14216 13398 13304 11266 9492 8303 7534
petroleum 4905 4670 4686 3806 3022 2476 1756
coal ® 3483 3156 3028 2230 1130 373 187
natural gas, petroleum gas, methane 3058 2937 2902 2803 2383 1793 1463
fossil-fuel energy, total 11446 10763 10616 8839 6535 4643 3407
nuclear power 1623 1472 1418 295 0 0 0
CO; emissions [mt COz/yr] 797 739 729 585 394 243 152
reduction since 1990 [%] © 20.3 26.1 27.1 415 60.6 75.7 84.8
reduction by RE [mt CO_/yr] 109 110 119 217 291 379 411
GHG emissions [mt COzeqlyr] 988 905 893 710 498 336 233
reduction since 1990 [%)] 18.4 25.3 26.3 414 58.9 72.3 80.7

1)
2)
3)
4)
5)
6)

primary energy (physical energy content method)

fuels only, i.e. without electric heating

motor fuel consumption for road transport, rail and air transport, shipping; without electricity

gross power consumption including electricity from pumped storage; incl. H, generation after 2030

including other fossil fuels; including fossil-fuel power net import (without RE import)

1990 = 1000 mt CO./yr (energy related emissions and blast furnaces)

7 including land use change (LULUCF; 1990 = 1211 mt equiv. COx/yr)

*) Data as at end August 2010. By BMU / AGEE-Stat subsequently published information on RE (see
http://www.erneuerbare-energien.de/inhalt/45919/) may vary because of their periodical update.

**) gross final energy consumption = final energy + grid losses + station service heat and power in power

and c.h.p. plants
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The import of electricity from renewables starts to play a significant role for total power gen-
eration from renewable after 2020, as part of an interconnected European grid. In 2030,
19 TWhlyr is imported, corresponding to 6% of power from renewables consumed in Ger-
many and 3.3% of total power demand in Germany. By 2050, electricity imports increase to
124 TWhlyr, or 19% of total power demand.

3.6 The utilisation of fossil-fuel power plants declines from average full-load hours of
5400 h/yr in 2009 to around 5000 h/yr in 2020, due to the dynamic development of renew-
able capacities. In the long term, this effect increases and results in full-load hours of about
3770 h/yr in 2030 and around 2000 in 2050. In contrast, the average utilisation factor of all
renewable energy technologies increases due to the strong growth of offshore wind power
and the increasing imports of RE power from areas with higher potential. Average RE full
load hours in 2030 are about 2200 h/yr and reach 2850 h/yr in 2050. This reflects a certain
balancing out of the RE supply which facilitates its integration into the power supply sys-
tem.

3.7 As a result of the declining utilisation rates, the installed capacities of fossil-fuel con-
densing power plants will be reduced (Table 2). The total capacity of pure condensing power
plants decreases from today’s 60 GW to 48 GW in 2020 and to 29 GW in 2030. In 2030, this
capacity is then only slightly larger than the total capacity of fossil-fuel cogeneration plants,
that will — according to the official expansion target — rise to 25.7 GW in 2030. In Baseline
Scenario 2010 A a total of 27 GW fossil-fuel capacity is decommissioned by 2020. New
construction of fossil-fuel power plants has to be limited to 18 GW (of which 11 GW in CHP
plants). In 2050, the remaining fossil-fuel capacities will be around 40 GW, mainly to gener-
ate balancing power for equalising fluctuations of the renewable power supply.

Table 2: Capacities of thermal power and CHP plants in the Baseline Scenario 2010 A.

GW 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
coal 52.8 52.8 51.1 42.9 27.6 14.2 9.6
- of which thermal PP 40.6 40.2 39.4 30.8 16.3 5.3 3.8
- of which CHP 12.2 12.6 11.7 12.1 11.3 8.9 5.8
natural gas/oil 28.0 27.0 26.8 29.3 26.8 28.3 29.9
- of which thermal PP 20.9 19.9 18.6 17.3 12.4 12.4 12.4
- of which CHP 7.1 7.1 8.2 12.0 14.4 15.9 17.5
total fossil-fuel capacity 80.8 79.8 77.9 72.2 54.4 42.5 39.5
- of which thermal PP 61.5 60.1 58.0 48.1 28.7 17.7 16.2
- of which CHP 19.3 19.7 19.9 24.1 25.7 24.8 23.3
total CHP (incl. biomass and 235 24.3 25.0 32.3 35.7 36.0 35.5
geothermal energy)

nuclear power 214 214 19.6 4.0 0 0 0
total renewable capacities *) 38.4 445 55.5 111.2 147.9 174.2 185.0
total capacities 140.6 145.7 153.0 187.4 202.3 216.7 2245

*) without capacities of waste-to-energy plants using biogenic wastes

3.8 Nuclear phase-out is delayed in the Baseline Scenario 2010 C, in accordance with the
decision of the German government of 5 September 2010, by 8 to 14 years (average
12 years). All other assumptions and basic conditions and the renewable power generation
remain unchanged in this scenario variant. Hence, around 113 TWh/yr more electricity from
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nuclear power is generated in 2020 compared to the Baseline Scenario 2010 A and corre-
spondingly less fossil-fuel power generation is required. The resulting installed power plant
capacities are shown in Table 3 (see Table 2 for Baseline Scenario 2010 A). In 2020, only
28 GW capacity of fossil-fuel thermal power plants is required, and 39 GW of large fossil-fuel
power plants have to be decommissioned by that time, and new capacities of at most
7.6 GW in larger fossil-fuel power plants can be installed in this period. They should only be
constructed as CHP plants. The 14.8 GW capacities which are currently planned or under
construction and which are expected to go on line by 2015 already well exceed this “accept-
able” quantity. Therefore, if they are commissioned, their economic viability is not certain,
because their utilisation factor will be too low. Municipal power utilities and other independent
power producers are aware of these economic risks. If the Renewable Energy Sources Act
remains unchanged — which is essential for the further development of renewable energies —
the scope for fossil-fuel power plants would be further reduced by the expansion of capacity
from renewables. The discussions about the term and further refinement or modification of
the Renewable Energy Sources Act will thus also be determined by the extent to which “old”
fossil-fuel power plants are actually decommissioned. If the decommissioning of fossil-fuel
capacities is not extensive enough, the resulting “excess” of conventional capacities (espe-
cially base load) could increase the pressure for a reduction in “excess” power from renew-
ables.

Table 3: Capacities of thermal power and CHP plants in the Baseline Scenario C.

GW 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
coal 52.8 52.8 50.4 315 18.8 14.5 10.1
- of which thermal PP 40.6 40.2 38.7 20.1 7.9 55 3.5
- of which CHP 12.2 12.6 11.7 11.4 10.9 9.0 6.6
natural gas/oil 28.0 27.0 25.0 19.0 18.9 255 28.9
- of which thermal PP 20.9 19.9 16.8 7.9 6.3 11.1 13.1
- of which CHP 7.1 7.1 8.2 11.1 12.6 14.4 15.8
total fossil capacities 80.8 79.8 75.4 50.5 37.7 40.0 39.1
- of which thermal PP 61.5 60.1 55.5 28.0 14.2 16.6 16.6
- of which CHP 19.3 19.7 19.9 225 235 234 225
total CHP (incl. biomass and 235 24.3 25.0 30.6 32.9 33.8 33.3
geothermal energy)

nuclear power 214 214 214 20.3 11.0 0 0
total renewable capacities *) 38.4 445 55.5 111.2 147.9 174.2 185.0
total capacities 140.6 145.7 152.3 182.0 196.6 214.2 2241

*) without capacities of waste-to-energy plants using biogenic wastes

3.9 An ambitious efficiency strategy will have the greatest effect on the future final energy
demand for heating. Total heat demand decreases up to 2050 to 2879 PJ/yr, being 60% of
the demand in 2009 (Figure 4). The renewables share in heat supply increases from
414 PJlyr or 9% to 684 PJ/yr or 18% in 2020. The resulting values for the year 2050 are
1300 PJ/yr or 53%. CO, emissions from heat supply will be significantly reduced from today’s
277 mt COy/lyr to 73 mt CO,/yr in 2050. This achieves a complete displacement of oil-fired
heating in the heating market. The share of natural gas for direct heating is reduced to 40%
of the current consumption. Therefore, enough natural gas is available for increased use in
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combined-cycle power plants (CCGT) and decentralised CHP plants. The share of grid-
connected heating (district and local heating) increases from today’s 380 PJ/yr to 680 PJ/yr
by 2030 and to 875 PJ/yr by 2050. Only about 1150 PJ/yr of fossil fuels will still be required
in 2050, which corresponds to 30% of the current consumption.

3.10 Having an average growth rate of 5%/yr until 2020, the renewables heating market
grows much more slowly than the electricity market. This results from less effective
political instruments for market introduction compared to the electricity market. Despite the
rather optimistic growth expectations for solar collectors and for ambient and geothermal
heat, their contributions will not become as significant as biomass already is before about
2030. In the Baseline Scenarios, the heating supply from local-heating systems must grow
more rapidly than the total amount, which represents another serious structural obstacle to
the expansion of the supply of heat from renewables proposed in the scenario.
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Figure 4: Final energy demand for heating in the Baseline Scenario 2010 A
(including electric heating).

3.11 According to the Baseline Scenario 2010 A, annual installations of renewable heating
plants have to reach 11 GW4y/yr in 2030 and around 16 GW/yr in 2050, i.e. three times the
present value. Therefore, the market growth for renewable heating facilities has to become
even more dynamic than was the case in the past for power generation from renewables.
The entire array of support instruments has to be improved and to become more effective to
achieve this development. In addition, there must be a greater focus on local commitment,
that is in the field of municipal planning and implementation of heating concepts.
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3.12 The final energy demand for passenger transportation decreases by 2020 by 18%
to 1384 PJ/yr. This decrease accelerates afterwards due to the upsurge in efficient electric
mobility (reaching 33% mobility share in private transport in 2050) and the decline in passen-
ger traffic after 2030. In consequence, only 750 PJ/yr or 45% of current energy demand will
be required in 2050. Growth rates in goods traffic mean that efficiency improvements in
this sector only curbs the increase in consumption. The final energy demand of goods traffic
will grow up to 2025 by another 11%, and will be 790 PJ/yr in 2050, only 12% below the
current demand (2009: 900 PJ/yr). Total final energy demand in the transport sector falls by
8% by 2020 and to 1535 PJ/yr or 40% by 2050. Fossil motor-fuel consumption in 2020 will
amount to 2035 PJ/yr, which corresponds to 86% of present fossil motor-fuel consumption. In
2050, it will be 780 PJ/yr, only one third of the current consumption. CO, emissions of the
transport sector will drop from 177 mt CO,/yr in 2009 by 68% to 57 mt CO,/yr in 2050.

3.13 Renewable energy will cover 48% of final energy consumption in transport in 2050
according to the Baseline Scenario 2010 A (including RE share of railway traction power).
The share of renewable motor fuels (biofuels and renewable hydrogen) of total motor-fuel
consumption will then reach 42.3%. In 2020, the renewable share will reach 10.3% which
approximately corresponds to the target reduction in GHG emissions of 7%. The resulting
11% renewable share of final energy consumption even exceeds the EU target of 10% by
2020 (Table 4).

3.14 Long-term development of electric mobility is accelerated in the Baseline Scenario
2010 B. In combination with the use of biofuels and renewable hydrogen, this leads to almost
emission-free private transport in 2050. The scenario requires that in 2050 around 66%
(Baseline Scenario 2010 A: 33%) of the private transport volume is covered by battery-
electric and plug-in hybrid vehicles. The consequent lower final energy consumption means
that larger amounts of biofuels and hydrogen from renewables can be provided for goods
traffic, leading to a renewables share of 50% (Baseline Scenario 2010 A: 47%). This is a
result of the lower overall energy demand in transport due to the significantly higher efficien-
cies of electric drive trains compared to combustion engines. Renewables cover around 55%
of final energy demand for transport in 2050, including electricity from renewables (Table 4
and Figure 5).

3.15 In the Baseline Scenarios 2010 A and B the biofuels contribution, which for considera-
tions of sustainable development is limited to 300 PJ/yr, is flanked by similar contributions
for renewable hydrogen (or renewable methane produced from hydrogen and CO;) and the
direct use of renewable power for electric mobility . This reflects the uncertain perspectives of
these three technological options in the transport sector. All options have attractive poten-
tial and possibilities for further development. Furthermore, chemical fuels produced with
electricity from renewables (renewable hydrogen or methane) are generally required in an
energy system with high, fluctuating proportions of energy from renewables. Therefore, it is
presently too early to clearly favour one of these technologies. In other recent studies (Table
5) these options are weighted differently. Some scenarios assume a high or very high contri-
bution from biofuels, and almost completely ignore the option of hydrogen and methane from
renewables [WWF 2009, EWI 2010]; others consider a much higher input from electric mobil-
ity possible [BMU 2010c].
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Figure 5: Renewable energies in transport, Baseline Scenario 2010 B.

Table 4: Renewable motor fuels and use of renewable electricity, Baseline Scenarios 2010

A/B.
in TWhiyr | 2008 | 2000 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Baseline Scenario 2010 A

biofuels 367 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 833 | 833 83.3
renewable hydrogen - - - - - - 7.0 30.0 76.0
RE fuels 367 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 903 | 1133 | 159.3
power from renewables 0 0 0 0.5 2.8 4.9 96 | 171 24.7
for electric mobility

power from renewables |, 2.4 2.7 4.7 80 | 114 | 148 | 200 21.8
for other mobility *)

RE share of final 5.5 5.2 6.0 76 | 116 | 146 | 197 | 288 48.3
energy (%)**)

fossil motor fuels 681 657 633 609 565 521 457 386 218

Baseline Scenario 2010 B

biofuels 367 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 833 | 833 83.3
renewable hydrogen - - - - - - 7.0 30.0 76.0
RE fuels 367 | 336 | 383 | 458 | 647 | 744 | 903 | 1133 | 159.3
power from renewables 0 0 0 05 3.4 78 | 151 | 300 | 487
for electric mobility

power from renewables [, 4 2.4 2.7 47 80 | 11.4 | 148 | 200 21.8
for other mobility *)

RE share of final 5.5 5.2 6.0 76 | 117 | 152 | 210 | 318 55.2
energy (%)**)

fossil motor fuels 681 657 633 609 564 513 445 347 184

*) RE share of total electricity consumption for rail transport ~ **) incl. renewable electricity
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Table 5: Structure of energy supply in transport (year 2050) in different studies (in PJ/yr).

year 2050 fossil | biofuels | hydrogen electric other total total

fuels mobility electricity demand biomass

Baseline Sc. 2010 A/C 783 300 274 89 90 1536 1535

Baseline Sc. 2010 B 662 300 274 175 90 1501 1535

WWF Innovation 436 921 10 101 86 1560 1720

McKinsey&Company | ~980 ~80 k. A. ~250 ~90 ~1400 ~500

for Min. Environ. BMU

Current value (2009) 2365 121 0 0 59 2542 820

4  Supply largely from renewable sources of energy

4.1 Large amounts of energy from renewables, as required for supplying national economies
largely or entirely from these sources, will be provided almost exclusively as electrical
power. The direct thermal use of renewables (solar thermal collectors, ambient heat) is
restricted to low-temperature heat and limited by structural constraints (heating grids). Fur-
thermore, biomass use is tightly limited by its sustainable potential. The use of wind and
solar power is subject to the meteorological situation leading to fluctuating availability. This
fluctuating power supply can be synchronised with the fluctuating demand in three ways: (1)
by connecting supply and demand over a large area (power grid reinforcement and expan-
sion), (2) by controlling power demand or generation (generation and load management), (3)
by storage of electrical energy or conversion in storable (chemical) forms of energy.

4.2 A reinforcement and expansion of the power grid will ease but not fully solve the
problem of storage, since meteorological situations with 1 to 2 weeks of low wind and solar
energy over wide areas of Europe occur regularly. However, improvements in the power grid
infrastructure are a central tool to help the integration of renewables into the energy supply
system. The fluctuating availability of solar and wind power can partly be overcome by gen-
eration and load management. Power from pumped-storage plants, biomass power plants
or flexible combined heat and power plants (CHP) in combination with thermal storage can
help to close supply gaps caused by intermittent generation. Controlling the consumption of
electricity from renewables (load management) can smooth out the fluctuating power supply
greatly. However, even in an ideal case, load management cannot solve the storage prob-
lem, as not all of the electricity consumption can be shifted away from times of low availability
of wind and solar power.

4.3 Storage facilities are in general suitable for compensating for fluctuating generation.
Short-term storage facilities, such as pumped-storage plants, CAES and batteries, can
store excess power or close gaps for a few hours in the electricity supply caused by low wind
and solar generation. However, their capacities are limited. Long-term storage facilities with
large capacities (several TWh) are required to balance out fluctuations in power systems that
are predominantly based on RE. Long-term storage in combination with other compensating
measures is the only way to make wind and solar power manageable enough that conven-
tional generating stations can be replaced permanently, and large quantities of electricity
from renewables can be made available for other sectors of consumption (such as electric
mobility or heat pumps). Besides very large reservoir capacities abroad, and in future
pumped-storage capacities (e.g. Norway) chemical storage of power from renewables is
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another option. Hydrogen and methane as fuels are capable of overcoming the limits set by
fluctuating RE availability and guaranteeing a secure supply at any time. Small percentages
of hydrogen produced from renewables can be transported through natural-gas pipelines, or
it can be produced locally (such as at filling stations). Methane from renewables can be fed
into the existing gas pipelines in natural-gas quality, but this requires the additional conver-
sion step of methanation. All other less expensive options for direct use or intermediate
storage of electricity from renewables should be fully exploited first, as generation of hydro-
gen or methane is inevitably accompanied by losses that cause additional costs.

4.4 With expected costs in the range of € 30 to 35 /GJ on a full-cost basis, renewable
hydrogen becomes competitive with fossil fuels around 2030 and with natural gas around
2040. For renewable methane, the time of the break even point is delayed about ten years. If
excess renewable power with expected costs around 1 ct/kWh is used to produce renewable
hydrogen or methane, production costs of around € 10/GJ and € 18/GJ respectively can
be achieved (Figure 6). This bandwidth of costs identifies a range for future pricing of chemi-
cal fuels based on renewable energy sources that can occur in real markets after about
2030. From an economic point of view, in an energy system with high shares of renewables,
it makes sense to convert inexpensive electricity from renewables with generation costs (full
costs) of 5 to 6 ct/kWh to hydrogen or if additional large quantities of electricity from
renewables are to be used. The production of liquid motor fuels (kerosene, diesel, gas-to-
liquid) is also possible. Furthermore, sufficient storage capacities can be provided at any time
to bridge several weeks of low wind and solar generation on a marginal-cost basis. Here,
hydrogen or methane would be converted back to electricity by means of gas turbines, com-
bined-cycle power plants, or used to optimum efficiency in CHP plants (gas engines, fuel
cells).
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Figure 6: Production costs for renewable hydrogen and methane on a full-cost basis, using
excess electricity, compared to wholesale prices for natural gas and motor fuels
(omitting gas transport and use).
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4.5 Accelerating the growth of renewable power generation after 2025 by an additional
0.5%/yr as compared to the Baseline Scenarios 2010 (with an average rate of 2.6%l/yr)
would allow the electricity demand in 2050 to be generated exclusively from renewables
(Scenario B 100%-S/H2). This requires an additional 230 TWh/yr of renewable power in
2050 compared to the Baseline Scenario 2010 B (Figure 7). The hydrogen generated
(177 TWh/yr) would predominantly be used with a total capacity of ~40 GW in the natural
gas-fired power plants that exist in 2050 under Baseline Scenario 2010 B. Allocating this
hydrogen proportionally for use in CHP plants (combined-cycle and mini-units) generates an
additional 84 TWh of usable heat. The 230 TWh/yr of electricity from renewables are con-
verted to 160 TWh/yr of usable final energy. In combination with the 76 TWh/yr of hydrogen
as motor fuel provided in addition, generated from another 100 TWh/yr of renewable power,
an overall efficiency of around 70% can be achieved for production of hydrogen from renew-
ables and its utilisation. An electricity supply based 100% on renewables should never be
considered in isolation; rather possible links with other sectors of consumption should be
used to increase the efficiency of utilization, so as to make the most efficient possible use of
the electricity from renewables.
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Figure 7: Electricity allocated to hydrogen generation and its utilisation in scenario B-100%-
S/H2.

4.6 The development of the renewable power supply to the extent depicted in Scenario B
100%-S/H2 requires a distinct increase of investments in renewables from 2030 on-
wards. In the decade from 2030 to 2040, the required annual installations, including re-
placement for older facilities, is estimated at above 10 GW/yr, of which 1 GW comes from
installations abroad (Table 6). 4.7 GW/yr of wind-power capacity and 4.2 GW/yr of photo-
voltaic must be installed. During the decade 2040-2050, the required aggregated installations
add up to almost 15 GW/yr. Such a scenario as depicted here can only develop in an energy
market in which the full costs of the expansion of renewables are remunerated com-
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pletely. To achieve this, the current pricing system for electricity based on short-term mar-
ginal costs must be abandoned. Pricing in future energy markets must rather reflect the long-
term overall costs of effective climate protection, the costs of the growing scarcity of fossil
resources and the complete costs of waste disposal and risks of nuclear energy.

4.7 A renewable energy share of 72% is achieved by 2050 in the scenario B-100%-S/H2.
The remaining fossil-fuel based final energy required at that stage is 1537 PJ/yr which is
equivalent to 20% of today's needs. Further improvements in efficiency are possible, pre-
dominantly in the sectors space heating and transport, with estimated savings around 20%.
To further extend the share of RE, expanded use of solar thermal collectors and geothermal
heat for the low-temperature heat sector is suitable, and could provide an additional
180 PJ/yr of renewable heat. To complete the transformation of the energy system in all
sectors, the remaining 1050 PJ/yr of final energy would have to be provided by electricity
from renewables or by chemical fuels produced with it (Table 7).

Table 6: Capacity of renewable power generation technology to be installed annually in sce-
nario B-100-S/H2.

POWER (MW,/yr) biogenic | total
hydro wind PV geotherm. power biomass waste | power

power  import power  power*) [ MW Jyr
2010 35 2040 8500 4 373 42 10993
2011 35 2020 6000 7 344 20 8426
2012 40 2060 4200 10 329 20 6658
2013 45 2110 3600 13 317 20 6105
2014 50 2238 3300 17 320 20 5944
2015 55 2460 3050 22 0 288 20 5895
2016 60 2694 2830 28 0 335 22 5969
2017 70 2940 2750 35 0 300 28 6123
2018 70 3232 2650 43 100 292 28 6415
2019 75 3900 2580 51 200 258 28 7091
2020 74 4228 2540 62 280 165 28 7377
2030 100 4310 2783 85 635 465 0 8378
2040 104 4690 4258 130 1103 233 0 10518
2050 109 6883 4900 410 2120 460 0 14882

Table 7: Fossil-fuel energy required by 2050 in scenario B-100%-S/H2 and its possible com-
plete substitution by additional renewables.

Provided by fossil Imoroved Requirement after
PJlyr fuels effipcienc direct renewable
by 2050 y generation *)
Process heat 743 630 (-15%) 550
Motor fuels 664 500 (-25%) 500
Total final energy 1537 1230 (-20%) 1050
. . 1693 (coal, others Power from renewables
Primary energy input 100; oil 770: natural directly or via hydrogen
gas 823) or methane

*) Additional low-temperature heat from solar thermal collectors and geothermal heat
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This requires an additional 390 TWh/yr of power from renewables if only hydrogen is used. If
methane from renewables is used (without utilisation of waste heat), the required power
equals 460 TWh/yr when using concentrated sources of CO,, or 540 TWh/yr if atmospheric
CO, is used. For a comprehensive comparison, the higher energy demand for a system
based on renewable methane must be contrasted to the conversion of the gas supply and
utilisation infrastructure to renewable hydrogen. A scenario B-100%-S/CH, will be developed
in the course of this project.

4.8 The guiding principle of a 100 percent RE supply is the intelligent interlinking of
electricity, gas, and heating supply grids. All three grids must continuously exchange infor-
mation about energy generation and demand and must have storage facilities of various
capacities and outputs. Furthermore, generation and load management technologies are
used to a considerable extent for the electricity. The power grids are interconnected over
large regions. Power and gas grids are interconnected via conversion between electricity and
hydrogen (or methane) and vice versa to make power from renewables available for motor
fuels and for high-temperature heat, and for the long-term storage of electricity power over
weeks or months.

4.9 Until now, only the conventional power plants have been responsible for ensuring
system stability and security of supply. But RE plants are themselves capable of provid-
ing system services to ensure secure grid operation, thus allowing their feed-in priority to be
maintained. The prerequisite for this is a flexible and short-term controlled-power market that
adapts easily to the needs of an energy system based on a high share of fluctuating RE.
Combining generating and/or consuming units into large virtual pools enables even small
decentralised units to fulfil the technical requirements. Decentralised reactive power control
enables the mains voltage to be kept within the tolerances range and reduces costs for
distribution network reinforcements. However, the discontinuation of large conventional
power plants means that additional resources for the transmission network are necessary.
The Europe-wide interconnection of fluctuating generating units leads to a smoothing out
of the power output, thereby increasing their contribution to the secured capacity. An addi-
tional measure is load and generation management, to optimise the integration of additional
loads and deploy controllable generating units at times of high load. This counteracts an
increase of the annual peak load and reduces peak loads in general, thereby reducing the
need for conventional power plants and at the same time improving their utilisation factor.

5 Load dispatching and balancing options

5.1 In order to test the feasibility of the scenarios and analyse the implications for the elec-
tricity supply system, a dynamic simulation of electricity supply and consumption was run
for selected scenarios. Coupling the models REMix and SImEE provides a good picture of
compensating measures for the integration of German renewables in a common European
system. REMix shows how to integrate Germany into a cost-optimised European-North
African electricity grid. The feed-in of electricity from renewables and the numerous bal-
ancing options within Germany are modelled by SImEE. Several iterations in the model
coupling enable the simulation of the German electricity supply to be integrated into the
simulation of the European North-African network. Analysis of the residual load indicates the
future demand for and requirements of conventional power plants.
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5.2 The NREAP goals for 2020 can only be reached by strongly promoting integration
measures for renewables. In order to illustrate this necessity and highlight the balancing
potential of the various options, two extreme scenarios for 2020 were compared, one without
any balancing options except expansion of the grid, and one with extensive use of balancing
options.

5.3 It is already apparent in 2020 that on very sunny and windy weekends the electricity
demand can be nearly fully supplied by non-controllable renewables (Figure 8). This
requires that the abilities of renewables to provide system services be exploited to the full in
a balancing power market adjusted to the characteristics of renewables. In an ideal electricity
grid, the electricity surpluses that are lost due to powering down are very small. Therefore
grid reinforcement and extensions and the provision of ancillary services by renewables are
central to the successful further integration of renewables, so as to avoid economic damage
from frequent powering down of renewables. In particular, the rapid addition of large PV
capacities in this time-frame is a technical and economic challenge — technically with respect
to the limited flexibility of the power plant stock and the necessity of additional balancing
measures, and economically with respect to the reduction of the market value of PV electric-
ity, and the resulting increase in apportionment under the Renewable Energy Sources Act.
This also shows the problem that applicable electricity costs do not reflect the economic
value of electricity from renewables (see Section 6.4).
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Figure 8: Selected two-week time series of national non-controllable input from renewables in
2020 (meteorological year 2006; Baseline Scenario 2010 B).

5.4 The apparent conflict between the systems underlines the political need for action in
preparing balancing options for the integration of RE at an early stage. These options include
grid extensions, provision of new storage capacities, and generation and load man-
agement. For example, controllable renewables such as biomass should be used primarily
for load balancing. Flexibilisation of cogeneration (by means of storage facilities for heat
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and possibly gas) possesses a significant potential to mitigate the conflict between simulta-
neous input from fluctuating renewables, inflexible, but cost-efficient base-load power plants
and combined-heat-and-power plants (Figure 9). “New Consumers” like electric vehicles,
electric heat pumps and air-conditioning must be controlled in load management according to
the availability of supply-dependent renewables. Implementing these options significantly
reduce the fluctuations of the residual load (Figure 10). This reduces the burden on existing
conventional power plants needed to cover the load in 2020, since less ramping up and
down is needed, and power gradients are reduced.
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Figure 9: Selected two-week time series of generation management in 2020 (meteorological
year 2006; Baseline Scenario 2010 B).

5.5 Demand for base-load power plants decreases, and more flexible power plants are
needed. In 2020, 16 to 19 GW from base-load power plants, 15 to 20 GW from medium-load
power plants and 14 to 24 GW from peak-load power plants are needed in the Baseline
Scenario without considering secured capacity and availability. The flexible load-following
mode becomes the normal operating mode of all power plants. Existing power plants have to
be operated considerably more flexibly than in the past, and must be retrofitted accordingly.
New power plants have to be very flexible in order to be able to integrate fluctuating renew-
able energy while remaining economically viable despite frequent ramping up and down and
few full load hours, amortising their costs. Therefore the discussed options to balance re-
newables are necessary to give time for the system transition and the flexibilisation of con-
ventional power plants.

5.6 The extended operating lives of nuclear power plants increases the pressure on con-
ventional power plants. The decreasing demand for base-load power plants means that
either only nuclear power plants or only lignite power plants can continue to operate as base-
load power plants. In addition it will become difficult for CHP power plants that do not have
priority feed-in under the CHP Act to remain competitive. The technical capability of nuclear

48



power plants to integrate renewable energy has yet to be proven in practice. If this can be
done, investments in new flexible power plants will be postponed and the utilisation factor of
currently operating fossil-fuel power plants will be decreased. Because of the lower utilisation
factor of nuclear power plants in load-following mode, the residual electricity volumes of
nuclear power plants may be generated over a longer period than currently envisioned in the
government’s Energy Concept. The consequent growing economic pressure (lower utilisation
of conventional power plants, possible displacement of CHP) shows once again that it is
essential to maintain the feed-in priority for power from renewables.
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Figure 10: Comparison of the residual load to be covered by conventional condensing power
plants in 2020 (meteorological year 2006; Baseline Scenario 2010 B).

5.7 In addition to the technical necessity for integration measures, with the help of load
management and RE generation management the demand for secured power, and thus for
conventional back-up power plants, can be reduced to around 60 GW in 2020. Renewables
contribute around 11 GW to secured power, pumped-storage plants and other generators
cover the difference to the annual peak load of 83 GW. Through load management, the peak
load can be reduced, or new consumers can be integrated with only a slight increase in peak
load. Independently of an integration of additional “load-managed” consumption, the load of
the analysed scenario exhibits a seasonality. This makes it possible to continue scheduling
the inspection of plants outside the peak-load periods. Moreover, the contribution of renew-
ables to secured power can be enhanced by generation management in the form of decoup-
ling heat demand from heat supply in unit CHP plants. The electricity supply is guaranteed
for each and every hour. The reliability of the given scenarios was verified by the dynamic
simulation.
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5.8 The main sources of imported RE power in Europe will be areas with good wind
resources in north-western and northern Europe. Moreover, solar power production in North
Africa has a significant share in imports. Solar power in North Africa is used primarily for local
provision of energy but also exported (Figure 11). For a cost-optimised mix of the intercon-
nected European-North African electricity system, strong grid interconnections on the
order of tens of GWs are needed which have a high utilisation rate with mean full-load hours
around 6000 h. It is apparent from the simulation results that a 100% supply with renewable
energy is significantly more challenging and requires more investments compared to the
Baseline Scenarios. The Scenario B 100%-S/H2 has an increased demand for hydrogen
produced from renewable surpluses in order to be available as substitute for natural gas for
reconversion to electricity in conventional and CHP plants in times when back-up is needed.
The results are more extreme than in the Baseline Scenario, with greater importance of wind
and solar power, energy imports and transmission capacities. The increased demand for
electricity is met mainly by additional offshore wind power in northern and north-western
Europe and by PV energy in North Africa and south-eastern Europe. In principle it is con-
ceivable that some of the new demand for high power transmission capacities might be
reduced by transporting gas (hydrogen or methane) through the existing gas pipelines.
Storeable solar thermal electricity can also be incorporated more into the total supply. Fur-
ther simulations on this are planned in the course of the project.

|:| wind onshore - wind offshore l:l PV - fossil - geothermal
- hydro - biomass PP |:|biomass CHP CcsP

Figure 11: Configuration and distribution of electricity generation (TWh/yr) in Europe and
North Africa in 2050, for Germany accordingly the Baseline Scenario 2010 A.
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5.9 From a national point of view, wind power feed-in exhibits the strongest fluctuations on
the short-term as well as the long-term time scale. Its seasonality however is well in line with
the seasonality of the load. Feed-in from PV power during the day correlates well with the
load during daytime hours, however it produces the steepest power generation gradients.
Hydro power has a relatively steady feed-in profile - with increased feed-in during spring
and summer. Biomass for which the heat and electricity production is determined by heat
demand offers a seasonal compensation of heat-demand-controlled geothermal power. The
joint European electricity system is influenced by spatial and temporal variations due to the
weather over Europe. Wind in particular generates significant momentary surpluses of elec-
tricity with high full load hours. Imported RE electricity surpluses make up for deficits in the
German electricity production and to produce hydrogen for transport inexpensively. Ger-
many’s integration into an interconnected European grid is manifest in the high imports
and exports of power and increased capacity utilisation of national back-up plants.

5.10 With the help of load management, surpluses of renewables-based electricity can be
used, and additional output peaks avoided. Of great importance are the “new consumers”
electric vehicles, heat pumps and air conditioning. If they are not controlled by demand-
side management they intensify the fluctuations in electricity consumption. On a seasonal
basis the consumption by heat pumps correlates well with the generation by wind power. On
a daily average, feed-in from photovoltaics basically correlates well with the energy demand
for air conditioning, but has to be adjusted to demand over the course of a day, because PV
has its peak at midday while the demand for air conditioning is highest in the afternoon. Such
measures deal with fluctuations in the power supply. Load management is also of great
economic benefit with regard to the conversion of surplus electricity to hydrogen, because it
decreases the necessary installed capacity for electrolysis and increases its utilisation factor,
thus reducing system costs.

5.11 Flexible and controllable unit CHP plants using natural gas and biomass reduce
load peaks and replace necessary peak-load plants in proportion. In the medium term an
incompatibility between fluctuating renewable sources, heat-demand-controlled CHP installa-
tions and inflexible base-load power plants is apparent. In order to continue to make use of
the efficiency advantages of cogeneration and guarantee the coverage of the heat demand,
CHP installations must be made flexible. The flexible use of biogas and natural gas unit
CHP plants covers peaks of the residual load. For that, the plants need to be integrated into
an intelligent communication infrastructure (“smart grid”). Biogas plants should be equipped
with a gas storage tank and possibly with an additional generator set. In the long term, sea-
sonal influences will dominate more and more. During phases of surplus generation from
uncontrollable renewables, additional electricity generation by CHP plants does not make
sense. However if surpluses extend over several days, the capacity of one-day thermal
storage of CHP plants is not sufficient. Therefore more research is needed on the role of
cogeneration in a 100% renewable supply system.

5.12 In the Baseline Scenario nearly all surplus electricity remaining after European
balancing is used to produce hydrogen for transport sector by quantity forcing through load
management. This means other storage options are used to only a very limited degree. The
structural option of hydrogen production makes it possible to integrate supply-dependent
wind power cost-effectively. The need for short-term balancing is covered by load man-
agement and controllable CHP units. Nevertheless, the use of large scale energy storage,
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such as pumped-storage plants to provide controlled output for system stability is necessary
and efficient.

5.13 Conventional condensing power plants serve to make up for seasonal imbalances in
times of insufficient coverage by wind and solar energy. These back-up power plants have a
low capacity factor which makes it necessary to introduce a mechanism, such as a capacity
market, to make their operation economical. In the 100% RE-supply scenario there is a need
for long-term energy storage. The 100% scenario is characterised by higher momentary
renewable surpluses in comparison to the Baseline Scenario. There are whole weeks with
low inputs from renewables. This deficit cannot be fully compensated by making use of the
advantages that a European-North African integrated energy system offers (i.e. importing
energy over the High-Voltage Direct Current lines) (Figure 12). The shortages are covered
by renewable back-up plants (combined- cycle plants and CHP plants) which use hydrogen
or methane produced from RE surpluses. The natural gas grid with its storage capacity of
about 220 TWhg might be an option for storing the required amount of about 10 TWhg of
hydrogen or methane.
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Figure 12: Selected time series of the whole electricity system for Germany for the Scenario B
100%-S/H2 in 2050 (meteorological year 2006). Despite European integration with
ideal network expansion and optimum generation and load management, the need
for long-term energy storage remains.
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6 Economic impacts

6.1 The investment volume mobilized by the expansion of renewable energy is defined by
the capacity to be installed annually, in combination with the specific investment costs and
the assumed cost reductions of the individual technologies. This is an important indicator for
the value placed on such an expansion of renewables. The investment volume for all
renewable energy facilities reaches a maximum in the years 2009 to 2011 with up to
€ 32 billion per year (mainly due to photovoltaics). In the following years, investments on a
relatively constant level of € 18 billion per year are expected. Only after 2030 does invest-
ment increase again to € 22 billion per year (see Figure 13). It becomes clear that the growth
dynamic assumed in the Baseline Scenario 2010 A is vital to compensate for the desired
cost reductions of individual technologies with increased sales. This is also an important
prerequisite for maintaining Germany’s technological leadership on the world market for the
majority of renewable energy technologies. These considerations confirm the importance of
the politically set target of a renewable share of 18% of gross final energy consumption in
Germany in 2020. If a 100% renewable electricity supply by 2050 is aimed for, investments
increase to significantly higher levels from 2030 on: In this case, they amount to an average
of € 23 billion per year between 2030 and 2040 and € 32 billion per year in the following
decade — € 24 billion per year for renewable power supply and € 8 billion per year for renew-
able heat. In 2050, the dominant technologies are wind energy and power plants in a Euro-
pean interconnected grid, with around € 7 billion per year turnover each.
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Figure 13: Investments for RE power and heat generation capacities according to the Baseline
Scenario 2010 A and after 2030 for the Scenario B-100%-S/H,.
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6.2 Up to 2009, a total of about € 120 billion was invested in facilities to produce heat and
power from renewables. Between 2010 and 2020, the cumulative investment in the Base-
line Scenario 2010 A will be another € 202 billion, nearly twice as much. Photovoltaics
dominate these investments with € 86 billion, followed by wind energy with € 46 billion, bio-
mass (electricity and heat) with € 30 billion and solar collectors, ambient heat and geother-
mal energy, with € 18 billion each. In the decades to 2050, investments stay on a similar
level of about € 200 billion per decade in the Baseline Scenario 2010 A.

6.3 Long-term generation costs for renewable electricity range between 5 and 9 ct/kWhy,.
The average power generation costs of all new renewable energy facilities in 2009 were
13.5 ct/kWhg (excluding photovoltaics, 10 ct/kWhg). Due to the current significant growth of
the installed capacity of photovoltaics as well as the upcoming construction of offshore wind
turbines, renewable power generation costs will rise to 14.2 ct/kWhg by 2011. The differ-
ences from the average costs excluding photovoltaics are particularly large in this phase
(4 ct/kWhg)). By 2020, the average generation costs of the total mix drop substantially to
9.3 ct/kWhg, (excluding photovoltaics: 8.1 ct/kWhy), by 2030 to 7.8 ct/kWhg (7.1 ct/kWhg) and
by 2050 to 6.2 ct/kWhg (5.8 ct/kWhg).

6.4 Systems-analysis differential costs vs. differential cost according to the Renewable Energy
Sources Act (Erneuerbare-Energien-Gesetz — EEG)

In economic analyses, two different definitions of differential costs are used:

The systems-analysis differential costs are used for the estimation of the macroeconomic costs of the
expansion of renewable energy in the electricity, heat and transport sectors in comparison with a
reference system. The focus is on RE power generation costs compared to fossil-nuclear alternatives.
These can be represented by annuity investment costs (capital costs), plus fuel costs for biomass and
fossil fuel plus other operating costs. Based on this analysis, conclusions on the macroeconomic
effects — positive or negative — of renewable energies can be drawn.

In contrast, the differential costs under the Renewable Energy Sources Act (the “EEG differential
costs”), a subject of political debate, are defined differently: The EEG differential costs represent the
difference between the cumulated EEG tariffs and the costs of electricity purchased in the power spot
market. This difference will be passed on to electricity customers by the EEG apportionment. There is
a distributional effect: on the one hand benefits of plant operators and electricity suppliers on the other
hand costs for electricity customers.

6.5 Up to and including 2010, the accumulated systems-analysis differential costs for the
expansion of renewables add up to € 71 billion, when compared to the previously applicable
electricity, heat and motor-fuel prices (Figure 14). It should be noted that, in accordance with
the market rules in place, these prices only have to take limited account of the external costs
for environmental damage and climate change. So even in the medium term, the additional
investments in a climate-friendly energy supply on the basis of renewable energies still lead
to increasing macroeconomic systems-analysis differential costs compared to conven-
tional energy generation. From the middle of the decade on, these will decrease again in
response to rising prices for fossil fuels and CO, emission allowances on the one hand, and
cost-reducing learning effects for renewable energies on the other. With increasing internali-
zation of external costs by emissions trading and other energy policy instruments, the sys-
temic competitive disadvantages of renewables will be reduced.
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6.6 The positive economic effects of renewables become fully evident around 2025. At this
time, on average the systems-analysis differential costs disappear, assuming price trends
according to price path A ("considerable increase") (for wind and renewable heat on average
in 2020). Subsequently, through the use of renewables, the economy saves expendi-
tures which otherwise would have to be spent on the additional supply of fossil-fuel energy
(fuel costs, costs for CO, emission allowances etc.). In the Baseline Scenario 2010 A, the
cumulative systems-analysis differential costs increase to a maximum of € 207 billion in
2020. At the end of 2040, the systems-analysis differential costs cumulated are already
negative (minus € 76 billion). All inputs of renewables expansion have been redeemed
shortly before. By mid-century, the use of renewables has save the economy € 665 billion
compared to a continuing energy supply based on fossil fuels.
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Figure 14: Cumulative systems-analysis differential costs of power, heat and fuel supply in the
Baseline Scenario 2010 A for ten-year periods.

6.7 If prices for fossil-fuel energy increase more slowly (price path B, “moderate increase”),
the cumulative systems-analysis differential costs do not disappear until 2032. Until then,
the cumulative differential costs rise to a maximum of € 320 billion. They are then completely
redeemed shortly after 2050. Such a fossil fuel price path would therefore require a more
permanent political support base for the transformation of the energy system than that
required in the case of more significant price increases. In contrast, when taking into account
the external costs of energy supply (Path E) positive economic effects occur over the
entire period of the RE expansion (i.e. negative differential costs). In view of climate change
and expected resulting damage or costs, blocking or significantly delaying the renewable
energy expansion would be a serious market failure with serious negative consequences for
the economy.

6.8 If the current Renewable Energy Sources Act (EEG) remains unchanged and the cur-
rent reductions of the feed-in tariffs continue through 2030, the Baseline Scenario 2010
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A results in rising EEG differential costs for power customers up to the middle of this decade.
The maximum is expected around the year 2015 with € 12 billion. If the prices for fossil fuels
follow path A, the EEG differential costs will decrease significantly after 2015 (somewhat
more slowly if price path B is considered). By 2030, the EEG differential costs will decrease
to € 1 to 3 billion, depending on the price path applied. The allocation of the EEG differential
costs to the apportionable electricity consumption for end users (EEG apportionment) will
reach a maximum of 3.2 ct/kWhg (without catch-up effects due to underestimation in previ-
ous years), if the development of the installed photovoltaic capacity is according to the as-
sumptions in the Baseline Scenarios (8.5 GW in 2010; 6 GW in 2011 and 4.2 GW in 2012).
For a reference household with an electricity consumption of 3500 kWh per year, the addi-
tional costs due to the EEG apportionment will be about € 110 per year at the time of maxi-
mum EEG differential costs. By the year 2030, the EEG apportionment will decrease to 0.3 to
0.8 ct/kWh;, depending on the price path.

6.9 As the past has clearly shown, the development of the EEG differential costs is
dependent on the actual renewable energy expansion (especially photovoltaics) and the spot
market electricity prices. The calculations are based on the current provisions set down in the
EEG. As the only exception, it is assumed that the future use of Article 37 EEG is
significantly restricted in the course of the EEG-2012 revision. Otherwise, the EEG
apportionment may increase significantly independently of the EE expansion due to the
massive reduction of the amount of final consumption that is relevant for determining the
EEG apportionment. Also, the current cost transfer mechanism for electricity covered by the
Renewable Energy Sources Act results indirectly in increasing apportionment costs. Due to
the merit-order effect, at certain times wind power and PV electricity lower the wholesale
prices and therefore simultaneously increase the apportionment costs under the Renewable
Energy Sources Act. This will cause additional burden to final consumers, while consumers
who are exempt from the EEG apportionment, i.e. energy-intensive companies, are not
affected. This is not compatible with the principle of appropriate burden sharing. A redesign
of the EEG cost transfer mechanism should therefore also be the subject of the
forthcoming 2012 revision of the EEG.

6.10 The discussion about the pros and cons of the expansion of renewable energy, domi-
nated by cost considerations and a microeconomic perspective, usually ignores the exist-
ing and desired benefits. But these benefits are major social goals, such as the develop-
ment of a sustainable energy supply, the reduction of long-term climate damage or its costs,
the conservation of fossil energy resources, the reduction of the dependence on energy
imports or the development of technologies for the generation of electricity, heat and fuels
from renewable sources. Because the quantifiable benefits are still largely theoretical and are
(in the majority of cases) not included in the cost calculation of the market participants, in-
vestment decisions are not taken according to the optimum long-term economic benefits,
but suboptimally according to the short-term calculations of individual economic agents. It is
thus the task of the legislature to initiate the necessary market corrections in terms of
support instruments and other government guidelines. This correction of the “market
failure” is ultimately associated with “price increases”. However, an enlightened energy and
climate protection policy, which considers environmental and climate protection to be of
equal importance as economic and social interests, must regard these corrections as neces-
sary with long-term benefits, and communicate them as such to the public.
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7 Conclusions

7.1 An overall CO, emissions reduction of 596 mt CO./yr (Baseline Scenario 2010 A)
up to 644 mt CO,/yr (Scenario B-100%-S/H2) can be achieved in the scenarios between
2010 and 2050. The gross emission reduction including the compensation for discontinued
nuclear power amounts to 702 mt CO./yr in the Baseline Scenario 2010 A (Figure 15;
750 mt CO.,/yr for Scenario B-100%-S/H2). The two strategies “increases in efficiency” and
“expansion of renewables” have about the same significance in this period. Efficiency im-
provements result in a (gross) reduction of 400 mt CO,/yr, the expansion of renewables of
302 mt COy/yr (or 350 mt CO.,/yr in the scenario B-100%-S/H2). Two segments are of out-
standing significance. The first is the “expansion of electricity generation from renew-
ables” (1), the second is “increasing efficiency in the heating sector” (2). Another impor-
tant segment is “increasing efficiency in the power sector” (3). These segments alone provide
75% of the total emissions reduction. The next segments are “increasing efficiency in trans-
port” (4), “expansion of renewables in the heating sector” (5) and “expansion of renewables
in the transport sector” (6). In 2050, only 23 mt CO,/yr of the total remaining CO, emissions
of 152 mt CO,/yr will come from power generation and 56 mt CO,/yr from the transport sec-
tor. The heat sector will contribute 73 mt CO,/yr which is about 50% of the remaining emis-
sions.
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Figure 15: Contribution of individual segments of the energy supply to reducing CO; emis-
sions between 2010 and 2050 in the Baseline Scenario 2010 A and remaining emis-
sions in 2050 by sector.

7.2 Table 8 shows the renewable shares of gross final energy demand and gross elec-
tricity consumption compared to the targets of the 2010 “energy concept”. The scenarios
show that the target values for gross final energy consumption can be exceeded between
2020 and 2040 by 3 to 5%. In 2050, the difference is of course obvious in the Scenario B
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100%-S/H2, at 9%. The renewable shares of gross electricity consumption are all signifi-
cantly higher in the scenarios. As the denominator “gross electricity consumption” is also
higher in the scenarios, assuming that the efficiency targets for electricity laid down in the
Energy Concept are achieved, the objectives specified in the Energy Concept require a
significantly smaller expansion of power generation from renewables than that described in
the scenarios. This is confirmed in the scenarios for the Energy Concept. The expansion of
renewable power generation capacities in the Baseline Scenarios 2010 A and C is 33%
higher in 2050 than the maximum value in the scenarios for the Energy Concept. The slow
growth of RE power generation after 2020 in the scenarios for the Energy Concept is not
compatible with the requirements of a stable domestic market as a condition for dynamic
participation in the growing global RE market.

Table 8: RE shares of gross final energy demand and gross power consumption in the scenar-
ios compared to the target values of the 2010 energy concept.

RE share of gross final energy demand (%) RE share of gross power consumption (%)

Energy Baseline Baseline Scenario Energy Baseline Baseline Scenario

concept Scenario Scenario B-100%- | concept Scenario Scenario B-100%-
2010 A (C) 2010 B S/H2 2010 A (C) 2010 B S/H2
2020 18 21.2 21.2 21.2 35 40.0 40.0 40.0
2030 30 33.3 33.8 35.3 50 64.7 65.0 66.0
2040 45 46.7 47.6 50.3 65 82.6 82.8 85.1
2050 60 60.0 61.7 69.2 80 86.2 86.3 100

7.3 The successful implementation of CO, reductions according to the targets in individual
segments usually requires the combination of significant structural changes, a wide variety of
political measures to set targeted incentives for many stakeholders, and overcoming many
obstacles and special interests. Chapter 7 of the long version of this study (pages 160 to
171) explains the findings and recommendations derived for each segment in detail. The
most important points are outlined here.

(1) Conversion of power generation to a large renewables share

A) Further expansion of RE capacities is not limited by technical barriers.

B) The German feed-in tariff system under the Renewable Energy Sources Act is the most
effective instrument and must be sustained as long as the key price in the electricity mar-
ket (price on the exchange) does not reflect full costs of power generation. Feed-in prior-
ity for renewable power has to be permanently guaranteed.

C) The terms of requests for tenders for balancing power need to be modified.

D) The expansion of the power grid has to be accelerated; in the long term, power, gas and
heating grids have to be linked in an “intelligent” way.

E) In the long term, conventional power plants have to be modified in order to be optimally
integrated into an interlinked and flexible supply system consisting of power generators,
storage facilities, networks and load management on the consumer side.
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F) Extending the operating lives of nuclear power plants requires the large-scale decommis-
sioning of old fossil-fuel power plants.

G) The intended expansion of cogeneration has to be coordinated carefully in the long term
with increases in efficiency and the expansion of renewables.

H) Pricing on the electricity market must be fundamentally rethought; in principle, the full
costs of all options should be included in the market prices.

I) Assumptions on the future development of energy prices should tend to be based on the
upper range of forecasts — for precautionary reasons and because this creates greater
incentives for the required structural change.

(2) Increasing efficiency in heat supply, especially energy-related modernisation of

buildings

A) Targets for the renovation of the existing building stock in order to save energy must
consider not only the technical capabilities but also limits that make economic sense.

B) The rate of modernisation of buildings for energy saving has to be increased considera-
bly.

C) Possibilities for covering heat demand through CHP, solar collectors, geothermal energy
and ambient heat must be in a balanced relation to the possibilities of building moderni-
sation and thermal insulation.

D) There is also significant energy efficiency potential in the industrial process heat sector.

(3) Increasing efficiency in the electricity sector

A) Implementation of an efficiency fund, labelling requirements for equipment, and minimum
standards for electric motors, pumps and other frequently used equipment are suitable
measures.

B) The specification of total costs of ownership of equipment (acquisition and consumption
costs for an average lifetime) is advisable.

C) Further incentives are required for energy concepts at the company and municipal level,
and for the expansion of energy performance contracting.

D) An accelerated substitution of electric storage heaters and direct electric heating is es-
sential.

(4) Increasing efficiency in the transport sector

A) Extensive utilisation of the technical potentials for efficiency is needed in the fields of
drive trains, lightweight construction, aerodynamics and rolling friction, as well as general
vehicle hybridisation.

B) Incentives should be increased for switching the vehicle stock to smaller or lighter motor
vehicles (e.g. speed limit, tax incentives or burdens)

C) Ambitious CO; limit values must be specifically prescribed and complied with.

D) A significant shift of goods traffic from road to rail (roughly doubling) is required to this
end, the investment strategy of Deutsche Bahn should be fundamentally rethought.

59



(5) Expansion of renewables in the heat sector

A) In order to open up large RE potential, the contribution of local heat should be considera-
bly increased.

B) Local authorities should be obliged to develop comprehensive heat-use plans or energy
concepts which determine, for each neighbourhood, the most suitable combinations of
thermal insulation, direct heating and local heating systems using fossil-fuel CHP and re-
newables, and which are made mandatory for new investments.

C) The German Renewable Energies Heat Act (EEWarmeG) and the German Market Incen-
tive Programme (MAP) are not developing the required dynamics for an accelerated de-
velopment of renewable heat. A budget-independent support instrument should be intro-
duced.

D) Technical preparations should be made for the flexible operation of CHP plants (heat
storage facilities) and should be stimulated by economic incentives, in order to enable a
sensible utilisation of capacities under power-driven operation.

(6) Expansion of renewables in the transport sector

A) The replacement of fossil motor fuels can be achieved in principle by three options:
biofuels, direct use of RE power in electric and plug-in hybrid vehicles, and the use of
chemical fuels such as hydrogen or methane produced with RE electricity.

B) Biofuels can be used in the short to medium term and still have potential for development
with respect to the achievable yields and the kinds of biomass which can be used. How-
ever, they clearly have a limited potential.

C) The potential for RE power and chemical fuels produced with it are almost unlimited, but
require further development and cost-cutting innovations for their use in transport.

D) Linking RE power supply to direct use in vehicles and for generating renewable motor
fuels open up interesting prospects for both electricity load management and for achiev-
ing a very high share of renewables in transport.

7.4 The unambiguous findings on climate change and its consequences, the economic risks
of an energy supply that is highly import-dependent, awareness of growing environmental
risks due to the increasingly complex extraction of fossil fuels, and the still unresolved ques-
tions of safe final disposal of nuclear fuel and how to control the risks of an expanded use of
nuclear energy should make it easier to convince more and more social and economic actors
of the need to switch our energy supply to renewable energies. The Energy Concept of
the German government is an important step in this direction. There is a general consensus
that renewables energies must be “a mainstay of the future energy supply” and will
develop into the major energy source in the long term.

However, the economic benefits of a much more efficient use of energy and of a structurally
consistent expansion of renewables should be highlighted to a greater degree. This can
generate a momentum that can be used by a wise energy policy to define more precisely the
necessary instruments for the further development of the energy system and to remove any
remaining inconsistencies and resulting barriers to implementation.
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1 Einleitung

Die Emissionen an Treibhausgasen (CO,, Methan, Lachgas u. a.) in Deutschland missen
bis 2050 um 80% bis 90% gegeniiber dem Wert von 1990 gesenkt werden, fir die energie-
bedingten CO,-Emissionen allein liegt der zu erreichende Wert bei 85% bis 95%. Dieses Ziel
ist der notwendige Beitrag der Industriestaaten, wenn die weltweiten Treibhausgasemissio-
nen bis zu diesem Zeitpunkt etwa halbiert werden sollen. Bis zum Ende des Jahrhunderts
sollten die Energieversorgung und die wichtigsten Industrieprozesse praktisch ohne Treib-
hausgasemissionen ablaufen; spéatestens ab 2020 muissen die globalen Emissionen insge-
samt sinken. Nur dann besteht die Chance, die CO,-Konzentration in der Atmosphare auf
450 ppm zu begrenzen und somit eine Erhéhung der mittleren globalen Temperatur um mehr
als 2 Grad gegenuber der vorindustriellen Zeit zu verhindern. So lauten die aktuellsten Er-
kenntnisse der internationalen Klimaforschung, wie sie kurz vor der Konferenz in Kopenha-
gen zusammengestellt wurden [COP 2009].

Seit etwa einem Jahrzehnt steht diese klimapolitische Zielsetzung in immer deutlicherer
Auspragung auch auf der politischen Agenda der EU und Deutschlands. Im Januar 2008 hat
sich die EU dazu mit dem ,EU Climate and Energy Package” konkrete Zwischenziele fir das
Jahr 2020 gesetzt. Kernpunkte dieses Pakets sind die 20-20-20 Ziele fur das Jahr 2020: Die
CO,-Emissionen sollen gegeniber 1990 um 20% reduziert werden, der Primarenergiever-
brauch soll sich gegentber einer Trendentwicklung um 20% verringern und die erneuerbaren
Energien (EE) sollen bis dahin einen Anteil von 20% am Bruttoendenergieverbrauch erreicht
haben. Die nationalen Ziele sind in diesen Rahmen eingebettet und wurden zuletzt beim
nationalen ,Energiegipfel* in Meseberg (August 2007) im ,Integrierten Energie- und Klima-
programm (IEKP)* zusammengefasst. Sie sind auch in der Koalitionsvereinbarung der jetzi-
gen Bundesregierung enthalten. Ende August 2010 wurden im Rahmen des Energiekon-
zepts 2010 der Bundesregierung Szenarien veroffentlicht, welche die Wege zur Umsetzung
dieser Ziele unter der Annahme unterschiedlich langer Laufzeiten der deutschen Kernkraft-
werke aufzeigen [EWI 2010].

Strategien zu erarbeiten, die aufzeigen, wie insbesondere das langfristige Klimaschutzziel
2050 in Deutschland erreicht werden kann, ist auch das oberste Ziel von Studien, die seit gut
einem Jahrzehnt vom DLR-Institut fir Technische Thermodynamik, Abteilung Systemanalyse
und Technikbewertung mit wechselnden Projektpartnern fir das BMU und das UBA durchge-
fuhrt werden. Mit den Untersuchungen [UBA 2000; UBA 2002; BMU 2004; BMU 2005a]
wurden die Grundlagen fur die Erarbeitung von Leitszenarien geschaffen, die — neben ande-
ren Untersuchungen — als Grundlage fiir die Arbeit des BMU im Bereich der EE und fir die
Formulierung von energiepolitischen Instrumenten dienen. Ein erstes Leitszenario wurde im
Februar 2007 (,Leitstudie 2007“ [BMU 2007]) vorgestellt. Im Oktober 2008 folgte das Leit-
szenario 2008 [BMU 2008al].

Auf der Basis differenzierter Potenzialabschatzungen, die technische, strukturelle und ékolo-
gische Kriterien bericksichtigen, und detaillierten Technik- und Kostenanalysen zu den
Einzeltechnologien der EE entstanden verschiedene Szenarien ihres moglichen Ausbaus in
Wechselwirkung mit den ubrigen Teilen der Energieversorgung in Deutschland. Die Zielset-
zung dieser Szenarien war und ist es, einen belastbaren, ,realistischen* Orientierungsrah-
men fur die zuklnftige Bedeutung der EE innerhalb des Gesamtkonzepts eines weitgehen-
den Umbaus der Energieversorgung zu schaffen. Unter ,realistisch” ist dabei ein Ausbau der



EE zu verstehen, der unter Beachtung bestehender energiepolitischer Handlungsmaglichkei-
ten und Instrumente, der vorhandenen strukturellen Hemmnisse und der unvermeidlichen
Reibungsverluste unter den zahlreichen Akteuren anspruchsvolle, jedoch nicht unrealistisch
ehrgeizige Zubaupfade fir diese Techniken darstellt. Dieses fir alle Szenarien verfolgte
Prinzip hatte u. a. zur Folge, dass verschiedene Ausbauvorschlage der Leitszenarien in
energiepolitische Handlungsprogramme und Zielsetzungen der Bundesregierung tbernom-
men wurden.

Die Arbeiten im BMU-Vorhaben ,Langfristszenarien und Strategien fir den Ausbau der
erneuerbaren Energien unter Berlcksichtigung der européischen und globalen Entwicklung”
fuhren diese Arbeiten seit Februar 2009 weiter. Der hier vorliegende Bericht ist nach dem
.Leitszenario 2009 [BMU 2009a] und dem Bericht Gber die EEG-Wirkungen bis 2030 [BMU
2010a] der dritte Bericht im Rahmen des o. g. Vorhabens, das im Zeitraum 2009 bis 2011
bearbeitet wird.

Die friheren Arbeiten zielten im Wesentlichen darauf, ein in sich konsistentes Mengengerust
des EE-Ausbaus und der restlichen Energieversorgung darzustellen und daraus strukturelle
und 6konomische Wirkungen dieses Ausbaus abzuleiten und zu diskutieren. Das letzte
Szenario dieser Art ist das im Oktober 2009 veréffentlichte ,Leitszenario 2009 [BMU 2009a].
In der Fortflihrung dieses Vorhabens erfolgt nun eine wesentlich intensivere Durchdringung
der Struktur der zukinftigen Energieversorgung mit dem Schwerpunkt auf der Stromversor-
gung.

Anders als ihre Vorlauferinnen stiitzt sich die jetzt vorgelegte ,Leitstudie 2010" nicht mehr auf
ein einzelnes Leitszenario, sondern zeigt in drei sog. Basisszenarien (BSZ) unterschiedliche
Entwicklungspfade auf. BSZ A und B unterscheiden sich dabei im Ausbau der E-Mobilitat
(33% bzw. 66% bis 2050). Mit dem BSZ C wird daneben nur wenige Monate nach Verdoffent-
lichung des Energiekonzepts der Bundesregierung ein Szenario vorgelegt, das die dort
vereinbarte Laufzeitverlangerung der deutschen Kernkraftwerke bertcksichtigt. Da die Mo-
dellierungsarbeiten im Projekt bereits 2009 begannen, reflektieren die BSZ A und B noch die
seinerzeit geltende Rechtslage (Kernenergieausstieg); sie sind im Bericht deshalb deutlich
ausfuhrlicher dargestellt als BSZ C, fir dessen Berechnung nur wenige Wochen zur Verfi-
gung standen. Im weiteren Projektverlauf wird dieses Szenario Grundlage fur die weiteren
Analysen sein.

In allen drei Basisszenarien ist der Ausbau der EE in absoluten Zahlen jeweils etwa gleich
hoch. Ein erste Variante der Leitstudie war im Frihjahr/Sommer Grundlage des Nationalen
Aktionsplans zum EE-Ausbau bis 2020, den die Bundesregierung im Sommer 2010 der EU-
Kommission Ubermittelte. Der dort gemeldete Ausbaupfad findet sich in dem jetzt vorgeleg-
ten Bericht im Wesentlichen wieder, allerdings insbes. in den Bereichen ,Strom aus Biomas-
se" und ,PV* auf Grundlage aktueller Entwicklungen und Erkenntnisse etwas modifiziert.

Fur die Leitstudie 2010 haben die Projektpartner DLR Stuttgart und Fraunhofer-IWES Kassel
erstmals mittels geeigneter Modelle (REMix (DLR) und SIimEE (IWES)) eine vollstandige
dynamische und teilweise rdumlich aufgegliederte Simulation der Stromversorgung durchge-
fuhrt. AuBerdem wird der Untersuchungsraum fur diese Simulation auf ganz Europa (ein-
schlieBlich einiger nordafrikanischer Lander) ausgedehnt, um die Wechselwirkungen eines
nationalen Umbaus der Energieversorgung mit der Entwicklung in Nachbarregionen erfassen
zu konnen. Damit lassen sich die Erzeugungscharakteristiken der EE-Stromerzeugung
abbilden und Rlckschlisse auf die notwendigen MalRhahmen im ,konventionellen“ Teil der



Stromversorgung hinsichtlich Reservekapazitaten, Regelungs- und Speicheraufwand sowie
zum notwendigen supranationalen und nationalen Netzausbau ziehen. Auch die 6konomi-
schen Rickwirkungen infolge einer anderen Kraftwerksstruktur (langerfristig wenig bis keine
Grundlast; geringere Auslastung fossiler Kraftwerke u. a.) lassen sich damit praziser be-
stimmen. Diese vertiefte Analyse ist erforderlich, wenn die Wirkungen deutlich wachsender
EE-Anteile an der Energieversorgung angemessen beschrieben werden sollen. Sie ist insbe-
sondere unverzichtbar, um einen Ubergang zu einer ,100%-Versorgung* mit EE in Teilberei-
chen oder fir die gesamte Energieversorgung zu charakterisieren. Ergdnzt werden die
Arbeiten durch spezifische Analysen des IfnE Teltow zu den 6konomischen Wirkungen des
EEG.

Der vorliegende Bericht ist nach dem ,Leitszenario 2009“ [BMU 2009a] und dem Bericht Uber
die EEG-Wirkungen bis 2030 [BMU 2010a] der dritte Bericht im Rahmen des o. g. Vorha-
bens, das im Zeitraum 2009 bis 2011 bearbeitet wird.

Dr. Wolfram Krewitt, Leiter der Abteilung ,Systemanalyse und Technikbewertung“ des DLR
war der wesentliche Initiator und Leiter dieses Vorhabens. Er verstarb am 8. Oktober 2009
vollig unerwartet im Alter von nur 47 Jahren. Mit ihm haben wir einen grof3artigen Menschen,
einen liebenswerten Kollegen und einen weltweit anerkannten Wissenschaftler verloren. Die
Weiterfihrung der Arbeiten in diesem Vorhaben geschieht in seinem Sinne.

Joachim Nitsch, Thomas Pregger, Michael Sterner Dezember 2010



2 Rahmenbedingungen fur den weiteren Ausbau erneuer-
barer Energien

2.1 Politische Rahmenbedingungen und Zielsetzungen

Nach dem unbefriedigenden Ausgang der Verhandlungen bei der Klimakonferenz in Kopen-
hagen im Dezember 2009 hat der Prozess einer fortwahrenden Ausweitung und Verstarkung
von Klimaschutzbemihungen einen empfindlichen Rickschlag erlitten. Trotzdem bleibt
Klimaschutz die weltweit herausragende umweltpolitische Herausforderung flr die nachsten
Jahrzehnte; Art und Intensitat der globalen Klimapolitik werden also weiterhin einen grof3en
Einfluss auf die Entwicklung der internationalen Energiepolitik und die Energiemarkte haben.
Unterstellt man in absehbarer Zeit zumindest geringfugige weitere Fortschritte bei den not-
wendigen weltweiten Klimaschutzbemiihungen, so wird dies tendenziell zu einer Verteue-
rung kohlenstoffhaltiger Brennstoffe fiihren. Mit der Olkatastrophe im Golf von Mexiko ist
zudem zum wiederholten Male klar geworden, wie verletzlich und riskant unsere derzeitige
fossil basierte Energieversorgung ist. Es hat sich gezeigt, dass sich die enormen Risiken
dieser Art von Energienutzung voéllig unzulanglich in dem heutigen Preisgefiige fir Energie
wiederfinden und damit die Energiemérkte falsche Signale erhalten. Die Notwendigkeit, dies
zu korrigieren, wird ebenfalls eine kostensteigernde Wirkung haben. Auch das weiter anhal-
tende wirtschaftliche Wachstum vieler Schwellenlander und die knapper werdenden fossilen
Energieressourcen werden weitere stetige Preisanstiege bewirken.

Es ist vor diesem Hintergrund nicht verwunderlich, dass in praktisch allen energiepolitischen
Programmen Zielsetzungen sichtbar sind, welche die Abkehr von der heutigen fossil basier-
ten Energieversorgung in den ndchsten Jahrzehnten ermdglichen sollen. Diese generelle
Zielsetzung ist wenig umstritten. Tendenziell wird von einer Steigerung des Beitrags erneu-
erbarer Energien bei gleichzeitig verstarkten Bemuhungen fir eine effizientere Energienut-
zung ausgegangen. Weniger eindeutig sind die Vorstellungen lber den Beitrag der Kern-
energie und/oder von Techniken der Rickhaltung von CO,. Auch Uber die Intensitat des
Umsteuerns und die letztlich anzustrebende Struktur einer CO,-&rmeren bzw. CO,-neutralen
Energieversorgung gibt es vielféltige, haufig sich sogar widersprechende Vorstellungen. Dies
spiegelt sich auch in den klima- und energiepolitischen Programmen von Staaten und Staa-
tengruppen wider.

Konzentriert man sich auf die Klimapolitik der Europaischen Union, so ist als wichtigstes
Instrument das europdische Emissionshandelssystem (ETS) zu nennen. Bis 2020 sollen in
den betroffenen Sektoren die CO,-Emissionen um 21% gegeniber 2005 gesenkt werden. Ab
2013 werden die Emissionsrechte fur die Stromerzeuger vollstandig versteigert, fur die
betroffene Industrie wird der Anteil der zu versteigernden Emissionsrechte sukzessive bis
2020 auf 70% gesteigert. Auch der Flugverkehr wird ab 2012 einbezogen. Fiir die Zeit nach
2020 soll das ETS beibehalten und weiter ausgebaut werden. Langfristig soll das ETS in
einem weltweiten Emissionshandelssystem aufgehen. Auch Sektoren, die nicht dem ETS
angehoren, sollen ihre Emissionen bis 2020 EU-weit um 10% gegenuber 2005 senken,
wobei die Minderungen von Land zu Land unterschiedlich sind und fir einige Lander auch
noch Emissionssteigerungen moglich sind.

Im Zusammenhang mit den angestrebten Emissionsminderungen soll der Primarenergiever-
brauch (PEV) bis 2020 um 20% gegenuber einer Referenzentwicklung sinken, wobei vor
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allem die Effizienz im Verkehr, bei Geb&duden und bei Geraten gesteigert werden soll. Seit
2006 gibt es dazu eine EU-Richtlinie, die mittels nationaler Instrumente umgesetzt werden
soll. Dasselbe gilt fir den angestrebten EE-Anteil von 20% am Bruttoendenergieverbrauch
im europaischen Mittel bis 2020. Auch hier hangt es von der Qualitat nationaler Instrumente
ab, ob die angestrebten Anteile (fir Deutschland 18%) zeitgerecht erreicht werden.

Die deutsche Klimaschutz- und Energiepolitik bis 2020 ist derzeit im Wesentlichen im Inte-
grierten Energie- und Klimaprogramm (IEKP) formuliert [IEKP 2007]. Dessen Umsetzung
wurde auch in der Koalitionsvereinbarung der jetzigen Regierung vom Oktober 2009 bekraf-
tigt [CDU/CSU/FDP 2009]. Es enthélt neben einem Emissionsminderungsziel von 40% (fur
2020 gegeniber 1990, wenn das EU-weite Reduktionsziel 30% betragt), Unterziele fir den
Ausbau der EE im Strombereich von ,mindestens” 30%, im Warmebereich von 14% und
insgesamt, entsprechend dem EU-Ziel fur Deutschland, von 18%. Weiterhin wird eine Ver-
dopplung der Energieproduktivitat (als Verhéltnis des Bruttoinlandprodukts (BIP) zum Pri-
marenergieverbrauch (PEV)) gegentber 1990 angestrebt; bis 2016 soll der Einsparrichtwert
der EU von 9% Endenergie gegentber 2008 erreicht werden. Daneben gibt es noch Richt-
werte fur die zu erreichende Treibhausgasminderung mittels Biokraftstoffen im Verkehr von
7% und fur eine Verdopplung des Anteils von KWK-Strom auf ca. 25%. Im IEKP wurden
dazu 29 MalRnahmen beschlossen, von denen der grof3te Teil bereits rechtskraftig ist.

Im Koalitionsvertrag wird weiterhin das Reduktionsziel von ,mindestens 80%" fiir die Treib-
hausgasemissionen bis 2050 bekraftigt und damit begriindet, dass Deutschland seine Vorrei-
terrolle beim Klimaschutz beibehalten will. Das Ziel der Energiepolitik der gegenwartigen
Regierung ist es auch ,dass die erneuerbaren Energien den Hauptanteil an der Energiever-
sorgung Ubernehmen. Auf diesem Weg werden in einem dynamischen Energiemix die kon-
ventionellen Energietrager kontinuierlich durch alternative Energien ersetzt.* (CDU/CSU/FDP
2009; S. 27/132). Im Energiekonzept der Bundesregierung vom 28.9.2010 wurde dieses Ziel
erneut aufgegriffen und bekréaftigt, allerdings wurde auch ,die Kernenergie als Brickentech-
nologie auf dem Weg dorthin“ bezeichnet [E-Konzept 2010; S. 3/4]. Darlber hinaus wurden
im Energiekonzept klare Zielvorgaben fir die einzuschlagende Klimaschutzstrategie vorge-
ben. Fur 2050 wird fur die Minderung der Treibhausgasemissionen ein Zielkorridor von
minus 80% bis 95% genannt, fir den Anteil von EE am Bruttoendenergieverbrauch ein Wert
von 60% und fur den EE-Anteil am Bruttostromverbrauch von 80%. Parallel dazu sind auch
die Effizienzziele konkretisiert worden. Der Priméarenergieverbrauch soll bis 2050 gegeniber
2008 um 50% reduziert werden, der Stromverbrauch um 25%. Weiterhin soll die energeti-
sche Sanierungsrate von Gebauden von 1% auf 2% verdoppelt werden, der Endenergiever-
brauch im Verkehr soll um rund 40% gegenuliber 2005 zurtickgehen. Auch fir die Zeitpunkte
2020 und 2030 sind Zwischenziele formuliert worden, [E-Konzept 2010; S. 5]. Damit liegt von
Seiten der Bundesregierung ein relativ praziser Fahrplan fir den Umbau der Energieversor-
gung bis 2050 vor, der sich Uberwiegend auf die Saulen ,Steigende Energieeffizienz" und
JAusbau der Erneuerbaren Energien” stitzt. Ergdnzend kommen die Laufzeitverlangerung
(LZV) der Kernkraftwerke um durchschnittlich 12 Jahre und die Unterstiitzung und weitere
Forderung der CCS-Technik fur Kraftwerke und energieintensive Industrieanlagen hinzu.

Die Arbeiten in dieser Untersuchung, wie bereits diejenigen in den Vorgangerstudien, gehen
ebenfalls davon aus, dass das Ubergeordnete Klimaschutzziel und die daraus resultierenden
notwendigen Veranderungen der Energieversorgungsstrukturen durch weitere Verbesserung
der energiepolitischen Instrumente und Rahmenbedingungen schrittweise und zeitgerecht
erreicht wird. Deshalb zeigen die vorgestellten Szenarien in dieser Untersuchung Wege auf,
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wie die im Energiekonzept erlauterte Klimaschutzstrategie schrittweise umgesetzt werden
kann. Sie erweitern somit auch das Szenarienspektrum, welches fir das Energiekonzept
erstellt wurde [EWI 2010]. Als zielorientierte Szenarien zeigen sie auf, wie die bis 2050
angestrebte Treibhausgasreduktion erbracht werden kann und setzen dabei auf EE als
langerfristig wichtigste Energiequelle. Aus einer zeitgerechten Umsetzung des ,80%-Ziels"
lasst sich ableiten, wie unter Beachtung der wesentlichen strukturellen Randbedingungen
des Energieversorgungssystems in Wechselwirkung mit einer gesteigerten Energieeffizienz
der Ausbaupfad der EE in den einzelnen Sektoren gestaltet und wie dabei die bisherige
Energiestruktur verandert werden muss. Da der Zeitraum bis 2050 zu betrachten ist, ist es
notwendig, die vorhandenen strukturellen und technologischen Freiheitsgrade durch eine
ausreichende Anzahl unterschiedlicher Szenariovarianten abzubilden, da ein einzelnes
Szenario nicht fur sich in Anspruch nehmen kann, die eindeutig ,beste” Strategie fir eine 40-
jahrige Weiterentwicklung der Energieversorgung abbilden zu kénnen. Die hier ausgewéhl-
ten Szenarien werden in Abschnitt 2.3 erlautert

Wie bereits die friheren Leitszenarien gezeigt haben, lassen sich jedoch grundsatzlich
verschiedene Etappen des Umbaus der Energieversorgung definieren, die jeweils charakte-
ristische Merkmale und Zeitfenster besitzen. Im kommenden Jahrzehnt wird sich entschei-
den, ob das Fenster in eine nachhaltige Energieversorgung rechtzeitig getffnet werden kann
und der notwendige Umbau die erforderliche Dynamik erhalt. In diesem Zeitabschnitt wird
der Ausbauprozess fir die meisten technologischen Optionen zur Energiebereitstellung aus
EE noch einer Unterstitzung durch die Klima- und Energiepolitik mittels wirksamer Instru-
mente bedurfen. Bis dahin muss auch der Einstieg in eine erfolgreiche Effizienzstrategie
stattgefunden haben. Gelingt bis dahin die Etablierung selbsttragender und stabiler Inlands-
markte in einer grolReren Anzahl von Landern und der erfolgreiche Ausbau eines globalen
Markts fir EE, so kann nach 2020 ihr weiterer Ausbau Erfolg versprechend weitergefiihrt
werden. Dieser durfte dann bei der absehbaren Preisentwicklung fossiler Energien und bei
einer Intensivierung globaler Klimaschutzstrategien, die sich u. a. in angemessen hohen
CO,-Preisen niederschlagen muss, weitgehend ohne spezifische Forderinstrumente aus-
kommen. Die grof3e Aufgabe des darauf folgenden Jahrzehnts wird der sehr weitgehende
Um- und Ausbau der Infrastrukturen der Energieversorgung im Strom- und im Warmesektor
sein. Ohne eine rechtzeitige und umfassende Anpassung der Infrastrukturen an die physika-
lischen Gegebenheiten erneuerbarer Energiequellen werden deren grol3e Angebotspotenzia-
le nur unzulanglich oder zu aufwéndig genutzt werden kénnen.

Angesichts der Notwendigkeit, den Anstieg der globalen Treibhausgasemissionen bis 2020
umzukehren, ist ersichtlich, dass die Zeit drangt. Je spater ernsthafte Effizienzsteigerungen
einsetzen, je verhaltener der weitere Ausbau erneuerbarer Energien verlauft und je zogerli-
cher der notwendige Umbau der Energieinfrastrukturen angegangen wird, desto schwieriger
und aufwandiger wird im weiteren Verlauf das Erreichen der Klimaschutzziele.



2.2 Demografische, wirtschaftliche und strukturelle Annahmen

Die Hohe und die Struktur des Energieverbrauchs eines Landes werden gréf3tenteils durch
die Entwicklung der Bevolkerung, der Grof3e und Ausstattung der Wohnungen bzw. Haushal-
te, des Verkehrsaufkommens und der Ausstattung mit Fahrzeugen sowie letztlich durch die
Hohe des Bruttoinlandprodukts bestimmt. Dartiber hinaus spielt die Entwicklung der Ener-
giepreise eine wesentliche Rolle. Am Beispiel der Entwicklung des Bruttoinlandprodukts lasst
sich zeigen, dass die Vorgaben wesentlicher, den Energiebedarf bestimmender Grof3en
keineswegs eindeutig sind. Besonders stark von aktuellen Geschehnissen und kurzfristigen
Eindriicken gepragt ist das angenommene Wirtschaftswachstum einer Volkswirtschaft. So
wurde in nahezu allen Untersuchungen bis 2008 von einem weiteren stetigen Wirtschafts-
wachstum in Deutschland bis 2020 von (inflationsbereinigt) rund 1,5%/a ausgegangen
(Tabelle 2-1, oberer Teil und Referenzen dort). Zwischen 2020 und 2030 betrug es noch
1,3%/a und zwischen 2030 und 2050 verringerte es sich auf rund 1%/a. Das fuhrte zu einem
ca. 1,7-fachen Wirtschaftvolumen im Jahr 2050 gegentiber 2008 (in realen Preisen).

Der durch die Finanz- und Wirtschaftskrise des Jahres 2009 erfolgte Einbruch des globalen
Wirtschaftswachstums hat zu einer deutlich anderen Einschatzung gefiihrt, die auch langfris-
tig nachwirkt. Jetzt belaufen sich die mittelfristigen Wachstumserwartungen bis 2020, ge-
messen ab 2008, auf nur noch 0,6%/a (ab dem Tiefpunkt 2009 mit 2161 Mrd. €5000 auf
1,1%l/a, siehe Tabelle 2-1, unterer Teil). Auch zwischen 2020 und 2030 und zwischen 2030
und 2050 verlauft das Wachstum mit 0,8%/a bzw. 0,9%/a geringer als friher angenommen.
Mit rund 3100 Mrd. €5090 Soll jetzt im Jahr 2050 ,nur noch die 1,4-fache Wirtschaftsleistung
des Jahres 2008 erbracht werden, was mit einer absoluten Differenz von 500 bis
700 Mrd. €,000 €inen erheblichen Unterschied gegentber friheren Annahmen darstellt.

Tabelle 2-1: Annahmen zum Wachstum des deutschen Bruttoinlandprodukts in Energiestudi-
en der letzten Jahre bis 2030 bzw. bis 2050 (in Mrd. €5900)

2008 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Energiereport IV, 2005 2274 2390 2638 2990
Energiegipfel 2007 2274 2335 2540 2763
Politikszenarien IV; 2008 2274 2669 3029
Leitszenarien 2008 2274 2335 2540 2763 2960 3130 3420 3600
Palitikszenarien V; 2009 2274 2290 2779 3208
Energiezukunft 2050 (FfE), 2009 2274 2720 3150 4000
Energieprognose 2009 2274 2160 2394 2526 2660 2784
WWEF: "Modell Deutschland",2009 2274 2457 2598 2743 2981
Energiekonzept 2010 2274 2185 2327 2437 2533 2632 2868 3158
Basisszenarien 2010 2274 2185 2327 2437 2533 2632 2868 3158

Derartige Unterschiede kénnen betréchtlichen Einfluss auf die H6he des zukinftigen Ener-
gieverbrauchs haben. Geht man von einer unveranderten Wirkung der eingesetzten Instru-
mente aus, z. B. hinsichtlich der Steigerung der Energieproduktivitdt, so misste angesichts
der jungsten vorsichtigeren Prognosen der Wirtschaftsentwicklung der erwartete Energiever-
brauch bis 2050 deutlich geringer sein. Damit konnten die Emissionsreduktionen hoher
ausfallen, auch die EE-Anteile erreichen dann rechnerisch héhere Werte. Halt man jedoch



die zuvor festgelegten Emissions-Reduktionsziele fiir ausreichend, so kann man auch von
einer Verringerung der Instrumentenwirkung ausgehen und sich beispielsweise mit einer
geringeren Steigerung der Energieproduktivitat zufrieden geben. In der Praxis werden bei
der Szenarienerstellung in der Regel beide Vorgehensweisen gemischt auftreten, so dass
Unterschiede in den Ergebnissen der verschiedenen Studien (Tabelle 2-1) weniger stark
ausfallen. Mit 6konomischen Modellen errechnete Rickwirkungen einer bestimmten Art von
Energieversorgung auf das zukunftige Wirtschaftswachstum sind i. allg. deutlich geringer als
die in der Tabelle auftretenden Unterschiede in den Annahmen zum Wirtschaftswachstum.

Demografische und strukturelle Ausgangsgrof3en zeigen im Gegensatz zur Wirtschaftsent-
wicklung eine geringere Abhangigkeit von aktuellen Geschehnissen. Ihre Entwicklungsten-
denzen sind nur langerfristig (Demografie) bis mittelfristig (Strukturverdnderungen) veran-
derbar und unterscheiden sich daher in den einschlagigen Untersuchungen zumindest im
mittelfristigen Zeitraum weniger stark.

In diesem Vorhaben werden zu wirtschaftlichen und demografischen Rahmendaten keine
eigenen Untersuchungen angestellt. Um die Vergleichbarkeit mit aktuellen Uberlegungen zur
zuklnftigen Energieversorgung sicher zu stellen, werden hier die demografischen, ékonomi-
schen und strukturellen Eckdaten verwendet, die auch fir die Energieszenarien zum Ener-
giekonzept der Bundesregierung (Stand 13.4.2010) festgelegt wurden. Die wesentlichen flr
die Basisszenarien verwendeten Eckdaten sind in Tabelle 2-2 zusammengestellt:

Tabelle 2-2: Demografische, strukturelle und 6konomische Eckdaten des Basisszenarios
2010 sowie abgeleitete spezifische Werte

2005 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 | 2040 2050
Bevdlkerung (Mio) 82,5 82,1 818 81,6 80,9 80,5 799 79,1 75,5 73,8
Erwerbstétige (Mio) 38,8 40,3 40,2 39,0 393 38,6 375 36,2 34,3 32,8
Priv. Haushalte (Mio) 39,2 40,1 40,0 39,9 40,3 40,7 40,9 410 40,5 39,7
Wohnungen (Mio) 39,6 40,1 40,2 40,3 41,0 417 417 415 40,7 39,9
Wohnflache (Mio m?) 3350 3448 3460 3480 3570 3640 3700 3680 3650 3600
Beheizte Nutzflache (Mio n®) 1480 1510 1512 1518 1530 1540 1530 1520 1470 1430
BIP real (Mrd.EUR, 2000) 2125 2274 2161 2187 2327 2437 2533 2632 2868 3158
Anzahl PKW (Mio) 46,1 46,6 46,6 46,8 47,1 474 475 475 47,0 46,0
Personenverkehr (Mrd Pkm) 1084 1101 1090 1085 1100 1110 1107 1105 1058 1010
Gterverkehr (Mrd. tkm) *) 563 653 635 645 715 775 830 870 930 912
Spezifische Werte
Pers./Haushalt 2,10 2,05 2,05 2,05 2,01 1,98 1,95 1,93 1,86 1,86
Wohnfl/Kopf (m?) 40,61 4200 4230| 42,63 44,11 4523 46,28 4651 | 4838 4879
Wohnfl/Wohn. (m?) 8460 8599 8607 8627 8707 87,29 8373 8367| 8968 9023
PKW/Haushalt 118 116 117 1,17 1,17 1,16 1,16 1,16 1,16 1,16
Nutzfl./Beschéft. (m?) 38,14 3747 3761| 38,8 3893 3987 40,8 41,97| 4291 4364
BIP/Kopf (EUR, 2000) 25758 27698 26418 26788 28753 30285 31686 33266| 38012 42803
Pers. verkehr/Kopf (Pkm) 13139 13410 13325 13290 13592 13794 13848 13966| 14023 13689
Guterverkehr/Kopf. (tkm) 6824 7954 7763 7901 8835 9631 10383 1099 | 12326 12361
2005, 2008 und teilweise 2009 nach BMWI 2010; weitere Werte 2009 vorlaufige Angaben *) ohne Rohrleitungen
ab 2010 nach Annahmen zu den Szenarien zum Energiekonzept der Bundesregierung (Stand 13.4.2010)
Verkehrleistung Giterverkehr 2040 und 2050 eigene Annahmen

Basis 10/Eckdat; 15.9.10

Die Bevolkerung Deutschlands geht zwischen 2005 und 2030 um 4% und bis 2050 um 10%
zuriick, wahrend die den Energiebedarf bestimmenden GroRRen (wie die Personenverkehrs-



leistung, die Wohnflache und die Nutzflache im Sektor GHD) teilweise noch gering wachsen
oder anndhernd konstant bleiben. Sehr deutlich soll dagegen die Verkehrsleistung im Gliter-
verkehr wachsen. Selbst in der hier langfristig gegentber den Angaben fur die Szenarien des
Energiekonzepts abgemilderten Entwicklung (dort 1040 Mrd. tkm in 2050) steigt die spezifi-
sche Transportleistung von derzeit 7340 noch auf 12360 tkm/Kopf in 2050. Auch alle ande-
ren spezifischen GréRRen steigen noch, wenn auch weniger deutlich. Es wird klar, dass damit
an die Steigerung der Energieproduktivitat hohe Anforderungen gestellt werden mussen,
wenn es zu deutlichen absoluten Energieverbrauchssenkungen kommen soll.

2.3 Festlegung der zu untersuchenden Szenarienvarianten

Wahrend die friiheren Leitszenarien im Wesentlichen darauf zielten, ein in sich konsistentes
Mengengerust des EE-Ausbaus und der restlichen Energieversorgung darzustellen und
daraus die strukturellen und 6ékonomischen Wirkungen dieses Ausbaus abzuleiten und zu
diskutieren, erfolgt in diesem Vorhaben, beginnend mit den ,Basisszenarien 2010 eine
wesentlich intensivere Durchdringung der Struktur der zukinftigen Energieversorgung mit
dem Schwerpunkt auf der Stromversorgung. Dazu wird mittels geeigneter Berechnungsmo-
delle (REMix und SimEE) eine vollstédndige dynamische und teilweise raumlich aufgeglieder-
te Simulation der Stromversorgung durchgefiihrt. Damit lassen sich die Erzeugungscharakte-
ristiken der EE-Stromerzeugung abbilden und Rickschlusse auf die notwendigen Mal3nah-
men im ,konventionellen Teil der Stromversorgung hinsichtlich Reservekapazitaten, Rege-
lungs- und Speicheraufwand sowie zum notwendigen Netzausbau ziehen. Auch die 6kono-
mischen Ruckwirkungen infolge einer anderen Kraftwerksstruktur (langerfristig wenig bis
keine Grundlast; geringere Auslastung fossiler Kraftwerke u. a.) lassen sich damit praziser
bestimmen. Diese vertiefte Analyse ist notwendig, wenn die Erneuerbaren gro3e Anteile der
Energieversorgung decken sollen und sie ist unverzichtbar, wenn der Ubergang zu einer
»,100%-Versorgung" mit erneuerbarer Energie in Teilbereichen oder fur die gesamte Energie-
versorgung beschrieben werden soll.

In der vorliegenden Untersuchung werden, auf der Grundlage eines ,Basisszenario 2010“,
das eine Weiterentwicklung der bisherigen Leitszenarien (2006 bis 2009) darstellt, verschie-
dene Szenariovarianten erstellt. Dem Charakter von Szenarien entsprechend reicht es bei
Projektionen in eine langfristige Zukunft nicht aus, nur einen einzigen Entwicklungspfad
(,Leitszenario) abzubilden. Da in eine Szenarienkonstruktion zahlreiche ,wenn - dann“
Annahmen eingehen, die zu sehr unterschiedlichen Entwicklungen fuhren kdnnen, ist es
erforderlich, die grof3e Bandbreite technischer und struktureller Optionen, die in mehreren
Jahrzehnten fur eine sehr weitgehende bzw. auch vollstandige EE-Versorgung zur Verfi-
gung stehen werden, in entsprechenden Varianten zu bertcksichtigen. Zum einen kann die
Ausbreitung der Erneuerbaren und die Steigerung der Energieeffizienz — auch wenn ihr
Ausbau bzw. ihre Weiterentwicklung mit hoher energie- und klimapolitischer Prioritat erfolgen
soll — unterschiedlich rasch erfolgen. Dies wurde bereits mit den in der ,Leitstudie 2008
[BMU 2008a] erstellten Szenariovarianten E2 und E3 gezeigt. Zum andern sind weitere
energiepolitisch gesetzte Randbedingungen bei der Szenarienkonstruktion zu beachten.
Dazu gehort insbesondere die aktuell von der Bundesregierung beschlossene Laufzeitver-
langerung von Kernkraftwerken von durchschnittlich 12 Jahre, aber auch der von praktisch
allen politischen und vielen gesellschaftlichen Gruppierungen angestrebte deutliche Ausbau
von Elektro- bzw. Hybridfahrzeugen im Individualverkehr.



Vorrangig sollen die zielorientierten Basisszenarien 2010 die Ziele hinsichtlich einer Redukti-
on der Treibhausgasemissionen bis 2050 um mindestens 80% gegeniber 1990 bzw. eine
Reduktion der CO,-Emissionen um mindestens 85% erfullen. Auch das Zwischenziel flr
2020 einer Reduktion um 40% soll erreicht werden. Dieser Reduktionspfad fur Treibhaus-
gasemissionen wird mittels der Teilstrategien ,Deutliche Effizienzsteigerung” und ,kontinuier-
licher Ausbau der EE" unter Beachtung der weiteren Randbedingungen erreicht. In den
bisherigen Leitszenarien wurde stets von dem bis vor kurzem vereinbarten Zeitplan fur den
Ausstieg aus der Kernenergie ausgegangen. Einerseits der fortlaufenden Bearbeitung des
Vorhabens geschuldet und zum anderen auch um die aktuellen Basisszenarien mit diesen
friheren Szenarien vergleichen zu kdnnen, wurde dieser Ausstiegsfahrplan in den Varianten
dieser Leitstudie zunachst beibehalten. Kurzfristig hinzugefigt wurde jedoch eine
Szenariovariante mit der beschlossenen Laufzeitverlangerung von 12 Jahren, anhand derer
die Effekte der langeren Laufzeiten diskutiert werden kdnnen.

Insgesamt wurden fur diese Leitstudie die folgenden vier Szenarienvarianten erstellt, unter
der Annahme gleicher Anstrengungen zur Effizienzsteigerung (Abschnitt 2.4):

Basisszenario 2010 A: Es wird keine Laufzeitverlangerung der Kernenergie unterstellt, die
bisherigen Restlaufzeiten werden eingehalten. Der Anteil der Elektromobilitat an der Ver-
kehrsleistung des Individualverkehrs steigt bis 2050 auf 33%, der Ausbaupfad fiihrt von
1,2 Mio. Elektrofahrzeugen in 2020 tber 4,7 Mio. in 2030 bis zu 16 Mio. in 2050.

Basisszenario 2010 B: Keine Laufzeitverlangerung der Kernenergie. Elektromobilitat domi-
niert im Jahr 2050 den Individualverkehr. IThr Anteil an der Verkehrsleistung des Individual-
verkehrs steigt bis 2050 auf 66%, der Ausbaupfad fuhrt von 1,4 Mio. Elektrofahrzeugen in
2020 uber 7,4 Mio. in 2030 bis zu 30 Mio. in 2050. Der dadurch gegenuber dem Basisszena-
rio 2010 A hohere Strombedarf wird ausschlie3lich durch zuséatzlichen EE-Strom gedeckt.

Basisszenario 2010 C: Es wird eine gestaffelte Laufzeitverlangerung der Kernenergie
gemal dem am 5. September 2010 gefassten Beschluss der Bundesregierung von durch-
schnittlich 12 Jahren angenommen. Alle anderen Annahmen, insbesondere der gesamte EE-
Zubau und der Zubau von Elektrofahrzeugen entsprechen den Werten des Basisszenarios
2010 A. Dieses Szenario kann auch fir den Vergleich mit den fir das Energiekonzept erstell-
ten Szenarien Il A und Il B [EWI 2010] mit einer LZV von 12 Jahren herangezogen werden?.

In den obigen Szenarien erreicht der Anteil der EE an der Bruttostromerzeugung im Jahr
2020 rund 40% und im Jahr 2050 bereits 87%. Der Anteil der EE am gesamten Endenergie-
verbrauch liegt im Jahr 2050 zwischen 62 und 64%. Ein logischer néchster Schritt ist die
Darstellung einer vollstandig auf EE-Strom basierenden Stromversorgung im Jahr 2050.
Dieser Ausbau ist in jingerer Zeit bereits in mehreren Studien untersucht worden (z. B. [SRU
2010; UBA 2010a; PWC 2010]), teilweise unter Einsatz der hier verwendeten Modelle REMix
und SIMEE. Es ist deshalb naheliegend, die Darstellung und Analyse der Basisszenarien in
diesem Vorhaben durch derartige Szenarien zu erweitern.

Fir den vorliegenden Bericht wird ein Szenario einer 100%igen EE-Stromversorgung bis
2050 berechnet (Szenario B-100%-S/H2). Die Strombereitstellung erfolgt im Jahr 2050
vollstandig mit Erneuerbaren; EE-Strom wird somit zur wichtigsten ,Primarenergiequelle®.

e ZDadie Modellierungsarbeiten im Projekt bereits 2009 begannen, sind die BSZ A und B im Bericht ausfuhrli-
cher dargestellt als das BSZ C, fir dessen Berechnung bislang nur wenige Wochen zur Verflgung standen.
Im weiteren Projektverlauf wird dieses Szenario Grundlage fiir die weiteren Analysen sein.
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Die Speicherung und Nutzung groRer EE-(Uberschuss-) Strommengen erfolgt mittels Was-
serstoff. Das Szenario baut auf dem Basisszenario 2010 B auf und unterscheidet sich von
diesem erst nach 2030. Da bei der angestrebten 100%igen EE-Stromversorgung nach bishe-
riger Kenntnis gréRere Uberschiisse an EE-Strom auftreten werden, die nicht allein durch
herkbmmliche Speicher (Pumpspeicher, Druckluftspeicher), Lastmanagement und ,Smart
Grids" oder durch groRraumige Netze und internationalen Austausch von EE-Strom (Modell
REMix) ausgeglichen werden kénnen, wird die Uberfiihrung von EE-Strom in einen chemi-
schen Energietrager zusatzlich berticksichtigt. Dabei wird nicht nur der Stromsektor betrach-
tet, also ein vollstandiger Speicherzyklus Strom-Energietrager-Strom, sondern auch die
Nutzung im Verkehrssektor, der Einsatz in der Kraft-Warme-Kopplung mit Nutzung der
Abwarme und ggf. auch die Erzeugung von Hochtemperaturprozesswarme in der Industrie.

Als Optionen fur einen geeigneten chemischen Energietrdger kommen Wasserstoff und
Methan in Frage. Wahrend EE-Wasserstoff in nur einem Wandlungsschritt (Elektrolyse) aus
EE-Strom bereitstellbar ist, hat EE-Methan, obwohl bei seiner Bereitstellung aus Wasserstoff
und Kohlenstoff bzw. Kohlendioxid gréRere Wandlungsverluste auftreten, den Vorteil, die
vorhandene Gasinfrastruktur komplett nutzen zu koénnen. Fir den vorliegenden Bericht
konnte in der Szenarienberechnung aus Zeitgrinden nur die Option ,Wasserstoff* bertck-
sichtigt werden. Einen ersten Vergleich beider Optionen findet man jedoch bereits in Kapitel
4. In der nachsten Projektphase erfolgt eine vertiefte Gegentberstellung mittels vollstandiger
EE-Wasserstoff- bzw. EE-Methan-Szenarien.

Im weiteren Verlauf des Vorhabens (bis Ende 2011) werden dartber hinaus weitere Szenari-
en erstellt, die fir den Zeitraum nach 2050 den Weg in eine vollstdndig auf Erneuerbaren
basierende Energieversorgung aufzeigen. Da der EE-Anteil am gesamten Endenergiever-
brauch auch im 100%-Stromszenario im Jahr 2050 erst bei rund 70% liegen wird (Warme
~65%, Verkehr ~50%) bedarf es weiterer beachtlicher struktureller Anpassungen — und damit
weitere Ubergangszeiten — um EE-Strom, der als wesentliche ,Primarenergiequelle” infrage
kommt, in diese Sektoren einzubringen. Dies kann, als nachster logischer Schritt nach den
100%-Stromszenarien, mit den bis dahin gewonnenen Erfahrungen und neuen Erkenntnis-
sen in den Jahrzehnten nach 2050 systematisch angegangen werden.
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2.4 Annahmen zur Effizienzsteigerung und die wichtigsten Kenn-
grolRen der Basisszenarien 2010

Die Finanz- und Wirtschaftskrise des Jahres 2009 hat auch zu einer Verringerung des Ener-
gieverbrauchs geflihrt, der lber die Ublichen Schwankungen hinausfuhrt. Mit 13398 PJ/a
[AGEB 2010] lag der Primarenergieverbrauch um 6% unter dem Mittelwert der Jahre 2000
bis 2008 (Abbildung 2.1). Die Energieverbrauchsstrukturen haben sich dagegen nicht nen-
nenswert verschoben. Beriicksichtigt man, dass etwa 7% der eingesetzten Priméarenergie flr
nichtenergetische Zwecke eingesetzt wird, so kommen etwa 70% der flir energetische Zwe-
cke eingesetzten Primérenergie (12374 PJ/a in 2009) als Endenergie dem eigentlichen
Verbrauch zu Gute. Die Verluste entstehen mit rund 7% zum geringeren Teil bei der Bereit-
stellung fossiler Energietrager und von Strom (Raffinerien, Transport- und Verteilungsverlus-
te u. a.), den weitaus grofdten Teil stellen jedoch die Abwéarmeverluste bei der Erzeugung
von Strom aus thermischen Kraftwerken dar. Mit rund 2900 PJ/a (~23%) sind sie rein rech-
nerisch hoher als der gesamte Raumwarmebedarf. Im Vergleich dazu sind die rund 450 PJ/a
genutzte KWK-Warme verhaltnismafig gering. Hier liegen also durch die Ausweitung der
Kraft-Wéarme-Kopplung und durch den Ersatz von thermischen Kraftwerken durch erneuerba-
re Energien betréchtliche Einsparpotenziale fiir den Primarenergieeinsatz.
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Quelle: Auswertungstabellen der AGEB, Juli 2010 Basis 10/PEV2009; 5.8.10

Abbildung 2.1: End- und Priméarenergieverbrauch in Deutschland nach Sektoren 2000-2009

Der groRte Verbrauchssektor im Jahr 2009 ist mit 2542 PJ/a (Endenergie) der Verkehr,
gefolgt von den Haushalten (Abbildung 2.2) mit 2497 PJ/a. Der Industrieverbrauch liegt bei
derzeit 2264 PJ/a, mit deutlichem Abstand folgen Gewerbe, Handel und Dienstleistungen
(GHD) mit 1411 PJ/a. Nach Nutzungsarten dominiert die Raumwarme mit rund 2550 PJ/a,
gefolgt von Warmwasser und Prozesswarme mit zusammen 2300 PJ/a. Wéhrend zur War-
mebereitstellung praktisch alle Energietrager eingesetzt werden, darunter Strom mit einem
Anteil von 11% (150 TWh/a), wird ,mobile Kraft* (im Verkehr) fast ausschlief3lich mit dlbasier-
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ten Kraftstoffen erzeugt. Der Stromanteil betrdgt daran derzeit nur 2%. Umgekehrt wird
LStationare Kraft* und Licht (1310 PJ/a) fast ausschlieBlich mit Strom bereitgestellt. Nach
Energietragern deckt Mineraldl in Form von Kraftstoffen und Heiz6l 39%, Gase 26%, und
Strom 21% der Endenergie. Erneuerbare Energien (ohne Stromanteil) kommen auf 6%,
Fernwarme auf 5% und kohlebasierte Brennstoffe auf 3%.

Aus dem unterstellten volkswirtschaftlichen Aktivitatsniveau gemaf Tabelle 2-2 und der aus
Grunden des Klimaschutzes und der Ressourcenschonung angestrebten Reduktion des
Energieverbrauchs, z. B. entsprechend den Vorstellungen des IEKB, lassen sich die not-
wendigen Steigerungsraten der Energieproduktivitat ableiten. Im langjahrigen Mittel (1990-
2009) stieg die (Primar-)Energieproduktivitat um 1,8%/a, lag also leicht tber der mittleren
Wachstumsrate des BIP von 1,2%/a. In den Basisszenarien 2010 wird von einer Anhebung
der mittleren Steigerungsrate der (Primér-) Energieproduktivitat auf durchschnittlich 2,7%/a
zwischen 2009 und 2020 ausgegangen (Abbildung 2.3; bezogen auf die Endenergie liegt die
mittlere Wachstumsrate bis 2020 bei 2,1%/a). Im Gegensatz zu friheren Untersuchungen
(z. B. [BMU 2008a, b]) stellt das zwar wegen der geringeren volkswirtschaftlichen Wachs-
tumsdynamik eine gewisse Entlastung bzgl. der CO,-Emissionen dar, trotzdem verlangt die
um 50% erhohte Steigerungsrate eine deutliche Intensivierung von Effizienzbemihungen in
allen Sektoren. Auch nach 2020 durfen die Effizienzanstrengungen nicht nachlassen, damit
ein kontinuierlicher Rickgang des Primarenergieeinsatzes erreicht werden kann. Zwischen
2020 und 2030 sollte die (Priméar-) Energieproduktivitat weiter mit rund 2,5%/a wachsen.

Endenergie 2009 = 8 714 PJ/a

nach Nutzungsarten nach Verbrauchssektoren
15.0%

26.0%

29.2% 29.2%

29.2%
5.0%

16.2%

21.6% 28.7%

O Raumwarme E Warmwasser B Prozesswarme B Kraft, mobil B Kraft, stat.,Licht
B Industrie B GHD O Priv. Haushalte B Verkehr

Quelle:Auswertungstabellen der AGEB, Stand: Juli 2010; BDEW-Endenergieverbrauchsstruktur, 2008

Basis10/END2009; 5.8.10

Abbildung 2.2: Struktur des Endenergieverbrauchs 2009 nach Nutzungsarten und nach Ver-
brauchssektoren (nach [AGEB 2010])
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Abbildung 2.3: Verlauf von Bruttoinlandsprodukt (BIP real), Primarenergieverbrauch (PEV)
und Energieproduktivitat (BIP/PEV) seit 1990 (1990 =100) und Annahmen fur
die Basisszenarien 2010

Im Basisszenario 2010 A steigt die Energieproduktivitdt dadurch bis 2050 auf das 2,6-fache
des heutigen Wertes (Tabelle 2-3). Der resultierende Primarenergieverbrauch im Jahr 2050
liegt bei 7534 PJ/a und sinkt somit auf 56% des Wertes von 2009 (bzw. auf 53% des Wertes
von 2008). Die Reduktion setzt sich aus Effizienzgewinnen im Umwandlungssektor durch
dessen Umstrukturierung hin zu erneuerbaren Energien und durch Effizienzsteigerungen im
Endenergiebereich zusammen. Der Endenergieverbrauch sinkt daher auch geringer als der
Primérenergieverbrauch und betragt im Jahr 2050 mit 5484 PJ/a noch 63% des Wertes von
2009 (bzw. 60% des Wertes von 2008). Die in den einzelnen Sektoren unterstellten Annah-
men zur Effizienzsteigerung, die in den Szenarien zu diesen Ergebnissen fiihren, werden in
den jeweiligen Abschnitten erlautert.
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Tabelle 2-3: Die wichtigsten energetischen Kenngr63en des Basisszenarios 2010 A

Basisszenario 2010 A Die wichtigsten energetischen Kenngré3en

2005 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

(Energie+ind. Prozesse)

Primérenergie (PJ/a) 14347 14216  13398| 13304 12316 11266 10257 9492 8303 7534
Endenergie (PJ/a) 9239 9098 8714 8630 8208 7783 7329 6958 6228 5484
- davon Strom (PJ/a) 1864 1906 1793 1822 1789 1728 1692 1667 1670 1678

(Strom in TWh/a) 518 529 498 506 497 480 470 463 464 466

CO2-Emissionen (Mio t CO2/a) 822 797 739 729 645 585 491 394 243 152

Gesamte THG-Emissionen 1013 988 905 893 793 710 606 498 336 233
(einschl. LULUCF); Mio tCO2é&g/a

PEV/BIP (GJ/1000 EUR) 6,752 6,252 6200 6,083 5293 4,623 4,049 3606| 2895 2,386
END/BIP (GJ/1000 EUR) 4,348 4,001 4,032 3946 3527 3194 2893 2644 | 2172 1,737
STROM/BIP (GJ/1000 EUR) 0,877 0,838 0830 0833 0769 0709 0668 0633| 0582 0531
PEV/BIP (2008 = 100) 1080 1000 99,2 97,3 84,7 739 64,8 57,7 46,3 38,2
END/BIP (2008 = 100) 108,7 100,0 1008 98,6 88,2 798 72,3 66,1 54,3 43,4
STROM/BIP (2008 = 100) 104,7 100,0 99,0 99,4 91,7 84,6 79,7 75,6 69,5 63,4

CO2 (1990 = 100; 1000 Mio t/a) 82,2 79,7 73,9 72,9 64,5 58,5 49,1 394 24,3 15,2
THG (1990 = 100; 1211 Mio t/a) 83,6 81,6 74,7 73,7 65,5 58,6 50,0 41,1 21,7 19,2

PEV/Kopf (GJ/a) 1739 1732 1638| 1630 1522 1400 1283 1200| 1100 102,1
END/Kopf (GJ/a) 1120 1108 1065| 1057 1014 967 917 879| 825 743
STROM/Kopf (GJ/a) 226 232 219| 223 221 215 212 @ 211| 221 22,7
CO2/Kopf (t/a) 10,0 97 9,0 8,9 8,0 73 6,1 50 3,2 2,1
THG/Kopf (t/a) 123 120 11,1 109 9,8 8,8 7,6 6,3 45 32
BIP/PEV (EUR/GJ) 148 160 161 164 189 216 247 27171 345 419
BIP/END (EUR/GJ) 230 250 248 253 284 313 346  378] 461 576
BIP/STROM (EUR/GJ) 1140 1193  1205| 1200 1301 1410 1497 1579 1717 1882
BIP/PEV (2008 = 100) 926 1000 1008| 1028 1181 1352 1544 1733| 2159 262,0
BIP/END (2008 = 100) 920 1000  992| 101,4 1134 1253 1383 1513| 1842 230,4
BIP/STROM (2008 = 100) 956 1000 101,0| 1006 1090 1182 1255 1323| 1439 157,7

Basis 2010/Eckdat; 28.10.10

Weniger deutlich sinkt in den Basisszenarien der Stromverbrauch. Der in der Vergangenheit
stets gewachsene Bruttostromverbrauch zeigt ab dem Jahr 2006 Sattigungstendenzen bzw.
eine leichte Abnahme 2008 (der Einbruch 2009 ist der Weltwirtschaftskrise geschuldet).
Allen aktuelleren Szenarien gemeinsam ist die Tendenz zu einem abnehmenden Stromver-
brauch in der Zukunft (Abbildung 2.4). Im Energiereport 2005 [BMWi 2005] war angesichts
eines seinerzeit deutlich steigenden Stromverbrauchs noch von einem geringen Rickgang
bis 2030 ausgegangen worden. In den Szenarien zum Energiegipfel 2007 [Prognos 2007]
wurde die energiepolitische Zielsetzung abgebildet, den Stromverbrauch deutlich zu verrin-
gern. Dies fiuhrte zu einer unterstellten Abnahme bis 2020 um gut 10% gegeniber dem
damaligen Ausgangswert 2005. FUr die Szenarien zum Energiekonzept 2010 wurde diese
Zielsetzung beibehalten und bis 2050 fortgeschrieben, was zu einem absoluten Rickgang
des Stromverbrauchs von gut 25% gegentber 2008 fuhren wirde [EWI 2010]. Bei dem
unterstellten Wirtschaftswachstum, bei teilweise stark wachsenden Stromanwendungen
(z. B. Informationstechnologien) und bei zukinftig ,neuen* Stromverbrauchern verlangt dies
aul3erordentlich ehrgeizige Anstrengungen zur Mobilisierung der spezifischen Effizienzpo-
tenziale im Stromsektor. Es ist keineswegs sicher, dass die dazu im Energiekonzept 2010
der Bundesregierung ausgewiesenen MafRnahmen und Instrumente (u. a. Energieeffizienz-
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fonds) dafur ausreichen. Erleichtert wiirde das Erreichen solcher ehrgeiziger Zielsetzungen,
wenn zuklnftig von merklichen Strompreisanstiegen auszugehen ist. Dies ist aber in den
Energieszenarien zum Energiekonzept eher nicht der Fall.

In den Basisszenarien geht der Bruttostromverbrauch im Vergleich zum Wert des Jahres
2009 (583 TWh/a) bis 2030 um 6% zuriick (gegentber 2008 um 11%) und bleibt danach mit
rund 535 TWh/a im Wesentlichen konstant. Er liegt damit etwas unter der angenommenen
Entwicklung im Referenzszenario zum Energiekonzept. Das in den Basisszenarien unter-
stellte Wachstum ,neuer* Verbraucher wie Elektrofahrzeuge und Wéarmepumpen, aber auch
das generelle Wachstum der Stromnachfrage im Verkehr (wachsender Bahnverkehr, insbe-
sondere im Guterbereich) kompensieren in den Szenarien die weiteren Effizienzsteigerungen
bei anderen Anwendern (Kurve: Basis A ohne Strom fir Hy; vgl. auch Abschnitt 3.2).
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Abbildung 2.4: Bisheriger Bruttostromverbrauch und Annahmen zum zukiinftigen Verbrauch
in verschiedenen Untersuchungen

Im Jahr 2030 kommen in den Basisszenarien bereits 65% des Stroms aus den Erneuerba-
ren. Die verlustreiche Bereitstellung aus thermischen Kraftwerken hat also schon deutlich
abgenommen. Erst diese Tatsache erlaubt den ziigigen Ausbau der ,neuen“ Stromverbrau-
cher und die ErschlieBung neuer Anwendungsfelder fiir den Stromeinsatz, wie dies in den
Basisszenarien unterstellt ist. Als weiterer zusatzlicher ,Verbraucher” fiir EE-Strom kommt ab
2030 die Wasserelektrolyse zur Bereitstellung von Wasserstoff hinzu, die im Jahr 2050 zu
einer zusatzlichen Stromnachfrage von 100 TWh/a (Basisszenarien) fuhrt.

Die unterstellten Effizienzsteigerungen in allen Sektoren und im Umwandlungsbereich bewir-
ken bereits eine erhebliche Reduktion der CO,- bzw. der Treibhausgas(THG)-Emissionen.
Ausgehend von der generellen Zielsetzung einer mindestens 80%igen Minderung der THG-
Emissionen bis 2050 bzw. einer 85%igen Reduktion der CO,-Emissionen kann in den Basis-
szenarien daraus der notwendige Beitrag erneuerbarer Energien als zweite Saule eines
wirksamen Klimaschutzes ermittelt werden.
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2.5 Annahmen zu zukinftigen Energiepreispfaden

Die Basis zur Ermittlung der Kosten des EE-Ausbaus und der Energieversorgung insgesamt
sind die bereits in der Leitstudie 2008 [BMU 2008a] getroffenen Annahmen fir die zukinftige
Kostenentwicklung der EE-Techniken und die dortigen Preisszenarien fir die Entwicklung
der fossilen Energiepreise und der Preise von CO,-Zertifikaten. Sie sind nach wie vor aktuell
und werden deshalb weitgehend unverandert ibernommen. Lediglich flir den Zeitraum bis
2015 wurden fir den Preispfad A Anpassungen an das Ausgangsniveau des Jahres 2009
vorgenommen. Die hier verwendeten Preispfade A ,Deutlicher Anstieg” und B ,MaRiger
Anstieg” sind am Beispiel des Jahresmittelwerts des Rohdlpreises (in $,007/Barrel) in
(Abbildung 2.5) dargestellt.

Die Vergangenheitsentwicklung zeigt einerseits mehrere starke Preisspriinge beim Rohdl,
anderseits im Mittel jedoch eine stetig steigende Tendenz. Wahrend im Jahrzehnt 1990 bis
2000 ein Preis von 20 $/b als niedrig bezeichnet wurde, gilt heute ein Preis von 60 $/b be-
reits als auRerordentlich giinstig. Nach einem kurzfristigen Absinken des Olpreises auf unter
60 $,007/b (Jahresmittelwert) liegt der Wert derzeit (Mittelwert Jan. bis Juli 2010) bereits
wieder bei 80 $,00;/b. Die Annahmen fiir die zukinftige Olpreisentwicklung im World Energy
Outlook (WEOQO) 2009 [IEA 2009] stimmen sehr gut mit denjenigen des Preispfads A lberein.
Im WEO 2008 [IEA 2008] lagen sie, vor dem Hintergrund der Preisspitze in 2008, sogar noch
h6her.

Zum Vergleich sind des Weiteren die Preisannahmen zu den Szenarien fir das Energiekon-
zept der Bundesregierung und der im Marz 2010 erschienenen Energieprognose 2009 [EP
2010] fur das BMWi eingetragen. Wahrend erstere hinsichtlich der Olpreisentwicklung eben-
falls sehr gut mit dem hier verwendeten Pfad A Ubereinstimmen, geht die Energieprognose
2009 von einem auffallend niedrigen Olpreisanstieg aus. Nur die ,Hochpreisvariante® zeigt
nennenswerte Steigerungsraten. Hintergrund ist die Annahme der Energieprognose 2009,
dass auch mittelfristig keine Verknappung von Rohdl zu beflrchten seien, da ,die Peak-Oil-
Hypothese in die Kategorie statistischer Artefakte einzuordnen ist, die einer fundierten 6ko-
nomischen Theorie entbehren.” [EP 2010; S. 51). Fur die vorliegende Untersuchung wird
Pfad A als plausibelste Annahme der zukiinftigen Olpreisentwicklung betrachtet, der Pfad B
wird ebenfalls verwendet, um die Auswirkungen einer niedrigeren Olpreisentwicklung zu
berticksichtigen.
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Abbildung 2.5: Rohdlpreisentwicklung 1970 - 2010 (Jahresmittelwert, nominal und Geldwert
2007), sowie die Preispfade der Szenarien [BMU 2008a] und [BMU 2010a] im
Vergleich mit den Angaben der IEA [IEA 2008, 2009], Energieprognose 2009
[EP 2010] und der Szenarien zum Energiekonzept der Bundesregierung

Von Bedeutung fir das inlandische Preisniveau fossiler Energietrager sind die Grenziber-
gangspreise. Die resultierenden Werte sind fir die Basisszenarien 2010, fur die Energie-
prognose 2009 und fur das Energiekonzept in Tabelle 2-4 zusammengestellt. Zuséatzlich ist
dort auch Preispfad C dokumentiert, der in 2004, also zur Zeit eines sehr niedrigen Energie-
preisniveaus, fur die damalige Energieprognose des BMWi abgeleitet wurde [BMWi 2005])
und in [BMU 2008a] bernommen wurde.

Fiur die Hohe der Grenzilibergangspreise spielen sowohl die Entwicklung des zukiinftigen
Wechselkurses $/€ eine Rolle, als auch die Entwicklung des Rohdélpreises, von dem zudem
auch die Erdgas- und Kohlepreise abhangen. Bei den Preispfaden der Basisszenarien wird
von einer relativ engen Kopplung der Energietragerpreise untereinander ausgegangen, was
entsprechend den bisherigen Erfahrungen mit dem Olpreis als Leitpreis des Energiesektors
sinnvoll erscheint. Mit steigenden Olpreisen steigen damit auch die Erdgas- und Steinkohle-
preise merklich.

Der Preisentwicklung der drei Pfade werden drei weitere aktuelle Analysen zukinftiger
Preise fossiler Energien gegentbergestellt. In den Projektionen des Oko-Instituts [Matthes
2010a] sind die Kopplungen zwischen den einzelnen Energietragern weniger eng. Wahrend
der Preispfad fur Rohdl weitgehend dem Pfad A entspricht, steigt der Erdgaspreis etwas
schwacher, liegt aber noch leicht Uber dem Pfad B. Am zurlickhaltendsten wird der Preisan-
stieg bei Kohle eingeschatzt mit Werten zwischen den Preispfaden B und C der Basisszena-
rien.

Bei den Preisannahmen fir die Szenarien des Energiekonzepts der Bundesregierung [EWI
2010] fallt auf, dass die Spreizung wesentlich starker ist. Die Erdgas- und Steinkohlepreise
folgen kaum dem deutlichen Anstieg des Olpreises, der etwa dem des Pfads A entspricht.
Insbesondere der Preisanstieg bei Erdgas fallt sehr schwach aus. Das wird von den Auftrag-
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nehmern mit mittelfristig reichlich verfiigbarem Erdgas und Steinkohle begriindet. Damit
verbleiben, trotz relativ hoher Olpreisanstiege, die Erdgas- und Steinkohlepreise im Bereich
des Pfades C des Basisszenarios (,sehr niedrig®).

Als Extremfall niedriger Preisanstiege fur alle fossilen Energietradger kbnnen die Annahmen
der Energieprognose 2009 [EP 2010] eingeordnet werden, die bis 2030 das Niveau des
Jahres 2007 kaum Ubersteigen. Insbesondere liegen die Annahmen fir Erdgas und Stein-
kohle, den wesentlichen Quellen fur die fossile Stromerzeugung in Deutschland noch unter
den Annahmen des Pfads C. Sie liegen damit auch noch unter den Preisannahmen des
Energiekonzepts. Mit diesen Vorgaben ist — unabhangig von sonstigen Szenarioannahmen —
bereits eine wesentliche Grolie fur die zukunftige Strompreisentwicklung fossiler Kraftwerke
und damit auch fur die Beurteilung der Kosten des EE-Ausbaus vorgegeben.

Tabelle 2-4: Entwicklung der Grenzibergangspreise fir Rohdél, Erdgas und Steinkohle in
verschiedenen Energiepreispfaden, [in €5007/GJ]; Werte 2007 bis 2009 nach BMWi-
Angaben (Mai 2010)

Basisszenarien, Pfad A: , Deutlich®
real, €2007/GJ 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Rohol 9,3 11,4 7,4 8,7 10,9 13,2 14,7 16,3 19,2 21,8
Erdgas 55 7,3 5,7 6,7 8,7 10,7 12,2 13,8 16,6 19,2
Steinkohle 2,3 3,8 2,9 3,1 4,1 51 59 6,5 7,9 9,2
Basisszenarien, Pfad B: ,, MaRig“
Rohdl 9,3 11,4 7,4 8,4 9,6 10,7 12,0 13,0 14,6 15,7
Erdgas 55 7,3 5,7 6,5 7,6 8,5 9,5 10,3 11,6 12,4
Steinkohle 2,3 3,8 2,9 3,0 3,5 4,0 4,4 4,7 51 55
Basisszenarien, Pfad C: , Sehr niedrig”
Rohdl 9,3 11,4 7,4 7,5 7,8 8,2 8,7 9,1 9,9 10,4
Erdgas 55 7,3 5,7 6,0 6,3 6,5 6,9 7,3 7,9 8,3
Steinkohle 2,3 3,8 2,9 3,0 3,1 3,3 3,5 3,7 3,9 4,2
Projektionen des Oko-Instituts [Matthes 2010]
real, €2007/GJ 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Rohdol 11,4 11,5 13,2 15,0 17,3 19,3
Erdgas 7,3 8,1 9,4 10,6 12,2 13,6
Steinkohle 3,8 3,1 3,5 3,9 4,3 4,8
Szenarien zum Energiekonzept [EWI 2010]
real, €2007/GJ 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Rohol 9,3 11,4 7,4 10,4 11,3 12,7 14,2 15,5 18,4 21,7
Erdgas 55 7,3 5,7 6,6 6,5 6,3 6,7 7,1 8,3 8,6
Steinkohle 2,3 3,8 29 2,4 2,3 2,6 2,7 2,8 3,1 3,7
Energieprognose 2009 [EP 2010]; Referenz
real, €2007/GJ 2007 2008 2009 | 2010- | 2015- | 2020- | 2025- | 2030

2014 | 2019 2024 | 2029
Rohol 9,3 11,4 7,4 7,4 8,1 8,6 8,9 9,1
Erdgas 55 7,3 5,7 4,7 53 5,6 5,6 5,8
Steinkohle 2,3 3,8 2,9 2,1 2,2 2,4 2,4 25

Weiterhin sind Annahmen zur Entwicklung der Preise von CO,-Zertifikaten von Bedeutung.
Die jeweiligen CO,-Preise fir die Leitszenarien lauten fur den Preispfad A (Preispfad B und
C in Klammern) fir 2010: 25 €,007/t CO, (21; 16), fur 2020: 40 (31; 21), fur 2030: 52 (36; 24),
fur 2040: 62 (42; 27) und fur 2050: 73 (47; 29). Wahrend im Preispfad C im gesamten Zeit-
raum von sehr niedrigen CO,-Preisen ausgegangen wird, ndhern sich die CO,-Preise des
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Preispfads A bis 2050 den Werten, die in verschiedenen Untersuchungen als ,externe” (d. h.
bisher nicht oder nur unzureichend in betriebswirtschaftliche Kostenrechnungen eingehen-
den) Kosten der Energieversorgung ermittelt wurden. Der weitaus grof3te Anteil dieser exter-
nen Kosten resultiert aus den zukinftigen Schadenskosten eines ungebremsten Klimawan-
dels (z. B. ~70 €/t CO; in [Krewitt/Schlomann 2006]; 85 €/t CO, in [Stern 2007], vgl. auch
[NEEDS 2009a]).

Die Annahmen zu den CO,-Preisen in den Szenarien zum Energiekonzept 2010 bewegen
sich zwischen 13 €/t (2010) und 50 €/t im Jahr 2050 fir das Referenzszenario und 75 €/t in
2050 fur die Zielszenarien, entsprechen also etwa den Verlaufen der Pfade A und B der
Leitszenarien. In der Energieprognose 2009 [EP 2010] wurden die CO,-Preise modellintern
ermittelt. Sie steigen kurzfristig (bis 2015) auf rund 40 €,0,7/t, um danach bis 2030 wieder auf
niedrige Werte um 28 €/t abzusinken. Erst nach 2030 sollen die CO,-Preise wieder steigen
und zwar auf 53 €/t in 2040 und 88 €/t in 2050. Erst dann wéren also die geschatzten Kosten
des Klimawandels [Krewitt/Schlomann 2006; NEEDS 2009a] vollstéandig internalisiert.

Werden die CO,-Preise auf den Brennstoffpreis aufgeschlagen, so zeigt sich, dass die
Preisanstiege bei Erdgas Uberwiegend durch den Brennstoff selbst verursacht sind, wahrend
sie bei Steinkohle zum Gberwiegenden Teil und bei Braunkohle fast ausschlief3lich durch den
Preis fur CO,-Zertifikate bestimmt werden®. Daraus wird klar, dass ein unter Klimaschutzge-
sichtspunkten fairer Wettbewerb fossiler und erneuerbarer Energietechnologien wesentlich
von der Wirksamkeit des zukinftigen Handels mit CO,-Zertifikaten abhéngt. Wird eine Kons-
tellation niedriger fossiler Energiepreise und geringer CO,-Preise, wie sie die Energieprog-
nose 2009 unterstellt, vorgegeben, ist die zukinftige scheinbare Kostengiinstigkeit der fossi-
len Energieversorgung praktisch ,vorprogrammiert.” Dies lasst sich am Beispiel der Diffe-
renzkosten des EE-Ausbaus sehr gut veranschaulichen (siehe dort).

Die Entwicklung der Brennstoffpreise frei Kraftwerke ergibt sich aus obigen Preispfaden der
Grenziubergangspreise (Abbildung 2.6). Die Pfade A und B bilden einen Korridor stetig stei-
gender Brennstoffpreise, der in 2050 von einem etwa 1,7-fachen (Pfad B) bis knapp 3-fachen
(Pfad A) realen Anstieg gegentiber 2009 ausgeht. Der Korridor schreibt den Anstiegstrend
fort, der sich seit etwa 2000 trotz aller Preisschwankungen abzeichnet. Damit erhéhen sich
die Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke entsprechend. Nach wie vor gehen die
Autoren davon aus, dass dieser Korridor reprasentativ fur die zuklnftig zu erwartende Preis-
entwicklung fossiler Energien ist. Die Analysen des Oko-Instituts bewegen sich in diesem
Korridor im mittleren (Erdgas) bis unteren Bereich (Kohle).

AuRerst zurlickhaltend bewegen sich dagegen die Brennstoffpreise fiir Kraftwerke in den
Szenarien zum Energiekonzept der Bundesregierung. Bis 2030 ist kaum ein Anstieg festzu-
stellen, erst danach steigen die Werte leicht. Daraus resultieren auch etwa konstante Strom-
gestehungskosten fossiler Kraftwerke, die lediglich Gber die Kosten der CO,-Emissionsrechte
einen gewissen Preisanstieg erfahren. Mit der Festlegung nur einer — zudem sehr gering
steigenden — Energiepreisentwicklung werden so Relationen der Kosten von Energie aus
fossilen Energietragern zu den Kosten erneuerbarer Energien und zu den Kosten einer
weiteren Effizienzsteigerung festgelegt, die in dieser Gewissheit so nicht gegeben sind. Das
ist fir eine energiepolitisch wichtige Untersuchung eine problematische Ausgangsbasis.

% Ein CO,-Preis von 30 €/t verteuert Erdgas um 1,69 €/GJ, Ol um 2,23 €/GJ, Steinkohle um 2,76 €/GJ und Braun-
kohle um 3,34 €/GJ.
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Abbildung 2.6: Brennstoffpreise frei Kraftwerk fur die Pfade A und B der Basisszenarien im
Vergleich zu Angaben des Oko-Instituts [Matthes 2010a] und den Annahmen
der Szenarien zum Energiekonzept der Bundesregierung [EWI 2010]

2.6 Technisch-6konomische Charakterisierung zukinftiger Ener-
gietechniken

Die folgenden Abschnitte geben einen Uberblick tiber den technisch-6konomischen Stand
und die erwartete Entwicklung der Techniken zur erneuerbaren und fossilen Strom- und
Warmeerzeugung sowie zum Speichern von Strom. Fir die Berechnung der Kosten und des
Priméarenergieverbrauchs der Strom- und Wéarmeerzeugung in der Zukunft wurden fur die
einzelnen Techniken zunachst Referenzanlagen definiert, welche die enorme Bandbreite
moglicher Anlagenkonfigurationen zusammenfassen. Fur diese Referenzanlagen wurden
technisch-6konomische Entwicklungspfade bis zum Jahr 2050 erarbeitet und fir die nachfol-
genden Arbeiten festgelegt. Damit liegen detaillierte Eingangsdaten sowohl fur den Zubau an
installierter Kapazitat in den Szenarien als auch fur die vertieften Analysen mit den Modellen
REMix und SimEE (s. Kapitel 5) vor. Fur die Leitstudie 2010 konnten die detaillierten Daten
aufgrund der fortlaufenden Bearbeitung nur zum Teil einflieBen, fir die Leitstudie 2011
werden die Szenarien und Analysen sowohl fir die Strom- als auch die Warmeerzeugung
vollstdndig auf den Daten fir die Referenzanlagen beruhen. Die technischen und ékonomi-
schen Daten wurden aus unterschiedlichen Informationsquellen zusammengestellt und die
resultierenden Datenblatter einem externen Review unterzogen. Hierzu wurden die Daten
den folgenden Instituten/Organisationen verfigbar gemacht und deren Kommentare im
weiteren Verlauf berlicksichtigt:
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e Forschungsnehmer des BMU-Projekts zur ,Vorbereitung und Begleitung bei der Erstel-
lung eines Erfahrungsberichtes gemaR § 65 EEG" (insbesondere ZSW Stuttgart, Wup-
pertal Institut, IZES Saarbricken, Ecofys Berlin, Fraunhofer ISI Karlsruhe)

e Forschungsnehmer der Spartenvorhaben zum EEG-Erfahrungsbericht;: DBFZ Leipzig
(Biomasse), IE Leipzig (PV), Wirtschaftsforum Geothermie, Deutsche Windguard, Ing.-
Buro Floecksmihle (Wasserkraft)

e Europaische Akademie, Projektgruppe ,Energiespeicher und Virtuelle Kraftwerke fur die
Integration erneuerbarer Energien in die Stromversorgung“: insbesondere ISEA RWTH
Aachen (Prof. U. Sauer), ESW TU Dortmund (Prof. C. Rehtanz), EWI Kd&ln (Dr. D. Lin-
denberger)

o Weitere Institute/Organisationen: Fraunhofer ISE Freiburg (PV), DEWI Wilhelmshaven
(Wind), ITW Universitat Stuttgart (Solarkollektoren), Bundesverband Warmepumpe

Die im Folgenden dargestellten Datentabellen beziehen sich auf Neuanlagen. Detaillierte
Tabellen finden sich fir jede Technik im separaten Teilbericht ,Datenanhang”. Fir die Kos-
tenberechnungen wurde generell eine jahrliche Zinsrate von 6 % angenommen. Die Kosten-
angaben stellen reale Kosten dar, bezogen auf das Jahr 2009.

2.6.1 Techniken zur erneuerbaren Stromerzeugung

Die technischen und 6konomischen Daten fir die erneuerbare Stromerzeugung wurden vor
allem auf Grundlage der folgenden Datenquellen erstellt:

e Frihere Arbeiten zur Ableitung von Lernkurven und Entwicklungspfaden aus einer Viel-
zahl von Literaturquellen im Rahmen des BMU-Forschungsvorhabens ,Okologisch opti-
mierter Ausbau der Nutzung erneuerbarer Energien in Deutschland” [BMU 2004], fortge-
fuhrt in den Leitstudien fir das BMU

e Ergebnisse des integrierten EU-Projekts NEEDS (New Energy Externalities Development
for Sustainability) im Stream ,Innovative Technologies® (RS 1a) [NEEDS 2009b]

e Globale Szenarien der Entwicklung spezifischer Kosten von Energietechniken der Inter-
nationalen Energieagentur (IEA) Paris [IEA 2009] und [IEA 2010]

e EU27-Szenarien der Entwicklung spezifischer Kosten von Energietechniken vom Europa-
ischen Dachverband fur Erneuerbare Energien (EREC) Brissel [EREC 2010]

Die im Folgenden kurz skizzierte Entwicklung der Markte und Kostensenkungspotenziale fir
erneuerbare Techniken basiert auf [BMU 2009b] und [BMU 2010b]. Tabelle 2-5 stellt zu-
sammenfassend die Entwicklungspfade fiir die wichtigsten Parameter dar.

Fotovoltaik: Der Fotovoltaikmarkt hat sich in den letzten zwei Jahrzehnten sehr dynamisch
entwickelt. Dabei lag die Lernrate “relativ konstant bei etwa 0,8 und die Kosten konnten
kontinuierlich signifikant gesenkt werden. Die in Deutschland insgesamt installierte Leistung
stieg von 1 MW im Jahr 1990 auf 76 MW im Jahr 2000 und bis auf 9800 MW im Jahr 2009.
Zuletzt wurden im Jahr 2009 rund 3800 MW installiert, fiir das Jahr 2010 werden es deutlich

* Die Lernrate L beschreibt die relative Verringerung der Stiuckkosten bei der Verdoppelung der kumulierten
Produktionsmenge. Wenn z. B. bei einer kumulierten Produktionsmenge von n Einheiten eine Einheit X € kos-
tet, dann wird bei einer kumulierten Menge von 2n eine Stiickpreis von (1-L) * X € erwartet.
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Uber 8000 MW Leistungszuwachs sein. Der Markt wird heute Uberwiegend von monokristal-
linen (WG 14-18%) und polykristallinen Siliziumzellen (WG 13-16%) sowie Diinnschichtzel-
len mit geringerer Langzeitstabilitat aus amorphem Silizium (WG 8%) dominiert. Zukulnftige
Dinnschichttechniken aus Gallium-Arsenid (GaAs), Germanium (Ge), Cadmium-Tellurid
(CdTe) und Kupfer-Indium-Diselenid (CIS), neue Produktionstechniken mit weniger Material-
einsatz und -verlusten, sowie weitere Steigerungen der Produktionsvolumina der auf Silizium
basierten Solarzellen lassen weitere signifikante Modul-Kostenreduktionen in der Zukunft
erwarten.

Windkraft Onshore: Der Markt fur Onshore-Windanlagen hat sich in den letzten zwei Jahr-
zehnten ebenfalls sehr stark entwickelt. Die in Deutschland insgesamt installierte Leistung
stieg von 55 MW im Jahr 1990 auf rund 6100 MW im Jahr 2000 und auf 25700 MW im Jahr
2009. Zuletzt wurden im Jahr 2009 rund 1800 MW installiert, der maximale Zubau betrug im
Jahr 2002 Uber 3.200 MW. Moderne Windenergieanlagen haben aufgrund der Nutzung des
Auftriebsprinzips Wirkungsgrade von bis zu 50%. Die Erzeugungskosten von Windstrom
liegen heute je nach Standort bei 5 bis 12 ct/kWh. Die technische Entwicklung der Wind-
energieanlagen hat sich in den letzten 20 Jahren vor allem auf die Konstruktion immer gro-
Berer Anlagen konzentriert (Durchschnitt Neuanlage 1987 < 50 kW, im Jahr 2008 etwa
1,9 MW), um so die Standorte mdglichst optimal ausnutzen zu kdnnen und die Stromgeste-
hungskosten zu senken. Heute haben die grof3ten Anlagen eine Nennleistung von 6 MW.

Windkraft Offshore: Der Markt fur Offshore-Windanlagen steht noch ganz am Anfang. Im
Jahr 2009 wurden in Deutschland mit dem Windpark Alpha Ventus die ersten 12 Windanla-
gen mit jeweils 5 MW Nennleistung auf See installiert und an das Netz angeschlossen. In
ganz Europa wurden bis Ende 2009 insgesamt 830 Offshore-Windanlagen installiert, womit
eine Leistung von 2063 MW erreicht wurde [GWEC 2010]. Wegen der bislang geringen
Erfahrungen im Offshore-Bereich kann man dort von einem hdheren Kostensenkungspoten-
zial ausgehen als bei Onshore-Anlagen, es wird von einer Lernrate von etwa 0,9 in den
nachsten Jahren ausgegangen. Die durchschnittliche Wassertiefe der Neuanlagen im Jahr
2009 lag in ganz Europa bei etwa 11 m, die Wassertiefe der im Bau befindlichen Anlagen
liegt bereits bei Tiefen von im Mittel 27 m. Die mittlere Entfernung vom Ufer betrug bei den
Neuanlagen im Jahr 2009 etwa 13 km, bei den im Bau befindlichen Anlagen liegt die mittlere
Entfernung bereits bei Uber 28 km [GWEC 2010]. Wegen des im Vergleich zum Festland
starkeren und gleichmafigeren Windangebots kdnnen offshore pro Einheit installierter Leis-
tung bis zu 40 % hohere Stromertrage erzielt werden als onshore. Allerdings entstehen auch
deutlich hohere Kosten fir die Installationen auf See. Bislang wurden Anlagen mit einer
Leistung von bis zu 5 MW auf See installiert, langfristig sind weitaus gréf3ere Anlagenleistun-
gen von bis Uber 15 MW und hohere Rotordurchmesser und Nabenhdhen denkbar, was
neben mdglichen Kostensenkungen bei der ErschlieBung, Griindung, Installation und Netz-
anbindung noch deutlich niedrigere Gestehungskosten erwarten I&sst.

Wasserkraft: In Deutschland sind heute etwa 7700 Wasserkraftanlagen in Betrieb, die einen
Anteil von 3,5% an der gesamten Stromerzeugung liefern. Die installierte Leistung ist von
4403 MW im Jahr 1990 auf 4760 MW im Jahr 2009 gestiegen. Die Stromgestehungskosten
liegen bei grof3en Anlagen bei 3 bis 10 ct/kWh und bei Kleinwasserkraftwerken bei 10 bis
25 ct/kWh. Die Wasserkraft hat ihr Potenzial bereits weitgehend ausgeschopft. Durch umfas-
sende ModernisierungsmalRnahmen und ausgewdahlte Neubauten vor allem im Leistungsbe-
reich < 10 MW wird geschatzt, dass die Strommenge aus Wasserkraft noch um rund 15%
gesteigert werden kann. Bei der Speicherwasserkraft wird davon ausgegangen, dass keine
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bedeutenden Neuanlagen in Deutschland realisierbar sind. Fir die Zukunft wird angenom-
men, dass die Kosten fir Modernisierungen wie fir Neuanlagen tendenziell steigen werden,
da zur weiteren Erhéhung des Potenzials in der Regel die mit zunehmend héheren Kosten
erschlieRbaren und modernisierbaren Standorte in Betracht kommen.

Solarthermisches Kraftwerk (CSP): Vor 25 Jahren wurden bereits die ersten kommerziel-
len CSP-Anlagen errichtet und seit dem erfolgreich betrieben. Aber erst vor wenigen Jahren
erfuhr die Technik einen neuen Aufschwung und werden zahlreiche neue Anlagen geplant
und gebaut. Bis Ende 2009 waren weltweit (USA, Spanien) etwa 600 MW Leistung installiert,
bis Ende 2010 sollen bereits Giber 1000 MW und bei Realisierung aller geplanten Projekte bis
2015 bereits 11000 MW installiert sein [AT Kearney 2010]. Als Referenztechnologie werden
heutige Parabolrinnenkraftwerke mit einer mdglichen Leistung bis etwa 250 MW und einem
Nutzungsgrad von insgesamt 4,5% (erzeugter Strom im Verhaltnis zur Sonneneinstrahlung
auf die bendétigte Gesamtflache des Kraftwerks) angenommen. Hierbei ist ein konventioneller
Dampfturbinenprozess mit Trockenkiihlung vorausgesetzt. Die Anlagen kénnen an Standor-
ten mit einer Direktnormalstrahlung (DNI) tber 2000 kwWh/(m2a) wirtschaftlich betrieben
werden. In Europa liegen solche Standorte mit sehr begrenztem Flachenpotenzial vor allem
in Std-Spanien, die grélten fur Europa Uber Stromimport nutzbaren Potenziale liegen in
Nord-Afrika und im Mittleren Osten. Die Installation eines Hochtemperatur-Warmespeichers
ermoglicht eine hohere Auslastung der Kraftwerke bis hin zum Grundlastbetrieb. Heute
liegen die Stromgestehungskosten bei 15 bis 22 ct/kWh, zukiinftig kdnnen sie deutlich unter
10 ct/kwh fallen. Signifikante Kostensenkungen werden beim Solarkollektorfeld und den
Warmespeichern erwartet.

Geothermie: Auch die geothermische Stromerzeugung steht noch ganz am Anfang. Bis
Ende 2009 wurden in Deutschland 6,6 MW Leistung installiert, grof3tenteils in den Jahren
2007 und 2008. Dementsprechend kdénnen auf der technischen Seite noch sehr groRe Kos-
tensenkungen erwartet werden. Allerdings entstehen die Kosten der Tiefengeothermie zu
einem grofRen Anteil durch die Bohrungen, bei denen die Kosten nicht oder nur gering ge-
senkt werden konnen. In Deutschland liegt das bisher gefundene Temperaturmaximum bei
170 °C in 4,5 km Tiefe. Zur Stromerzeugung bei niedrigen Temperaturen werden sogenann-
te ORC-Turbinen (Organic Rankine Cycle) eingesetzt. Der elektrische Wirkungsgrad einer
solchen Anlage hangt von der Temperatur der nutzbaren Gesteinmassen ab. Bei zuneh-
mender Temperatur von 90 °C bis 260 °C nimmt der Wirkungsgrad von 10% auf bis zu 14%
Zu, dabei steigt die elektrische Leistung bezogen auf das nutzbare Gesteinsvolumen von 14
auf 113 kW/km? stark an. Die Nutzung der Restwarme aus der Stromerzeugung kann meist
nur Uber ein Nahwarmenetz erfolgen. Eine zunehmende Verbreitung von Nahwérmenetzen
ist deshalb aus Kostengriinden eine wesentliche Voraussetzung fur die technische Erschlie-
Bung des Potenzials der Geothermie.

Biomasse: Zur Stromerzeugung aus Biomasse (ohne biogener Anteil des Abfalls) waren
1990 etwa 85 MW installiert, im Jahr 2000 knapp 580 MW und im Jahr 2009 rund 4500 MW.
Waldholz (aus Restholz aus Walddurchforstungen und schnell wachsende Hoélzer aus
Kurzumtriebsplantagen) sowie Altholz sind die wichtigsten Brennstoffe flur Biomassekraft-
werke, die Leistungen bis etwa 20 MW haben kénnen. In den heutigen Anlagen wird die
Biomasse in der Regel verbrannt und damit eine Dampfturbine betrieben. Zukinftig sind fur
kleinere Anlagen insbesondere unter 1 MW auch andere Konzepte wie der Einsatz eines
Stirlingmotors oder der ORC-Technik mdglich, um auch bei dieser Leistungsklasse einen
befriedigenden elektrischen Wirkungsgrad zu erreichen. Fur Anlagen im MW-
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Leistungsbereich verspricht die Vergasung von Biomasse und die Nutzung in Blockheiz-
kraftwerken (BHKW), Gasturbinen oder Gas- und Dampfturbinenanlagen (GuD) eine Ver-
stromung mit hoheren elektrischen Wirkungsgraden. Als Biogasanlagen mit Kraft-Warme-
Kopplung kommen kleinere dezentrale Anlagen insbesondere zur Versorgung von Nahwar-
menetzen in Frage. Blockheizkraftwerke (BHKW) gibt es in unterschiedlichen Leistungsklas-
sen von wenigen kW Leistung mit einem elektrischen Nutzungsgrad von etwa 25% bis zu
Anlagen im MW-Bereich mit bis zu 40% Nutzungsgrad. Als Referenztechnologie wurden
stromgefuhrte Anlagen mit einer elektrischen Leistung von 150 kW bis zu 5 MW angenom-
men. Pflanzendle werden vorwiegend in Blockheizkraftwerken (BHKW) verwendet, es gibt
Anlagen in vielen Leistungsbereichen, von kleinen Anlagen im Haushaltbereich mit wenigen
kW, bis Anlagen im MW-Bereich. Als Kraftstoff wird vor allem Rapsol oder auch Palmal
eingesetzt. Der elektrische Nutzungsgrad von Pflanzendl-BHKW liegt im Bereich der Biogas-
BHKW. Die Verstromung der Biomasse in Kraft-Warme-Kopplungsanlagen erhoht die Effizi-
enz erheblich, es kénnen dadurch Gesamtnutzungsgrade von Uber 90% erreicht werden.
Grol3e Potenziale zur Kostensenkung werden vor allem bei neueren Techniken wie ORC und
Biomassevergasung gesehen.

Tabelle 2-5:  Entwicklung technisch-6konomischer Kenngréf3en fur erneuerbare Stromerzeu-
gung (Mittelwerte fir Neuanlagen, detaillierte Angaben im Datenanhang)

PV 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
Performance Ratio % 0,810 0,810 0,815 0819 0,828 0,837 0,847
spezifischer Ertrag kWh/kWp,a 909 908 912 916 925 935 946
Kosten (Abschreibungsdauer 20 Jahre)

spezifische Investition €/kW, 3151 2729 1903 1203 994 937 903
?i‘?) A)Blf]t\:"fskﬁ;‘)me” ekWpa 31,5 273 190 120 99 94 90
Stromgestehungskosten ct/kWh 33,7 29,2 20,3 12,8 10,4 9,7 9,3
Windkraft Onshore 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
mittlere Leistung Anlage KWe 1900 1950 2650 3400 4400 5000 5500
mittlere Ausnutzung h/a 2050 2050 2100 2200 2350 2450 2550
Kosten (Abschreibungsdauer 18 Jahre)

spezifische Investition €/KWeg 1320 1320 1180 1030 980 940 900

fixe Betriebskosten

(4 % Invest./a) €/kWei,a 52,8 52,8 47,2 41,2 39,2 37,6 36,0

Stromgestehungskosten ct/kWh 8,5 8,5 7,4 6,2 55 51 4,7
Windkraft Offshore 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
mittlere Leistung Anlage KWe 4500 4500 5750 7000 8000 10000 12000
mittlere Ausnutzung h/a 3200 3200 3500 3700 3800 3850 3900
Kosten (Abschreibungsdauer 18 Jahre)

spezifische Investition €/kWe 3500 3300 2625 2100 1800 1500 1300

fixe Betriebskosten
(5,5 % Invest./a)

Stromgestehungskosten ct/kWh 16,1 15,2 111 8,4 7,0 5,7 4.9

€/kWel,a 192,5 181,5 144,4 115,5 99,0 82,5 715
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Wasserkraft 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
mittlere Leistung Anlage KWel 11972 11972 10700 10348 10144 9940 9982
mittlere Ausnutzung h/a 5495 5495 5494 5516 5541 5566 5593
Kosten (Abschreibungsdauer 30 Jahre)

spezifische Investition €/kWe 2730 2730 2838 2961 3182 3323 3497
?g‘es 'f/oetl"r']‘f/z?t“/’as)te” €kWea 1365 1365 1419 1481 1591 1662  174,9
Stromgestehungskosten ct/kWh 6,2 6,2 6,4 6,7 7,1 7.4 7,7
CSP - solarthermisches Kraftwerk 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
mittlere Leistung Anlage MWe| 20 50 75 100 150 200
mittlere Ausnutzung h/a 6500 6500 6500 6500 6500 6500
Kosten (Abschreibungsdauer 25 Jahre)

f]pgsg:iﬁre‘fk;”p";si:g'tg’” MIt12 epwg 4628 4032 3435 2813 2509 2505
?;‘es 'f/oetl"r']‘f/z?t“/’as)te” €/kWei,a 1157 1008 859 703 650 626
Stromgestehungskosten ct/kWh 12,8 10,8 8,9 7,1 6,4 6,1
Geothermie 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
mittlere Leistung Anlage KWe 1200 1200 2385 3545 4040 4510 3770
mittlere Ausnutzung elektr. h/a 6100 6100 6100 6430 6595 6620 6645
Kosten (Abschreibungsdauer 20 Jahre)

spezifische Investition €/kWe 12500 12350 10920 10458 9310 8375 7275
?;‘% 'ie,ofrff,’/j'fg\fgt‘ ) €kWaa 450 445 394 370 326 291 250
Stromgestehungskosten ct/kWh 23,8 23,5 20,6 18,5 15,4 12,8 9,0
Biomasse fest (500 kW bis 20 MW) 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
Wirkungsgrad elektrisch % 23,0 22,9 23,8 24,5 26,4 27,7 28,8
mittlere Ausnutzung elektr. h/a 7030 7020 6980 6950 6830 6765 6725
Kosten (Abschreibungsdauer 20 Jahre)

spezifische Investition €/KkWe 3405 3408 3377 3327 3333 3281 3196
Brennstoffkosten €/GJ 5,6 5,8 6,1 6,4 6,7 7,2 7,8
?e)s(,ezi%r&bﬂ;ﬁte.?a) €kWaa 224 226 224 221 224 221 216
Stromgestehungskosten ct/kWh 11,4 11,8 11,8 11,9 11,5 11,5 11,1
Biogas (15 kW bis 5 MW) 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
Wirkungsgrad elektrisch % 37,5 37,5 38,1 39,3 40,0 40,3 40,5
mittlere Ausnutzung elektr. h/a 7655 7655 7631 7610 7548 7487 7430
Kosten (Abschreibungsdauer 20 Jahre)

spezifische Investition €/KWeg) 3616 3584 3404 3211 3080 2950 2858
Brennstoffkosten €/GJ 6,0 6,0 6,6 7,1 7,3 7.4 7,5
?é‘es 'f/oetl"r']‘f/z?t“/’as)te” €/kWei,a 235 233 220 206 194 183 175
Stromgestehungskosten ct/kWh 11,4 11,3 11,4 11,2 10,9 10,5 10,1
Pflanzendl (5 kW bis 5 MW) 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
Wirkungsgrad elektrisch % 37,5 37,5 38,0 38,5 39,0 39,5 40,0
mittlere Ausnutzung elektr. h/a 5500 5500 5500 5500 5500 5500 5500
Kosten (Abschreibungsdauer 20 Jahre)

spezifische Investition €/KkWe 1955 1955 1858 1760 1685 1610 1585
Brennstoffkosten €/GJ 16,8 16,8 17,4 17,9 19,1 20,1 211
‘EZ‘% 'f/oetlrr':/te’z'f_c/’as)te” E/kWe,a 93 93 89 84 80 77 76
Stromgestehungskosten ct/kWh 15,9 15,9 15,8 15,8 16,2 16,3 16,3
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2.6.2 Techniken zur fossilen Stromerzeugung

Die technischen und 6konomischen Daten fir die Stromerzeugung aus fossilen Kraftwerken
basieren auf einer Vielzahl verschiedener Datenquellen. Dabei ist die Abschétzung zukunfti-
ger Entwicklungen mit hohen Unsicherheiten verbunden. Die Informationen in den unter-
schiedlichen Datenquellen weichen teilweise stark voneinander ab, vor allem bei noch nicht
marktreifen Techniken wie z. B. CCS. Deshalb sind zunéchst die grundséatzlichen Unter-
schiede zwischen den Techniken herausgearbeitet. Datenquellen die unter anderem ausge-
wertet wurden sind: [Konstantin 2007, TU-Minchen 2005, Germanwatch 2009, BMU 2005a,
RECCS 2007, Grimm 2007, FfE 2008]. Die Auswahl in diesem Kapitel wurde auf Neuanla-
gen fur Kondensationskraftwerke (KW) beschrankt. Insgesamt wurden die folgenden unter-
schiedlichen Techniken betrachtet, deren Daten sich im separaten Datenanhang befinden:

e Dampf-KW; IGCC-KW (Integrated Gasification Combined Cycle) und IGCC-CCS-KW
(Carbon Dioxide Capture and Storage) — fiir Braun- und Steinkohle

e GuD-KW (Gas- und Dampf-Kombikraftwerk), GuD-CCS-KW, Gasturbinen — fir Erdgas

Tabelle 2-6: Entwicklung der wichtigsten technisch-6konomischen KenngréfRen fir die kon-
ventionelle Stromerzeugung (Mittelwerte fir Neuanlagen, detaillierte Angaben im

Datenanhang)

Braunkohle — Dampfkraftwerk 2010 2015 2020 2030 2040 2050
durchschnittliche Nennleistung MWe 1100 1100 1100 1100 1100 1100
Wirkungsgrad, netto % 43,0 43,9 46,8 49,1 49,1 49,1
CO,-Emissionen 9/kWhe 878 859 807 768 768 768
Kosten (Abschreibungsdauer 25 Jahre, Zinssatz 6%, 5000 VLS)

Spezifische Investitionen €/kW 1500 1500 1500 1500 1500 1500
Stromgestehungskosten Preispfad A ct/kWh 6,3 7,1 7,5 8,4 9,3 10,3
Stromgestehungskosten Preispfad B ct/kWh 59 6,4 6,7 7,0 7,5 8,0
Steinkohle — Dampfkraftwerk 2009 2015 2020 2030 2040 2050
durchschnittliche Nennleistung MWe 800 800 800 800 800 800
Wirkungsgrad, netto % 45,8 47,2 50,0 50,9 50,9 50,9
CO,-Emissionen 9/kWhe 676 656 620 609 609 609
Kosten (Abschreibungsdauer 25 Jahre, Zinssatz 6%, 5000 VLS)

Spezifische Investitionen €/kW 1300 1300 1300 1300 1300 1300
Stromgestehungskosten Preispfad A ct/kWh 7,6 8,7 9,4 10,9 12,6 14,3
Stromgestehungskosten Preispfad B ct/kWh 7,0 7,6 7,9 8,5 9,2 9,8
Erdgas-GuD-Kraftwerk 2009 2015 2020 2030 2040 2050
durchschnittliche Nennleistung MWe 400 400 400 400 400 400
Wirkungsgrad, netto % 58,1 59,1 60,1 62,1 62,1 62,1
CO,-Emissionen g/kWhg 342 336 330 320 320 320
Kosten (Abschreibungsdauer 25 Jahre, Zinssatz 6%, 5000 VLS)

Spezifische Investitionen €/kW 700 700 700 700 700 700
Stromgestehungskosten Preispfad A ct/kWh 7,3 8,6 9,7 11,7 13,7 15,6
Stromgestehungskosten Preispfad B ct/kWh 6,4 7.4 8,0 9,0 10,0 10,7

CCS — Carbon Dioxide Capture and Storage
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Parallel zu einem notwendigen EE-Ausbau wird auch der Verfiigbarkeit der CCS-Technik zur
Abtrennung und unterirdischen Speicherung von CO, eine hohe Bedeutung beigemessen.
Neben offenen Fragen der Nachhaltigkeit und Akzeptanz der CO,-Speicherung ist diese
Technik aus energiewirtschaftlicher Sicht in Deutschland zu hinterfragen. Eine prognostizier-
te Marktreife im Zeitraum von 2025 bis 2035 und nachgezogene Markteinfiihrung kann zu
spéat sein, um in Deutschland nennenswerte Beitrage zum Klimaschutz zu erbringen [WBGU
2010]. In Deutschland ist es ungewiss, ob zu diesem Zeitpunkt noch neue Kohlekraftwerke in
nennenswertem Umfang gebaut werden, da die Auslastung konventioneller Kraftwerke mit
zunehmenden EE-Anteilen stark sinkt. Dadurch dirften sich kostenintensive CCS-Kraftwerke
vermutlich nicht mehr amortisieren. Des Weiteren kommt fir Altanlagen in der Regel eine
Nachristung aus technischen oder 6konomischen Grinden ebenfalls nicht infrage. Zudem
kann der hohe Eigenstromverbrauch zu relativ hohen Betriebskosten fiuihren. Aus diesen
technisch-6konomischen Grinden wird der Einsatz von CCS-Kraftwerken ab 2030 voraus-
sichtlich nicht lohnend sein. Der einzige verbleibende Grund fur die CCS-Technik ist dann
ihre Entwicklung fir den Export [RECCS 2007, Germanwatch 2009].

Flexible Gaskraftwerke

Der Ausbau der Erneuerbaren basiert vorrangig auf fluktuierender Wind- und Sonnenenergie
und stellt hohe Anforderungen an den zukinftigen konventionellen Kraftwerkspark. Tech-
nisch-6konomische Anforderungen bestehen zum einen im Abfahren extremer Gradienten,
welche vorrangig durch die PV-Einspeisung verursacht werden (s. Kap. 5). Durch die zu-
nehmende Bedeutung der Wind- und PV-Leistungsprognose und dem anhaftenden
Prognosefehler bei der Kraftwerkseinsatzplanung bedarf es Kraftwerke mit geringen Anfahr-
kosten und einer hohen Teillastflexibilitdt. Durch die geringe Ausnutzung der konventionellen
Kraftwerke sind langfristig Backup-Kraftwerke mit geringen Investitionskosten gefragt. Gas-
kraftwerke erflllen diese Anforderung und haben die hodchste Tauglichkeit zur EE-
Integration. Die kurz- bis mittelfristige Konkurrenzfahigkeit gegentber Kohlekraftwerken
hangt dagegen stark von der Entwicklung der CO,-Zertifikatekosten im Verhéaltnis zu den
Brennstoffkosten ab.

2.6.3 Techniken zur Stromspeicherung

Die technisch-6konomischen Daten fir die Techniken zur Stromspeicherung basieren eben-
falls auf einer Vielzahl verschiedener Datenquellen. Aufgrund der Dynamik der Forschung ist
die weitere Entwicklung mit hohen Unsicherheiten behaftet. Deshalb wird lediglich eine
Entwicklung bis 2020 mit den Perspektiven in Bandbreiten angegeben. Die folgenden Da-
tenquellen wurden u. a. ausgewertet: [Grotogino/Donadei 2009, dena 2008, Gatzen 2008,
Grimm 2007, SANDIA 2008, Sauer 2009, TAB 2008, VDE 2009].

Die betrachteten Techniken sind im Bereich der Kurzzeitspeicher (Minuten, Stunden, Tage)
vorrangig dezentrale Batteriespeicher, und zentrale Grof3speicher wie Pumpspeicherwerke
und adiabate Druckluftspeicher. Trotz der Literaturbandbreiten heben sich Grof3speicher mit
deutlichen Kostenvorteilen gegeniber anderen Kurzzeitspeichern ab, weshalb sich die
weiteren Analysen dieser Studie auf diese Techniken beschréanken. Im Bereich der Langzeit-
speicher (Wochen, Monate, Saison) ist aus nationaler Sicht lediglich die Nutzung der chemi-
schen Energietrager Wasserstoff oder Methan mdglich (vgl. Kap. 4). International wird die
Erweiterung der bestehenden norwegischen Speicherwasserkapazitaten durch Pumpanla-
gen diskutiert. Da derzeit eine Umsetzung und die damit verbundenen Kosten noch nicht
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absehbar sind, wurde diese Option zunéchst nicht in die Datenbasis aufgenommen. Ausfiihr-
lichere Betrachtungen zum mdglichen Einsatzpotenzial der Speichertechniken finden sich in
Kapitel 4.

Im weiteren Sinne kdnnen auch bestimmte verschiebbare Lasten und verlagerbare Erzeu-
gungskapazitdten als Speicher betrachtet werden. Durch den Einsatz von Warme- oder
Kéaltespeichern sowie Gasspeichern kann der Stromverbrauch bzw. die Einspeisung im
Zeitbereich von Tagesspeichern flexibilisiert werden. Hierbei ist elementar, dass alle Ener-
gienetze (Strom, Warme, Gas) miteinander verbunden sind und miteinander kommunizieren
(Smart Grids fur alle leitungsgebundene Energielibertragung). Der begrenzte Speichereffekt
zeigt sich im Vergleich des ungeregelten mit dem geregelten Last- bzw. Erzeugungsgang.
Die Stromverlagerungskosten (volkswirtschaftliche Mehrkosten) dieser Techniken liegen im
Allgemeinen unter den Kosten fir elektrische Speicher.

Tabelle 2-7: Entwicklung der wichtigsten technisch-6konomischen KenngrdfRen fir Kurzzeit-
speicher (Mittelwerte fiir Neuanlagen, detaillierte Angaben im Datenanhang)

Redox-Flow-Batterie 2010 2020
Spezifische Speicherkapazitat (bezogen auf die Erzeugungsleistung) h 6 6
Wirkungsgrad % 70 80
Kosten (Abschreibungsdauer 20/30 Jahre, Zinssatz 6%, 1500 VLS)

spezifische Investitionen (bezogen auf die Erzeugungsleistung) €/kW 3400 2200
Stromverlagerungskosten (System-Mehrkosten) ct/kWh 25,5 16,3
Pumpspeicherwerk 2010 2020
Spezifische Speicherkapazitat (bezogen auf die Erzeugungsleistung) h 6 6
Wirkungsgrad % 80 80
Kosten (Abschreibungsdauer 35 Jahre, Zinssatz 6%, 1500 VLS)

spezifische Investitionen (bezogen auf die Erzeugungsleistung) €/kW 700 700
Stromverlagerungskosten (System-Mehrkosten) ct/kwh 51 5,6
Diabate/Adiabate Druckluftspeicher (2010/2020) 2010 2020
Spezifische Speicherkapazitat (bezogen auf die Erzeugungsleistung) h 6 6
Wirkungsgrad % 53 70
Kosten (Abschreibungsdauer 30 Jahre, Zinssatz 6%, 1500 VLS)

spezifische Investitionen (bezogen auf die Erzeugungsleistung) €/kW 720 830
Stromverlagerungskosten (System-Mehrkosten) ct/kwh 8,1 7,4
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2.6.4 Techniken zur Warmeerzeugung

Auch fir die Simulation der Bereitstellung von Raum- und Prozesswarme sowie von Warm-
wasser in den Szenarien wurden zunéchst Referenztechniken zur Warmeerzeugung definiert
und technisch-6konomische Kenndaten festgelegt. Hierbei wurde zwischen neun verschie-
denen Technik- bzw. Brennstoffklassen unterschieden (Ol-, Gas-, Kohle-, Miill-, Biomasse-
feuerungen, Elektroheizungen, Warmepumpen, Solarthermie sowie tiefe Geothermie). Fur
diese Klassen wurde zudem nach der Heizleistung unterschieden, entsprechend der unter-
schiedlichen simulierten Einsatzbereiche:

= Heizleistung < 25 kW: Raumwarme und Warmwasser in Ein- und Zwei-Familienhdusern
= Heizleistung 25-50 kW: Raumwarme und Warmwasser in Apartmenthéusern

= Heizleistung 50-100 kW: Raumwarme und Warmwasser sowie Prozesswarme im Sektor
Gewerbe, Handel und Dienstleistungen (GHD)

= Heizleistung 100-500 kW: Raumwarme und Warmwasser fir Industrieanlagen
= Heizleistung 0,5-5 MW: Prozesswarme fir Industrieanlagen, Nahwérme
= Heizleistung > 5 MW: Prozesswarme fur Industrieanlagen, Fernwarme

Nicht fur jede Technik-/Brennstoffklasse wurden Referenzsysteme fiir alle sechs Leistungs-
klassen definiert. So wurde z. B. die Millverbrennung nur in der Leistungsklasse >5 MW
bertcksichtigt. Eine Sonderrolle nimmt die Solarthermie ein, fur die anstelle der Leistungs-
klassen GrolRenklassen bzgl. der installierten Flache definiert wurden. Tabelle 2-8 gibt einen
Uberblick tiber alle definierten Referenzsysteme.

Tabelle 2-8: Ubersicht tiber die charakterisierten Referenzsysteme zur Warmeerzeugung

= Gas<25kW = Ol<25kW

= Gas 25-50 kW = Ol 25-50 kW

= Gas 50-100 kW = Ol 50-100 kW

= Gas 100-500 kW = Ol 100-500 KW

= Gas 0.5-5 MW = Ol 0.5-5 MW

= Gas>5MW = Ol>5MW
Kohle < 25 kW Strom Einzeldfen

Kohle 25-50 kW
Kohle 50-100 kw
Kohle 100-500 kw
Kohle 0.5-5 MW
Kohle > 5 MW

Strom < 50 kW
Strom 50-500 kW
Strom > 500 kW

Mill (biogen & nicht-biogen) > 5 MW

Solarthermie < 20 m?
Solarthermie < 100 m?
Solarthermie < 5000 m?
Solarthermie > 5000 m?

Biomasse < 25 kW
Biomasse 25-50 kW
Biomasse 50-500 kW
Biomasse > 500 kW
Biomasse > 500 kW

Warmepumpe < 25 kW = tiefe Geothermie
=  Warmepumpe 25-100 kW = Nahwéarmenetz
=  Warmepumpe > 100 kW
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Die technischen und 6konomischen Daten fir die fossile und erneuerbare Warmeerzeugung
wurden vor allem auf Grundlage der folgenden Datenquellen erstellt:

= Evaluierung von Malinahmen zur Forderung der Wéarmegestehung aus erneuerbaren
Energien im Rahmen des Marktanreizprogrammes (MAP) 2004 — 2009 [Langnil3 et al.
2006, Bohnisch et al. 2007, Nast et al. 2009]

= Szenario-Analysen zum aktuellen Stand und zum Ausbaupotenzial der Warmeerzeu-
gung aus erneuerbaren Energien im Vereinigten Konigreich von Grof3britannien und Ir-
land [NERA 2009]

= Langfristszenarien zum Ausbau der erneuerbaren Energien in Deutschland (Leitszena-
rio 2009, [BMU 2009a])

Diese Studien analysieren in der Regel nur den aktuellen Markt bzw. die vergangene Ent-
wicklung der technisch-6konomischen Kenndaten. Die Fortschreibung der Kenndaten fiur die
einzelnen Techniken und Leistungsklassen Uber den gesamten Zeitraum der Szenarien
basiert auf eigenen Abschatzungen, die in den folgenden Abschnitten néaher erlautert wer-
den. Fur einige der betrachteten Warmeerzeugungstechniken konnten keine Kenndaten
recherchiert werden (Mullverbrennung, Kohlekessel > 50 kW). In diesen Fallen wurden die
entsprechenden Daten anhand von Plausibilitatsiiberlegungen geschatzt. Grol3e Unsicher-
heiten der Kenndaten sind in diesen Fallen unvermeidlich.

Gas-, Ol- und Kohlekessel, elektrische Stromerzeugung: Fir die technisch ausgereiften
und seit langer Zeit auf dem Markt etablierten Techniken zur Warmeerzeugung aus Gas, Ol,
Kohle und Elektrizitat wird bis 2050 nur eine leichte Steigerung des Nutzungsgrades um
wenige Prozentpunkte erwartet. Potenziale zur weiteren Kostenreduktion sind relativ gering,
u. a. wegen tendenziell ricklaufiger Produktionszahlen (zugunsten regenerativer Techniken)
und steigenden Rohstoffpreisen. In den Szenarien wird davon ausgegangen, dass sich die
Investitionskosten dieser ,klassischen* Techniken zur Warmeerzeugung bis 2050 ahnlich
entwickeln werden, wie die Investitionskosten vergleichbarer Techniken zur Stromerzeugung
aus fossilen Energietragern (s. 0.), d. h. dass von einer Reduktion der spezifischen Investiti-
onen (reale Preise) von ca. 10% bis 2050 ausgegangen werden kann.

Warmenutzung in Millverbrennungsanlagen: Technisch-6konomische Kenndaten fir die
Warmeerzeugung in Miullverbrennungsanlagen konnten nicht recherchiert werden. Der
Wirkungsgrad von Miullverbrennungsanlagen orientiert sich am Wirkungsgrad von kohlege-
feuerten Fernwdrmewerken, wohingegen angenommen wurde, dass die spezifischen Investi-
tionen 50% Uber denen flr 6l- und gasgefeuerten Heizwerken liegen.

Biomassekessel: Zurzeit dominieren in Deutschland Klein- und Kleinstanlagen bei der
Nutzung biogener Festbrennstoffe zur Warmeerzeugung. Insbesondere Einzelheizungen fir
Ein- und Mehrfamilienh&user, die mit Holzpellets befeuert werden, erlebten einen deutlichen
Aufschwung in den letzten Jahren [BMU 2009b]. Biomasseheizwerke auf Basis von Pellets,
Hackschnitzeln, Stroh etc. spielen zurzeit noch eine geringe Rolle fir die Warmeversorgung
in Deutschland, im Gegensatz zu z. B. Osterreich. Daher ist zu erwarten, dass der Marktan-
teil von Biomasseheizwerken an der Warmeversorgung in den kommenden Jahrzehnten
deutlich erhéht werden kann. Klein- und Kleinstanlagen — auch mit Brennwertnutzung —
scheinen technisch weitgehend ausgereift zu sein, so dass nur eine geringe Steigerung des
Wirkungsgrades bis zum Jahr 2050 erwartet werden kann, zumal durch zunehmend bessere
Warmedammung sowohl im Bestand als auch bei Neubauten der Anteil der relativ ineffizien-
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ten Warmwasserbereitung am gesamten Energiebedarf fiur Warmwasser und Raumwarme in
Wohngebauden zunehmen wird. Anders als fir konventionelle Feuerungsanlagen besteht
allerdings fiir Kleinstanlagen bis hin zu Biomasseheizwerken noch ein bedeutendes Potenzi-
al zur Ausweitung der Marktanteile, so dass mit moderaten bis deutlichen Lerneffekten
— insbesondere bei Biomasseheizwerken — und einer damit verbundenen Reduktion der
spezifischen Investitionen (in realen Preisen) bis 2050 gerechnet wird.

Solarthermie: Die in Deutschland installierte Flache solarthermischer Anlagen ist seit Be-
ginn der 1990er Jahre von ca. 300.000 m? bis 2009 auf nahezu 13 Mio. m? und damit um
nahezu den Faktor 40 angestiegen, mit stetig steigender Tendenz [BMU 2010b]. Wéahrend zu
Beginn der 2000er Jahre noch Solarthermie-Anlagen zur Warmwasserbereitung dominierten,
werden heute schon mehr Kombianlagen zur Bereitung von Warmwasser und zur Heizungs-
unterstitzung installiert [BMU 2010b]. Fir die Zukunft ist mit einem weiteren deutlichen
Anstieg der installierten Flache an Solarkollektoren zu rechnen, insbesondere fir Kombian-
lagen bis hin zu grofRen solarthermischen Nahwarmeanlagen mit saisonalem Speicher. In
allen Fallen ist insbesondere in den néchsten 10 bis 15 Jahren noch mit deutlichen Effizienz-
steigerungen und Kostenreduktionen zu rechnen.

wWarmepumpen: Nach einem kurzen Boom Anfang der 1980er-Jahre stagnierte der Absatz
von Warmepumpen in Deutschland auf niedrigem Niveau bis zur Jahrtausendwende. Seit
dem hat der Absatz von Warmepumpen wieder deutlich zugenommen. Der Marktanteil von
Warmepumpen im Neubau stieg von wenigen Prozent im Jahr 2000 auf Uber 20% im Jahr
2008 [BWP 2009]. Dabei dominieren aerothermische und geothermische Warmepumpen zu
etwa gleichen Teilen den Markt; der Absatz von hydrothermischen Warmepumpen ist gering.
Durch technische Weiterentwicklung, aber insbesondere auch durch Fortschritte bei der
Installation und Wartung kann bis 2050 noch mit einer deutlichen Steigerung der Jahresar-
beitszahlen von Warmepumpen gerechnet werden. Allerdings ist zu erwarten, dass die
bislang hohen relativen Marktanteile an geothermischen Warmepumpen sich zugunsten
aerothermischer Warmepumpen mit prinzipiell schlechterer Effizienz verschieben werden
[BWP 2009], so dass die Zunahme der Effizienz im Mittel Uber alle installierte Warmepum-
pen moderater ausfallen wird. Eine steigende Marktdurchdringung mit entsprechenden
Lerneffekten lassen eine deutliche Abnahme der spezifischen Investitionen fir Warmepum-
pen insbesondere in den nachsten 10 bis 15 Jahren erwarten.

(tiefe) Geothermie in Nahwéarmenetzen: Geothermische (Nah-)Warme tragt zurzeit nicht
nennenswert zur Warmeversorgung in Deutschland bei [BMU 2010b]. Fur die kommenden
Jahrzehnte ist jedoch mit einem deutlichen Ausbau der aus tiefer Geothermie gespeisten
Nahwarmeversorgung zu rechnen [BMU 2010d]. Die ohnehin hohe Effizienz geothermischer
Anlagen (ohne Berlcksichtigung von Netzverlusten) wird nicht mehr wesentlich gesteigert
werden. Trotz zunehmender Anlagenzahl kann nicht mit einer deutlichen Abnahme der
spezifischen Investitionskosten in den nachsten Jahrzehnten gerechnet werden, da fur die
Kosten der Bohrung, die die gesamten Investitionskosten dominieren, kein deutlicher Rick-
gang erwartet werden kann.

Nah- und Fernwarmenetze: Fir die Warmeversorgung Uber Nah- und Fernwarmenetzen
muss mit zusatzlichen Leitungsverlusten von Warme gerechnet werden. Ebenso mussen
Kosten fur den Ausbau der Warmenetze mit beriicksichtigt werden. Aufgrund unterschiedli-
cher Anschlussdichten und daraus resultierenden Leistungsdichten und erforderlichen Netz-
langen unterscheiden sich sowohl Leitungsverluste als auch die spezifischen Investitionskos-
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ten signifikant zwischen landlichen und stadtischen Gegenden. Im Rahmen dieser Studie
wurden fur diese Grof3en gemittelte Erfahrungswerte aus dem landlichen und stadtischen
Raum verwendet.

Die detaillierten Daten fiir die Einzeltechniken sind im separaten Datenanhang dokumentiert.
An dieser Stelle (Tabelle 2-9) werden nur exemplarisch Einzeltechniken hervorgehoben (Ol-,
Gas- und Biomassekessel, Warmepumpe, Solarthermieanlage), der Vergleichbarkeit halber
fur dieselbe Leistungsklasse (Heizleistung <25kW).

Tabelle 2-9: Technisch-6konomische Kenndaten fiir Anlagen zur fossilen und regenerativen
Warmeerzeugung fur Neuanlagen, hier exemplarisch fir Anlagen fir kleine

Wohngebaude
Gas-Brennwertkessel < 25 kW 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
thermischer Wirkungsgrad5 - 0,90 0,90 0,90 0,91 0,91 0,92 0,92
Volllaststunden h/a 1500 1500 1500 1500 1500 1500 1500
spezifische Investition® €/kWy 724 724 717 710 688 674 652
fixe Betriebskosten €/(kWy a) 4,3 4,3 4,3 4,3 4,3 4,3 4,3
Ol-Brennwertkessel < 25kW 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
thermischer Wirkungsgrad® - 0,85 0,85 0,85 0,86 0,86 0,87 0,87
Volllaststunden h/a 1500 1500 1500 1500 1500 1500 1500
spezifische Investition® €/kWy 789 789 781 773 750 734 710
fixe Betriebskosten €/(kWy a) 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0 7,0
Pellets-Brennwertkessel < 25kW 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
thermischer Wirkungsgrad® - 0,80 0,80 0,80 0,81 0,81 0,82 0,82
Volllaststunden h/a 1500 1500 1500 1500 1500 1500 1500
spezifische Investition® €/kWy 1585 1580 1554 1529 1461 1376 1325
fixe Betriebskosten €/(kWy a) 4.9 49 49 4.9 4.9 49 49
Luft-Wasser-Warmepumpe < 25kW 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
Jahresarbeitszahl’ - 2,7 2,74 2,91 3,09 3,45 3,80 3,80
Volllaststunden h/a 1500 1500 1500 1500 1500 1500 1500
spezifische Investition® €/kWy 1634 1588 1287 1059 974 912 874
fixe Betriebskosten €/(kWy -a) 4,9 4,9 4,9 4,9 4,9 4,9 4,9
Solarthermie—AnIage8 <100 m? 2009 2010 2015 2020 2030 2040 2050
Performance Ratio® % 0,20 0,20 0,22 0,23 0,24 0,24 0,25
Nutzenergie™ KWhp/(m? -a) 220 220 237 253 264 264 275
spezifische Investition® €/m? 470 470 345 320 305 290 275
fixe Betriebskosten €/(m2- a) 9,4 9,4 6,9 3,2 3,1 29 2,8

® thermischer Wirkungsgrad: Verhdltnis Nutzenergie zu Heizwert des Energietragers
6 Abschreibungsdauer: 20 Jahre, Zinssatz: 6%, kWn: Nennleistung

" Jahresarbeitszahl: Verhaltnis der Jahresmenge der erzeugten Nutzwarme zur Jahresmenge der verbrauchten
(elektrischen) Arbeit

8 zur Erzeugung von Raumwéarme und Warmwasser, einschlie3lich Warmespeicher, solarer Deckungsgrad 25%

® Verhaltnis von Einstrahlung in Modulebene zu Nutzenergie (unter Beriicksichtigung von Speicher- und Lei-
tungsverlusten)

19 angenommene Einstrahlung in Modulebene: 1100 kWh/(m? * a)
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3 Beschreibung der Basisszenarien 2010

3.1 Endenergie- und Primarenergieverbrauch und -struktur sowie
CO,- und THG-Emissionen

3.1.1 Ubersicht uiber die gesamte Energieversorgung

Betrachtet man das gesamte Energieversorgungssystem im Basisszenario 2010 A bis 2050,
so zeigen sich vor allem betrachtliche Verdnderungen im Umwandlungsbereich (Abbildung
3.1). Die heute hohen Umwandlungs- und Verteilungsverluste (mit 3660 PJ/a in 2009 rund
27% des Primarenergieverbrauchs), die zu 78% auf die thermischen Verluste der Stromer-
zeugung zuriickzufihren sind, reduzieren sich — insbesondere nach 2020 — deutlich und
belaufen sich in 2050 noch auf 1090 PJ/a. Wesentliche Ursache dafir ist der weitgehende
Rickgang von Kondensationskraftwerken an der Stromerzeugung. lhr Anteil sinkt von der-
zeit 75% (fossil und nuklear) bis 2020 auf noch 47% und auf 20% bis 2030. Im Jahr 2050 ist
Kondensationsstrom nur noch aus flexiblen Gaskraftwerken zur Bereitstellung gesicherter
Leistung von Bedeutung, was aber mengenmaf3ig nicht ins Gewicht fallt. Fossil gefeuerte
Kraftwerke werden hauptséachlich in Kraft-Warme-Kopplung eingesetzt, deren Beitrag bis
2030 um 65% steigt. Der Hauptbeitrag wird jedoch von EE erbracht (Berechnung nach
Wirkungsgradmethode) bei insgesamt zuriickgehendem Stromverbrauch. Die Effizienzstei-
gerung bei (neuen) fossilen Kraftwerken spielt im Vergleich dazu nur eine relativ geringe
Rolle. Diese Entwicklung tragt — neben den Effizienzsteigerungen der Energienutzung bei
den Verbrauchern — zu einem deutlichen Riickgang des Priméarenergieverbrauchs bei.
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Abbildung 3.1: Entwicklung des End- und Primérenergieverbrauchs im Basisszenario 2010 A
bis 2050 (vgl. auch Abbildung 2.1)

34



Die Hohe der ,Anderen Verluste, die heute aus der Bereitstellung und Verteilung von Mine-
ralélprodukten, Erdgas und Strom resultieren, bleibt in etwa konstant, weil Verluste bei
wachsender Biomassebereitstellung und langerfristig bei der Wasserstoff- bzw. Methanbe-
reitstellung aus EE die zuriickgehenden Verluste bei Mineralél und Erdgas kompensieren.
Der Primarenergieverbrauch im Basisszenario 2010 A sinkt bis 2020 auf 84% des 2009er
Niveaus und bis 2050 auf 56%.

Am Rickgang der Endenergie um rund 1060 PJ/a (bzw. -12%) zwischen 2009 (temperatur-
bereinigter Wert) und 2020 sind in absoluten Werten die privaten Haushalte mit 480 PJ/a am
starksten beteiligt. Es folgen die Kleinverbraucher (Handel, Gewerbe, Dienstleistungen) mit
245 PJ/a, der Verkehr mit 190 PJ/a und schlie3lich die Industrie mit 145 PJ/a. Langerfristig
wirkt sich insbesondere die unterstellte vollstandige Sanierung des Gebaudebestands bis
2050 stark verbrauchsmindernd aus. Im Vergleich zu einer Reduktion des gesamten End-
energieverbrauchs bis 2050 um 38% (gegenlber 2009) sinkt der Endenergieverbrauch der
privaten Haushalte um 47% und derjenige der Kleinverbraucher um 44%.

Im Jahr 2050 werden mit 3406 PJ/a noch 32% der heutigen Menge fossiler Energien bent-
tigt. Dies sind zu etwa gleichen Teilen Mineral6l und Erdgas; Kohle wird kaum noch benétigt
(Abbildung 3.2). Damit verringert sich auch die Importabhéngigkeit der deutschen Energie-
versorgung deutlich. Die importierte Energiemenge belief sich im Jahr 2009 auf 9640 PJ/a,
die Importquote lag bei 72% [AGEB 2010]. Importiert werden derzeit 72% der Steinkohle,
98% des Mineraldls, 79% des Erdgases und 100% des Urans. Bis 2020 verringert sich die
Importmenge (bei 100%-igem Import von Ol, 90%-igem Import von Erdgas und 80%-igem
Import von Steinkohle) bereits auf 7565 PJ/a. Die Importquote sinkt insgesamt auf 67%.

- Basisszenario 2010 A -

14000 N 13398 Eeon Tt - Geothermie
L Solar-
12316 strahlung
12000 | R R wind,
- Wasserkraft
10257 Biomasse,
£ 10000 - - 7 biogener Abfall
o i —
> 8000 - ---- S o Ry e i o
% i e - Mineral6l
< Steinkohle,
e 6000 . T ] B 7 Sonstige
o B . Braunkohle
4000 ] - B N .
- Kernenergie
2000 ] - — — - BASIS10/PRIMSTR,; 3.11.10
0
2000 2005 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

Wirkungsgradmethode

Abbildung 3.2: Struktur des Primérenergieeinsatzes im Basisszenario 2010 A bis 2050
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Nach 2020 erfolgt ein weiterer deutlicher Riickgang der Energietragerimporte. Im Jahr 2050
werden mit 3387 PJ/a fossilem Energieimport noch 35% der heutigen Menge importiert, was
dann einer Importquote von 45% entspricht. Hinzu kommt ein importierter Beitrag der EE aus
dem européaischen Stromverbund (ggf. auch in Verbindung mit Nordafrika und Osteuropa) in
Hohe von 445 PJ/a (entsprechend 124 TWh/a Strom). Die gesamte Importquote betragt
somit 52%. Der Beitrag der importierten EE am Gesamtverbrauch ist mit 6% gering und kann
als eine eher erwiinschte, da politisch stabilisierende internationale Kooperation angesehen
werden [BMU 2006]. Der Riuckgang der fossilen Energien geschieht unterschiedlich rasch.
Im Jahr 2030 werden nur noch 36% der Steinkohle und 34% der Braunkohle, aber noch 65%
des Mineraléls und 81% des Erdgases von 2009 bendtigt. Damit ist eine deutliche Verringe-
rung der Kohlenstoffintensitat des fossilen Beitrags verbunden.

Von besonderem Interesse ist die HOhe und die Struktur des Erdgasverbrauchs (Abbildung
3.3). Ein langfristig stabiler Einsatz von Erdgas in der Stromerzeugung und dort insbesonde-
re in der effizienten KWK ist ein wichtiger Bestandteil einer wirksamen Reduktionsstrategie
von CO,. Damit sich langerfristig trotzdem ein deutlicher Rickgang der Erdgasnachfrage
einstellt, muss zeitgleich das Einsparpotenzial von Erdgas im Warmebereich ausgeschopft
werden. Derzeit werden 65% des Erdgases zur direkten Warmeerzeugung eingesetzt, 40%
allein fir Raumheizung und Warmwasser. Der Einsatz in Kraftwerken und KWK-Anlagen
belauft sich mit 860 PJ/a auf lediglich 29%. Der Ausbau der KWK und der zuktinftige Bedarf
von Gas fur GuD-Kraftwerke lassen den Erdgasverbrauch bis 2025 nur gering sinken, da bis
dahin auch noch erhebliche Mengen im Raumwarmebereich eingesetzt werden. Ab 2040
wird Erdgas bis auf den Bedarf in Gasturbinen und GuD-Kraftwerken vorwiegend nur noch in
KWK-Anlagen und im industriellen Prozesswarmebereich eingesetzt. Im Jahr 2050 hat sich
der Erdgasbedarf gegentber heute etwa halbiert.
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Zwischen 1990 und 2009 wurden die energiebedingten CO,-Emissionen um rund 25% redu-
ziert und beliefen sich im Jahr 2009 auf 748 Mio. t CO./a (temperaturbereinigt). Im Basissze-
nario 2010 A werden bis 2050 gegeniuber 2009 weitere 596 Mio. t COy/a vermieden
(Abbildung 3.4). Dargestellt sind die Summenwerte aus beiden Strategieelementen, der
weiteren Effizienzsteigerung und dem EE-Ausbau. Die Wirkung beider wird benétigt, um
rechtzeitig und dauerhaft eine klimaschonende Energieversorgung zu schaffen. Wegen der
notwendigen Kompensation des Kernenergieriickbaus ist die (Netto-) Reduktion im Strombe-
reich zunachst begrenzt; sie summiert sich bis 2020 auf 71 Mio. t CO,/a. Es tritt in der Ge-
samtbilanz von Effizienzsteigerung, KWK-Ausbau und EE-Ausbau aber trotzdem eine merk-
liche Verringerung der CO,-Emissionen im Stromsektor auf. Von der zwischen 2009 und
2020 erreichten gesamten CO,-Reduktion in Hohe von 163 Mio. t/a bewirkt der Warmesektor
67 Mio. t/a und der Verkehrssektor 25 Mio. t CO,/a. Damit werden im Jahr 2020 noch
585 Mio. t CO,/a emittiert, die relative Minderung gegentiber 1990 liegt bei 41,5%.

Nach 2020 nimmt die CO,-Minderung im Stromsektor rasch weiter zu und stellt im Jahr 2050
mit 261 Mio. t CO,/a den hochsten Beitrag vor der CO,-Vermeidung im Warmesektor mit
215 Mio. t COj/a. Wegen des Kernenergierlickbaus und der damit einhergehenden relativ
langsamen Reduktion der CO,-Emissionen im Stromsektor ist die CO,-Reduktion im Warme-
sektor mittelfristig von grolRer Bedeutung fir das Erreichen des Zwischenziels 2020. Der
Beitrag des Verkehrssektors erreicht bis 2050 einen Wert von 120 Mio. t/a. Im Jahr 2050
werden mit 152 Mio. t CO,/a noch 15% der Emissionen des Jahres 1990 verursacht.
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Die gesamten Treibhausgasemissionen (1990: 1211 Mio. t COgq4/a; 2009: 905 Mio. t
COyq/a, einschl. LULUCF™) verringern sich bis 2020 gegeniiber 1990 um ebenfalls 41%.
Dabei ist eine Reduktion der Ubrigen Treibhausgase (hauptsachlich Methan und Lachgas)
entsprechend den Annahmen in [WWF 2009] unterstellt worden. Bis 2050 gelingt im Basis-
szenario 2010 A eine Reduktion um 81% auf insgesamt 233 Mio. t COx/a.

Zur Einordnung des Basisszenarios 2010 A und des Basisszenarios 2010 C erfolgt ein
Vergleich mit anderen aktuellen Szenarien anhand des Primarenergieverbrauchs (Abbildung
3.5). Dabei handelt es sich zum einen um das Szenario Il A fir das Energiekonzept der
Bundesregierung [EWI 2010] und zum andern um das Szenario ,Innovation” von Prognos fur
WWF [WWEF 2009], das noch uber die Basisszenarien hinausgehende strukturelle Verande-
rungen und sehr deutliche Erfolge bei der Steigerung der Energieeffizienz unterstellt. Zwei
Szenarien bericksichtigen die Laufzeitverlangerung der Kernkraftwerke um 12 Jahre, die
zwei anderen Szenarien gehen von der bisherigen Ausstiegsvereinbarung aus. Alle Szenari-
en legen ein sehr &hnliches wirtschaftliches Wachstum zugrunde.
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Abbildung 3.5: Priméarenergieverbrauch verschiedener aktueller Szenarien im Vergleich

Alle Szenarien zeigen eine Tendenz zur stetigen Verringerung des Energieverbrauchs. Die
Basisszenarien 2010 schoépfen langerfristig die technischen und strukturellen Effizienz-
Potenziale nicht voll aus. Das Szenario Il A fir das Energiekonzept und insbesondere das
Szenario WWF-Innovativ gehen hierbei etwas weiter. Sehr ahnlich ist der erwartete Ausbau
der EE. Er liegt im Jahr 2030 bei ca. 3000 PJ/a und im Jahr 2050 bei ca. 4200 PJ/a. Das
liegt im Wesentlichen an der in allen Szenarien angestrebten Erfullung der Zielvorgaben fur

™ | ULUCF = CO,-Emissionen durch Landnutzungsénderung und Forstwirtschaft; 1990 = - 20 Mio. t CO»/a; 2009
= +25 Mio. t/a [UBA 2010b]
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den EE-Ausbau, die sich wiederum an den Zubaupfaden der friiheren Leitszenarien orientie-
ren. Vergleicht man die Primarenergiestruktur der Szenarien mit Laufzeitverlangerung, so
setzt das Szenario Il A fur das Energiekonzept starker auf Kohle, wahrend im Basisszenario
2010 C von einem starkeren Einsatz von Erdgas ausgeht. Dahinter stehen unterschiedliche
Strategien in der Stromversorgung. Der im Basisszenario 2010 A angenommene bisherige
Ausstiegsplan fiir die Kernenergie fuhrt in 2020 und 2030 zu einer weiteren Erhéhung sowohl
des Erdgaseinsatzes als auch des Kohleeinsatzes im Vergleich zum Basisszenario 2010 C.

3.1.2 Beitrag der erneuerbaren Energien

Im Basisszenario 2010 A erreichen die EE im Jahr 2020 einen Anteil am Primarenergiever-
brauch von 19% (Wirkungsgradmethode), bezogen auf den gesamten Endenergieverbrauch
betragt ihr Anteil 22%. Nach 2020 beginnen die EE sich in ihrer Gesamtheit zur dominieren-
den Energiequelle zu entwickeln. Ihr Primarenergieanteil steigt auf 31% im Jahr 2030 und
belauft sich 2050 auf knapp 55%. Ihr Anteil am Endenergieverbrauch liegt jeweils héher. Im
Jahr 2030 kommt bereits ein Drittel der Endenergie aus EE, 2050 sind es 62%"2.

Die einzelnen Einsatzbereiche tragen in unterschiedlichem MalRe zum Anteil der EE an der
Energieversorgung bei, mit einer deutlichen Fuhrerschaft im Strombereich (Tabelle 3-1). Im
Jahr 2020 decken die EE 40% des Bruttostromverbrauchs (bzw. ca. 46% des Endenergie-
verbrauchs an Strom), 18,1% der Endenergienachfrage nach Warme (ohne Stromanteil) und
10,3% des gesamten Kraftstoffbedarfs (bzw. 12,7% des Kraftstoffbedarfs fir den StralRen-
verkehr). Noch vor dem Jahr 2030 wird ein EE-Anteil am Bruttostromverbrauch von 50%
Uberschritten. Bis 2050 ist der Umbau der Energieversorgung schon weit fortgeschritten.
Strom wird dann zu 86% (Bruttostromverbrauch) bzw. 92% (Endenergie) aus EE bereitge-
stellt. Fossile Kraftwerke Ubernehmen dann nur noch Reserve- und Regelungsaufgaben. Im
Warmebereich wird gut die Halfte der Nachfrage mit EE gedeckt. Auch im Verkehr ist der
Beitrag der EE mit 42% des Kraftstoffbedarfs (bzw. 57% des Kraftstoffbedarfs fiir den Stra-
Benverkehr) bereits betrachtlich.

Anhand der vermiedenen CO,-Emissionen kann in Verbindung mit Abbildung 3.4 die jeweili-
ge Bedeutung der Teilstrategien ,Effizienz" und ,EE-Ausbau“ am Klimaschutz abgeleitet
werden. Mit kleinen Abweichungen ist ihr Beitrag etwa gleichgewichtig. In der Gesamtbilanz
werden im Jahr 2050 durch EE rund 411 Mio. t CO,/aim Vergleich zu 1990 vermieden,
mittels Effizienzsteigerung wird eine Emissionsminderung von 436 Mio. t CO,/a erreicht.

Die deutliche Effizienzsteigerung des gesamten Energieumsatzes erleichtert es auch, das
durch die neue EU-Richtlinie zum Ausbau der EE fir Deutschland vorgegebene Ziel eines
Anteils von 18% am Bruttoendenergieverbrauch des Jahres 2020 mit 21% zu Ubertreffen. Da
die Strategie der Effizienzsteigerung auch nach 2020 weitergefiihrt wird (die Energieproduk-
tivitdt in 2050 liegt dann beim knapp Vierfachen des Wertes von 1990), wird der weitere
Anstieg der EE-Anteile auch von der Seite der Energienachfrage maf3geblich gestitzt. Wir-
de z. B. die Energieproduktivitat bis 2020 durchschnittlich nur wie bisher mit 1,8%/a steigen,
sénke der Primarenergieanteil der EE in 2020 um etwa 1,5 Prozentpunkte.

2 Die europdischen EE-Ausbauziele werden auf den Bruttoendenergieverbrauch bezogen (vgl. Ful3note zur

Tabelle) und sind jeweils um den Faktor 1,039 geringer als die EE-Anteile am Endenergieverbrauch.
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Tabelle 3-1: Eckdaten des Basisszenarios 2010 A, speziell Beitrage und Anteile der EE

2008*) | 2009%) 2010 2020 2030 2040 2050
Primarenergie, PJ/a 14216 13398 13304 11266 9492 8303 7534
Primarenergie EE, PJ/a 1147 1163 1270 2132 2957 3661 4128
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,7 9,5 18,9 31,2 44,1 54,8
Endenergie, PJ/a 9098 8714 8630 7783 6958 6228 5485
Endenergie EE, PJ/a 841 876 945 1710 2411 3021 3418
Anteil EE an EEV, % 9,2 10,1 11,0 22,0 34,6 48,5 62,3
Anteil EE an BEEV **), % 8,9 9,7 10,6 21,2 33,3 46,7 60,0
Strom Endenergie, PJ/a 1906 1793 1822 1728 1667 1670 1678
Strom Endenergie EE, PJ/a 335 341 373 793 1167 1488 1546
Anteil EE, % 17,6 19,0 20,5 45,9 70,0 89,1 92,1
Warme Endenergie, PJ/a ? 4606 4435 4391 3787 3316 2822 2450
Warme Endenergie EE, PJ/a 374 414 434 684 919 1125 1298
Anteil EE, % 8,1 9,3 9,9 18,1 27,7 39,9 53,0
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 9 2589 2486 2417 2268 1975 1735 1358
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 138 233 325 408 574
Anteil EE, % 51 49 5,7 10,3 16,5 23,5 42,3
Bruttostromverbrauch, TWh/a ¥ 615 582 594 567 558 587 645
EE-Stromerzeugung, TWh/a 93,3 94,8 108 227 361 485 556
Anteil EE, % 15,2 16,3 18,2 40,0 64,7 82,6 86,2
Priméarenergie, PJ/a 14216 13398 13304 11266 9492 8303 7534
Erneuerbare Energien 1147 1163 1270 2132 2957 3661 4128
Mineral6l 4905 4670 4686 3806 3022 2476 1756
Kohlen 3483 3156 3028 2230 1130 373 187
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 2902 2803 2383 1793 1463
Fossile Energien, gesamt 11446 10763 10616 8839 6535 4643 3407
Kernenergie 1623 1472 1418 295 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 739 729 585 394 243 152
Verringerung seit 1990, % ° 20,3 26,1 27,1 41,5 60,6 75,7 84,8
Durch EE vermiedene CO,- 109 110 119 217 201 379 411
Emissionen, Mio. t CO»/a
THG-Emissionen, Mio t COzq/a " 988 905 893 710 498 336 233
Verringerung seit 1990, % 18,4 25,3 26,3 41,4 58,9 72,3 80,7

1)
2)
3)
4)
5)
6)
7

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode

nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung

Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschlief3lich Verbrauch fir H,
einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlieRlich fossiles Stromimportsaldo (ohne EE-Import)
1990 = 1000 Mio. t COy/a (energiebedingte Emissionen und Hochofenprozess)

einschlief3lich Landnutzungséanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)

*) Datenstand: Ende August 2010. Von BMU/AGEE-Stat danach veroffentlichte Angaben zu den

EE (vgl. http://www.erneuerbare-energien.de/inhalt/45919/) kdnnen aufgrund ihrer Ifd. Aktualisierung

hiervon abweichen.

**) Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von

Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken
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Abbildung 3.6 zeigt, dass das Basisszenario 2010 A die deutlichen Wachstumstendenzen
der EE seit Anfang des Jahrhunderts unvermindert weiterfiihrt. Bis 2020 verdoppelt sich ihr
Beitrag zur Endenergie gegeniuber 2009 nahezu auf 1710 PJ/a. Bis 2030 steigt der EE-
Beitrag auf das 2,8-fache (2411 PJ/a); im Jahr 2050 wird mit 3418 PJ/a die vierfache Ener-
giemenge im Vergleich zu 2009 aus EE bereitgestellt. Der dominierende Beitrag der Bio-
masse (2009 = 70%, einschl. biogener Siedlungsabfalle) bleibt auf absehbare Zeit noch
bestehen. Im Jahr 2020 betrégt ihr Anteil noch 53%, im Jahr 2030 noch 43%. Danach sind
aber ihre Potenziale ausgeschopft, ihr relativer Beitrag sinkt bis zum Jahr 2050 auf 32%,
wobei aber ihr absoluter Beitrag mit 1060 PJ/a noch immer Uber den einzelnen Beitrdgen
aller anderen Energiequellen liegt. Die Windenergie steigert ihren Beitrag stetig und erreicht
im Jahr 2030 mit 700 PJ/a Endenergie einen relativen Anteil von 29%. Mit rund 1000 PJ/a
halt sie diesen Anteil auch im Jahr 2050 und schlief3t damit auch zur Biomasse auf.

- Basisszenario 2010 A -

3418

- Wasserkraft D Windkraft Biomasse,

D Solarstrahlung . Geothermie

biog. Abféalle

Endenergie erneuerbare Energien, PJ/a

2000 2005 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
BASIS10/END-EE; 3.11.10

Abbildung 3.6: Endenergiebeitrag erneuerbarer Energien im Basisszenario 2010 A nach
Energiequellen bis zum Jahr 2050

Langerfristig tbernimmt vor allem die Solarstrahlung (Fotovoltaik, Solarkollektoren, Solar-
strom aus dem européischen Verbund) die Wachstumsdynamik. Wéahrend ihr relativer Bei-
trag derzeit mit 5% noch sehr gering ist, kommt sie im Jahr 2030 mit dann 410 PJ/a bereits
auf 17%. Im Jahr 2050 ist ihr Beitrag mit dem der Windenergie vergleichbar. Der Beitrag der
Geothermie (einschlieBlich Warmepumpen) belauft sich im Jahr 2020 mit 100 PJ/a auf 6%
und steigt bis 2050 auf 13%. Damit sind ihre Potenziale aber noch nicht ausgeschépft. Im
Jahr 2050 tragen die verschiedenen EE-Quellen sehr viel ausgewogener zum Energie-Mix
bei, als dies heute mit der Dominanz der Biomasse (bezogen auf die gesamte Endenergie)
der Fall ist. Blickt man jedoch perspektivisch in die zweite Halfte des Jahrhunderts und geht
von weiter wachsenden Anteilen der EE aus, wird nach 2050 im Wesentlichen die Solar-
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strahlung — Uberwiegend in Form solaren Stroms, der dann auch in andere Nutzungsformen
uberfuhrt werden muss — das weitere Wachstum der Erneuerbaren tragen.

3.1.3 Exkurs: Potenzial und Einsatzstruktur der Biomasse

Das Energieangebot naturlicher Energiestrome hat naturgeman eine geringe flachenspezifi-
sche Energiedichte. Wesentliches Kennzeichen der meisten Nutzungstechniken der EE ist
daher ihre flachenhafte Ausdehnung. Die GroRRe der erforderlichen Anlagen wird bestimmt
durch den Wirkungsgrad bei der Umwandlung natirlicher Energieformen in nutzbare Ener-
giearten, wie Elektrizitat, Warme unterschiedlicher Temperatur, sowie Brenn- und Kraftstoffe.
Wahrend theoretische Wirkungs- bzw. Nutzungsgrade relativ hoch sein kdnnen, ist der fir
die Praxis relevante Nutzungsgrad meist im Laufe eines technischen und 6konomischen
Optimierungsprozesses entstanden und liegt deutlich unter der theoretisch moglichen Gren-
ze. Fur die Nutzung von Biomasse ist der Wirkungsgrad der Photosynthese der fur die fla-
chenspezifische Energieausbeute mafl3gebende Faktor. Typische jahrliche flachenspezifi-
sche Energieertrage von EE-Techniken sind in Abbildung 3.7 zusammengestellt.
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Abbildung 3.7: Typische flachenspezifische Energieertrdge von EE und ihrer Bandbreiten fir
zwei typische Strahlungsangebote; bei Wind entsprechend deutschen Ver-
haltnissen?*)

*) 5 MW-Anlagen, Aufstelldichte 20 MW/km?; Bezug auf gesamte Flache, EL: Elektrizitat, W: Warme, CH: chemi-
scher Energiespeicher

Fir die exergetisch minderwertigste Energieform Warme niedriger bis mittlerer Temperatur
(80 bis 200 °C) sind die Ertrage am héchsten (Beispiel Kollektor in Mitteleuropa mit 250 bis
300 kWhg/m?), fur Strom aus EE sind sie niedriger. Allerdings sind bei hohen Einstrahlungen
mit solarthermischen Kraftwerken auch erhebliche Ausbeuten bis zu 300 kWhe/m?2 erzielbar.
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Die relativ niedrigen Ertrage bei der Windenergie beziehen sich auf die auch noch fiir andere
Zwecke nutzbare Gesamtflachen von Windparks mit einer Aufstelldichte von 50 MW/kmz. Die
Umwandlung in chemische (also speicherbare) Energietrager fuhrt zu zusétzlichen Verlus-
ten. Solarer Wasserstoff kann im Maximalfall (Stromimport mit HGU, dezentrale Elektrolyse)
mit Ertrdgen von 150 bis 180 kWhgem/m?2 bereitgestellt werden, Wasserstoff aus Wind-
Offshore-Strom hat noch Ertrage von 50 bis 70 kWhchem/m2. Fir die Bereitstellung von EE-
Methan (aus EE-Wasserstoff) verringern sich die Ertrage nochmals um etwa den Faktor 0,8.

Ersichtlich ist, dass die technische Nutzung der Solarstrahlung oder der Windenergie um ein
bis zwei Gréienordnungen héhere flachenspezifische Ertrage liefern als die energetische
Nutzung von Biomasse. Das gilt auch fur die Bereitstellung von Energietragern derselben
Qualitat, also Wasserstoff oder Methan im Vergleich zu speicherbaren Bioenergietragern.
Dies andert sich auch nicht grundsatzlich, wenn im Biomasseanbau noch mogliche Ertrags-
steigerungen angenommen werden. Grol3e Energiebeitrage, wie sie insbesondere Regionen
mit hoher Energieverbrauchsdichte (GroR3stadte, Ballungszentren, Industrieregionen, insbe-
sondere Megastadte in Schwellen- und Entwicklungslandern) benétigen, werden daher nur
mittels technischer EE-Systeme (und nicht Giber Biomasse) bereitstellbar ein, wenn ihr Ener-
giebedarf Gberwiegend durch EE gedeckt werden soll. Als Fazit ergibt sich aus dieser gene-
rellen Abschatzung, dass Biomasse zwar fir den Einstieg in eine auf EE basierende Ener-
gieversorgung ein wichtiger Bestandteil ist, insbesondere weil sie traditionell in der Warme-
nutzung bereits eingefuhrt ist und dort hohe Anteile hat. Langerfristig stof3t ein ausgeweiteter
Einsatz wegen des groR3en Flachenbedarfs (und anderer 6kologischer Nutzungskriterien) an
klare Potenzialgrenzen.

Da neben dem hohen spezifischen Flachenbedarf auch das Potenzial der energetischen
Nutzung biogener Reststoffe begrenzt ist, verlangt der Einsatz der Biomasse fiir energeti-
sche Zwecke einen sehr effizienten Umgang mit den betreffenden Ressourcen. Die Konkur-
renz zur Nahrungsmittelproduktion und zu einem verbesserten Naturschutz sowie mogliche
Umweltgefahrdungen durch zu intensiven oder unsachgeméafen Anbau von Energiepflanzen
verstarken noch die Notwendigkeit, mit der Ressource ,Biomasse” sehr sorgfaltig umzuge-
hen. Eine wichtige Voraussetzung fir die energetische Nutzung von Biomasse ist daher die
Definition klar umrissener ,0kologisch” begrenzter Potenziale, die diese Rahmenbedingun-
gen vorrangig bericksichtigen. Diese Notwendigkeit wurde in verschiedenen Untersuchun-
gen bekraftigt [SRU 2007; WBA 2007]. In [BMU 2004] wurden dazu 6kologisch ,vertragliche®
Potenziale der Biomassenutzung in Deutschland ermittelt. Da sie sich als belastbar erwiesen
haben, werden sie auch bei der Erstellung der Basisszenarien 2010 zugrunde gelegt.

Auf dieser Basis stehen in Deutschland Biomassen mit einem (Primar-)Energieinhalt von
maximal rund 1500 PJ/a zur nachhaltigen Nutzung zur Verfigung (Abbildung 3.8), die bis
2030 nahezu vollstandig ausgeschdpft sind. Das nachhaltig nutzbare Potenzial an Reststof-
fen belauft sich auf maximal 800 PJ/a (einschlief3lich des organischen Anteils im Abfall; ca.
640 PJ/a feste Reststoffe; ca.160 PJ/a vergarbare Reststoffe, [BMU 2004]). Davon waren im
Jahr 2009 mit rund 500 PJ/a bereits 62% genutzt. An ,zuléssig” nutzbarer Landflache zum
Anbau von Energiepflanzen waren in [BMU 2004] maximal 4,2 Mio. ha ermittelt worden;
1,7 Mio. ha wurden 2009 bereits genutzt [FNR 2010] und zwar 1,16 Mio. ha fir Kraftstoffe
(vorwiegend Raps) und 0,53 Mio. ha fir die Biogaserzeugung (vorwiegend Mais).
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In den Basisszenarien 2010 wird das inl&dndische nutzbare Potenzial nicht tberschritten, so
dass die Szenarien rechnerisch ohne Import von Biomasse auskommen. Damit wird einer-
seits eine Untergrenze der energetischen Biomassenutzung dargestellt, andererseits kbnnen
dadurch hochste Mal3stdbe an den nachhaltigen Anbau von Biomasse gestellt werden.
Sollen héhere Beitrdge der Biomasse fur energetische Zwecke bereitgestellt werden, miss-
ten diese Uber Importe erfolgen. Diese missen jedoch grundséatzlich als bedenklich betrach-
tet werden, da gerade beim internationalen Handel mit energetisch nutzbaren Biomassen
massive Nutzungskonkurrenzen mit der Nahrungsmittelproduktion in Schwellen- und Ent-
wicklungslandern auftreten kbnnen und der nachhaltige Anbau von Energiepflanzen auch bei
Einflhrung von Zertifikatssystemen vermutlich nicht zuverlassig gesichert werden kann.

In den Daten fur das Energiekonzept der Bundesregierung wird Biomasseimport zugelassen,
aber auf eine Menge von maximal 500 PJ/a begrenzt. Das inlandische Potenzial der Bio-
masse wird mit 1700 PJ/a angenommen. In [WWF 2009] ist Biomasseimport ebenfalls eine
Option, wenn international abgestimmte verpflichtende Mindeststandards die Nachhaltigkeit
aller Agrarrohstoffe gewahrleistet.” Das in Deutschland nutzbare Potenzial an Biomasse wird
dort mit 1200 PJ/a angegeben. Im ,Innovationsszenario® wird fir 2050 ein primarenergeti-
scher Einsatz an Biomasse von rund 1700 PJ/a ermittelt. Es wird also in [WWF 2009] von
einer vergleichbaren Menge an importierter Biomasse wie beim Energiekonzept der Bundes-
regierung ausgegangen.
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Abbildung 3.8: Energetische Nutzungspotenziale der Biomasse in Deutschland fir feste und
vergarbare Reststoffe sowie fir Energiepflanzen (NAWARO) bei vorgegebener
Aufteilung fur stationare und mobile Nutzung

Die in friheren Leitszenarien [BMU 2008a] abgeleitete und begriindete Struktur der Biomas-
senutzung wird auch fir die Basisszenarien 2010 weitgehend beibehalten: Wegen der hdhe-
ren erzielbaren Energieertrage wird der gréRere Teil der heimischen Biomassepotenziale zur
stationdren Warmeerzeugung bzw. zur gekoppelten Strom- und Warmeerzeugung in KWK
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eingesetzt. Fir diese Verwendungszecke konnen 100% der biogenen Reststoffe und Abfalle
und die Ertrage von 44% der Anbauflache (1,0 Mio. ha fur Biogas; 0,9 Mio. ha fiur KUP)
eingesetzt werden. Damit stehen rund 1160 PJ/a Biomasse (Heizwert) fur die Strom- und
Warmeerzeugung zur Verfigung. Die ubrigen 2,3 Mio. ha Anbauflache werden fir die Be-
reitstellung von Biokraftstoffen verwendet. Bei einem angenommenen Bruttoertrag von
~150 GJ/ha, wie er fur Kraftstoffe der 2. Generation (BTL, Ethanol aus Zuckerriiben; Biome-
than) zukinftig moglich erscheint [FNR 2009], kénnten dann maximal 350 PJ/a an biogenen
Kraftstoffen im Inland bereitgestellt werden, wenn ausschlieBlich Kraftstoffe der 2. Generati-
on genutzt werden. Die Bruttoertrage der derzeit vorwiegend eingesetzten Biokraftstoffe,
Biodiesel aus Raps und Ethanol aus Getreide liegen lediglich bei 50 GJ/ha und kdnnen bis
2020 moglicherweise noch auf 65 bis 70 GJ/ha gesteigert werden. Im Basisszenario 2010 A
wird eine langerfristig nutzbare Biokraftstoffmenge von 300 PJ/a (83,3 TWh/a) angenommen,
was dann im Jahr 2050 einer mittleren Ausbeute von 130 GJ/a entspricht, also etwa eine
Verdopplung der Ausbeute heutiger Kraftstoffe.

Aus Abbildung 3.9 gehen die unter den genannten Voraussetzungen aus Biomasse
bereitstellbaren Endenergiemengen hervor. Neben den o. g. Kraftstoffmengen werden nach
Ausschopfung des Gesamtpotenzials im Jahr 2050 220 PJ/a (61 TWh/a) Strom und 600 PJ/a
Nutzwarme bereitgestellt. In den Verlusten ist auch die nicht bzw. nur teilweise genutzte
warme bei der KWK-Stromerzeugung enthalten. In den Szenarien wird mit einem sukzessiv
steigenden Verwertungsgrad der KWK-Warme gerechnet. In der hier dargestellten Nut-
zungsaufteilung kann heimische Biomasse ihren Beitrag an der Deckung des Endenergie-
verbrauchs von derzeit 7% auf 12% in 2020 und auf 20% in 2050 steigern.
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Abbildung 3.9: Bereitstellung von Strom, Nutzwarme und Kraftstoffen aus Biomasse in der im
Basisszenario 2010 A gewahlten Aufteilung, sowie Wandlungs- und Bereitstel-
lungsverluste
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3.2 Die Entwicklung der Stromerzeugung bis 2050

3.2.1 Weiterer Ausbau der EE-Stromerzeugung

Fur die energiepolitische Diskussion ist die Stromerzeugung wegen der grol3en Bedeutung
einer jederzeit gesicherten Stromversorgung fur die Volkswirtschaft, den unterschiedlichen
Interessenlagen wichtiger Akteure, der gegenwartigen Diskussion um die Eignung von Grol3-
kraftwerken in der zukinftigen Energieversorgung und der Bewertung der Kernenergie fir
den Klimaschutz von besonderem Interesse. Die hohe Wachstumsdynamik der EE speziell
in diesem Sektor sowie der fluktuierende Charakter der meisten EE-Energiequellen, der an
die Integration in die Stromversorgung und an die Stromnetze hohere Anspriche als die
Nutzung direkt speicherbarer Energien stellt, sind weitere Punkte, die auf grof3es Interesse in
der Fachwelt und der Offentlichkeit stoRen.

Unter Fortschreibung der bisherigen Ausbaudynamik ausgehend von 2009 stellt sich im
Basisszenario 2010 A der in Abbildung 3.10 und in Tabelle 3-2 dargestellte Zubau ein.™
Dabei ist angenommen, dass die Vorrangregelungen des EEG zum Anschluss von EE-
Anlagen an Stromnetze und zur Einspeisung von EE erhalten bleiben. Gleichzeitig wird die
Degression der Vergitungssatze beibehalten und ggf. auch in Zukunft — wie jetzt bei der
Fotovoltaik erfolgt — an die tatsachliche Kosten- und Marktentwicklung angepasst.

Von 94,8 TWh/a im Jahr 2009 kann der Beitrag der Erneuerbaren bis 2020 auf 227 TWh/a
steigen. Damit liegt das Basisszenario 2010 A Uber dem im Leitszenario 2009 in [BMU
2009a] ermittelten Ausbau von 196 TWh/a fur 2020, was einerseits auf das sehr hohe aktuel-
le Wachstum der Fotovoltaik zuriickzufiihren ist; andererseits wurde auch von einem hdéhe-
ren Ausbau der Windenergie an Land ausgegangen. Deutlich unter dem Ausbau des Basis-
szenarios 2010 A liegen die Annahmen, die in den Szenarien des Energiegipfels [Prognos
2007] getroffen wurden.

Die hohe Wachstumsdynamik mit einer mittleren Wachstumsrate von 8%/a zwischen 2009
und 2020 in Verbindung mit einem Riickgang des Bruttostromverbrauchs um 3% im selben
Zeitraum fuhrt zu einem EE-Anteil von 40% an der Stromversorgung des Jahres 2020. Mit
einer Wachstumsrate bis 2020 von 18%/a wéachst die Fotovoltaik in diesem Zeitabschnitt am
weitaus starksten. Dieser Wert entspricht in etwa demjenigen der Windenergie im letzen
Jahrzehnt. Nach 2020 wéchst die Strombereitstellung der EE weiter mit einer Wachstumsra-
te von 4%/a. Damit wird rechnerisch bereits im Jahr 2024 die 50%-Marke erreicht. Im Jahr
2030 decken dann Erneuerbare 65% der Stromversorgung. Die Wachstumsdynamik wird
uberwiegend von der Windenergie und der Solarstrahlung (Fotovoltaik und solarthermischer
Strom) getragen, wahrend das Potenzial der Biomasse im Rahmen der hier gesetzten Rah-
menbedingungen um 2030 mit rund 60 TWh/a ausgeschopft sein wird. Der Aufbau der
Stromerzeugung aus Geothermie lauft relativ langsam an und spielt im Szenario bis 2050
insgesamt eine eher geringe Rolle. Fir die gesamte EE-Stromerzeugung beginnt ab 2020
auch der Import von EE-Strom eine Rolle zu spielen. In 2030 werden im Saldo mit 19 TWh/a

13 Eine erste Variante des EE-Ausbaupfades bis 2020 der Leitstudie 2010 war im Friihjahr/Sommer Grundlage
des Nationalen Aktionsplans, den die Bundesregierung im Sommer 2010 der EU-Kommission Ubermittelt hat. Der
dort seinerzeit gemeldete Ausbau wurde in der Zwischenzeit Uberprift und in einzelnen Bereichen — insbes.
~Strom aus Biomasse” und ,PV* - auf Grundlage aktueller Entwicklungen und Erkenntnisse etwas modifiziert.
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erst 6% des EE-Stroms importiert (bezogen auf den Gesamtverbrauch an Strom sind es
3,3%), im Jahr 2050 sind es mit 124 TWh/a bereits 22% der EE-Stromerzeugung bzw. 19%
des Gesamtverbrauchs. Beim EE-,Stromangebot* wéchst der Anteil fluktuierenden EE-
Stroms am gesamten Bruttostromverbrauch kontinuierlich. Derzeit belauft er sich (Wind,
Fotovoltaik) nur auf 8%. Im Jahr 2020 betragt er bereits 23% und steigt bis 2050 auf knapp
45%.
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Abbildung 3.10: Entwicklung der Stromerzeugung aus EE bis 2030 im Basisszenario 2010 A;
Vergleich mit dem Leitszenario 2009 und den Szenarien EE (, starkerer Ausbau
erneuerbarer Energien*) und KV (,Koalitionsvereinbarung*) des Energiegip-
fels [Prognos 2007]

Tabelle 3-2: Stromerzeugung erneuerbarer Energien im Basisszenario 2010 A nach Energiear-
ten (ndherungsweise tatsachliche Jahresenergiemenge)

in TWh/a 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Wasserkraft 20,4 19,1 20,4 21,4 22,2 22,8 23,5 24,4 25,1
Windenergie 40,6 38,6 43,4 72,0 108,0 145,0 182,0 240,3 261,1
- Onshore 40,6 38,45 43,0 63,8 75,5 81,3 87,0 97,8 101,2
- Offshore - 0,15 0,4 8,2 32,5 63,7 95,0 142,5 159,9
Fotovoltaik 4,4 6,6 12,5 30,4 43,9 50,5 57,0 60,1 61,2
Biomasse 27,8 30,5 31,7 41,1 49,5 52,8 56,1 60,2 60,5
- Biogas, Klar-, Depo- 11,8 13,4 14,1 18,5 22,3 23,7 25,0 27,3 27,3
niegas; Pflanzendle

- feste Biomasse 11,1 12,1 12,4 17,1 21,3 23,2 25,2 27,0 27,3
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in TWh/a 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
- biogener Abfall 4,9 5,0 51 5,4 5,9 59 5,9 5,9 5,9
Erdwéarme 0,02 0,02 0,03 0,37 1,7 4,1 6,6 14,3 24,1
EU-Stromverbund - - - - 1,8 18,6 35,4 86,3 123,8
- solarthermische KW - - - - - 6,1 15,0 48,8 81,3
- Wind, andere EE - - - - 1,8 12,5 20,4 37,5 42,5
EE-Strom gesamt 93,2 94,8 108,0 165,2 227,1 293,8 360,6 485,6 555,8
EE-Strom nur Inland 93,2 94,8 108,0 165,2 | 225,3 | 275,2 | 3252 | 399,3 | 4320

Mit dem deutlichen EE-Ausbau bei relativ geringer jahrlicher Auslastung (insbesondere PV)
wachst die installierte EE-Leistung besonders stark (Tabelle 3-3). Mit 112 GW im Jahr 2020,
davon allein 46% Fotovoltaikleistung, liegt dieser Wert deutlich Gber der zu erwartenden
Netzhochstlast von ca. 80 GW. Mit 97 GW Leistung dominiert der Anteil der fluktuierenden
Energiequellen Wind und Solarstrahlung. Zu diesem Zeitpunkt Ubertrifft die PV-Leistung
auch die installierte Leistung der gesamten Windkraft, womit sie jedoch nur 38% der Strom-
menge der Windkraft erzeugt. Allein diese Angaben weisen auf den etwa ab 2020 stark
wachsenden Bedarf an Ausgleichs- und Speichermdglichkeiten fiir den anfallenden EE-
Strom hin. Aus diesem Grund wird nach 2030 im Szenario eher das Wachstum des internati-
onalen Stromverbunds und der ,heimischen* Offshore-Windenergie bevorzugt, wahrend die
heimische PV-Leistung bei maximal 65 GW verbleibt.

Tabelle 3-3: Installierte Stromleistung erneuerbarer Energien im Basisszenario 2010 A (Leis-
tungen zum jeweiligen Jahresende)

in GW 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

Wasserkraft 4,38 4,39 4,40 4,52 4,67 4,80 4,94 5,10 5,20
Windenergie 23,89 25,77 27,74 36,65 45,75 54,30 62,84 76,45 79,30
- Onshore 23,89 25,70 27,53 33,65 35,75 36,80 37,84 39,92 40,00
- Offshore 0,07 0,21 3,00 10,00 17,50 25,00 36,53 39,30
Fotovoltaik 5,98 9,78 18,28 38,43 51,75 57,38 63,00 65,00 65,00
Biomasse 5,41 5,89 6,26 7,72 8,92 9,40 9,88 10,55 10,60
- Biogas, Klargas u.a. 2,04 2,35 2,55 3,20 3,63 3,80 3,97 4,33 4,33
- feste Biomasse 1,94 2,09 1,24 2,96 3,59 3,91 4,20 4,51 4,55
- biogener Abfall 1,44 1,45 1,47 1,57 1,70 1,70 1,70 1,70 1,70
Erdwérme 0,003 0,007 0,01 0,08 0,30 0,65 1,01 2,20 3,71
EU-Stromverbund - - - - 0,58 3,58 6,58 15,00 21,00
- solarthermische KW - - - - - 1,00 2,50 7,50 12,50
- Wind, andere EE - - - - 0,58 2,58 4,08 7,50 8,50
EE-Strom gesamt 39,67 45,84 56,69 87,40 | 111,97 | 130,11 | 148,25 | 174,29 | 184,79

Die installierte EE-Leistung wachst bis 2050 auf insgesamt 184 GW, wenn die anteilige
Leistung des EE-Imports mit bertcksichtigt wird. Im Basisszenario 2010 A sind davon aller-
dings 50 GW (100 TWh/a) fur die Bereitstellung von EE-Wasserstoff als Kraftstoff ,reser-
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viert, die von dem flexiblen ,Verbraucher” Elektrolyse entsprechend dem EE-Angebot auf-
genommen werden.

Das den gegenwartigen EE-Strommarkt dominierende Wachstum der Fotovoltaik macht
auch Abbildung 3.11 deutlich. Mit 3,8 GW Zubau im Jahr 2009, 8,5 GW in 2010 und 6 GW in
2011, wie im Basisszenario 2010 A angenommen, bewirkt sie eine sprunghafte Steigerung
der jahrlich installierten gesamten EE-Leistung auf 11 GW im Jahr 2010. Erst nach 2020 wird
sich wegen des dann erforderlichen hohen Ersatzbedarfs wieder ein steigendes Niveau,
dann allerdings Uber Jahrzehnte hinweg, einstellen. Bis nahezu 2020 bleibt die Fotovoltaik
hinsichtlich der jahrlich installierten Leistung die dominierende Einzeltechnik, erst danach
wird sie wieder von der Windenergie abgeldst, die dann einen hohen Ersatzbedarf zu befrie-
digen hat.
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Abbildung 3.11: Jahrlich installierte Leistung der EE im Stromsektor im Basisszenario 2010 A
(Neuinstallationen und Ersatz)

3.2.2 Auswirkungen des EE-Ausbaus auf den Ubrigen Kraftwerkssektor

Als Teil der Effizienzstrategie wird auch der Stromverbrauch verstarkten Einsparbemuihun-
gen unterworfen. In Anlehnung an [IEKP 2007] und [Prognos 2007] wird von einem Ruck-
gang der Stromnachfrage in den ,konventionellen® Verbrauchsbereichen ausgegangen,
indem dort die vorhandenen technischen Effizienzpotenziale sukzessive mobilisiert werden.
Der Endenergieverbrauch an Strom (ohne Schienenverkehr, ohne Warmepumpen, ohne
Elektromobilitat) sinkt im Basisszenario 2010 A von derzeit 480 TWh/a (2009; in Abbildung
3.12 die drei unteren Verbrauchssektoren) unter Berlcksichtigung des in 2009 starken
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Ruckgangs infolge der Finanz- und Wirtschaftskrise (in 2008 waren es noch 506 TWh/a) bis
2020 auf 450 TWh/a, also um rund 6%.
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Abbildung 3.12: Strukturelle Entwicklung des Bruttostromverbrauchs im Basisszenario 2010 A

Auch danach lasst sich diese Stromnachfrage noch verringern [UBA 2007]; bis 2050 wird
von einer Reduktion in diesen Verbrauchssegmenten bis auf 400 TWh/a ausgegangen.
Insgesamt wird bei Berticksichtigung nur dieser Verbrauchsegmente bis 2050 eine Minde-
rung des Stromverbrauchs um etwa 23% erreicht. Entgegen diesem Trend weitet sich der
Stromverbrauch des Schienenverkehrs aus und zwar von derzeit 16 TWh/a auf 20 TWh/a im
Jahr 2020 und schlie3lich bis 2050 auf 26 TWh/a. ,Neue“ Stromverbraucher, wie Warme-
pumpen und Elektromobilitat, erreichen nach 2020 deutliche Anteile am gesamten Brutto-
stromverbrauch. Im Jahr 2020 bel&uft sich deren Verbrauch zusammen auf rund 10 TWh/a
und steigt dann deutlich, bis er 2050 eine Héhe von 40 TWh/a (davon WP 15 TWh/a und E-
Mobilitdt 25 TWh/a) erreicht. Diese zusatzlichen Verbraucher bewirken, dass der gesamte
Endenergieverbrauch an Strom im Basisszenario 2010 A im Jahr 2030 mit 463 TWh/a einen
Tiefstwert erreicht und danach wieder ansteigt. Er belduft sich im Jahr 2050 auf 466 TWh/a.

Fur den nach 2020 deutlich steigenden Speicherbedarf fir EE wird in den Basisszenarien als
eine mogliche Option fur weiteren bzw. starker vernetzten Lastausgleich und Lastmanage-
ment auch die Erzeugung von Wasserstoff mittels Elektrolyse aus EE-Uberschussstrom
dargestellt. Dieser Wasserstoff wird im Basisszenario 2010 A ausschlie3lich im Verkehr
eingesetzt. Mit dem Strom fir die Elektrolyse steigen die ,zusatzlichen* Stromverwendungen
im Basisszenario 2010 A bis 2050 auf insgesamt 140 TWh/a, was 22% des gesamten Brut-
tostromverbrauchs entspricht.

Das Ende September 2010 im Energiekonzept der Bundesregierung verankerte Ziel, den
Stromverbrauch in Deutschland insgesamt bis 2050 um ein Viertel gegeniber 2008 zu sen-
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ken, konnte in den vorliegenden Szenarienrechnungen noch keine Berticksichtigung finden,
da diese bereits 2009 begonnen und Ende September 2010 weit fortgeschritten waren. Es
soll aber im weiteren Projektverlauf aufgegriffen werden.

Infolge der Stromeffizienzstrategie im Zusammenwirken mit dem starken EE-Ausbau sinkt im
Basisszenario 2010 A mit dem bisherigen Ausstieg aus der Kernenergie die fossil erzeugte
Stromerzeugung von derzeit 361 TWh/a auf 314 TWh/a in 2020 (Tabelle 3-4) und sehr
deutlich bis 2030 auf 189 TWh/a, was nahezu die Halfte des heutigen Werts darstellt. Da
parallel auch ein Ausbau der KWK angestrebt wird, trifft dieser Riickgang insbesondere die
Stromerzeugung in Kondensationskraftwerken. Im Jahr 2030 wird im Basisszenario 2010 A
mit 108 TWh/a nur noch 35% der heutigen Strommenge aus fossilen Kondensationskraft-
werken bendétigt. Insbesondere die Verstromung von Kohle in Kondensationskraftwerken
sinkt bis 2030 auf unter ein Drittel des heutigen Werts. Das macht deutlich, wie restriktiv mit
weiteren Neubauten fossiler Kraftwerke ohne KWK bereits dann umgegangen werden muss,
wenn der bisherige Atomausstieg erhalten bliebe (Basisszenario 2010 A).

Tabelle 3-4: Fossile Stromerzeugung in Kondensationskraftwerken und in Kraft-Wéarme-
Kopplungsanlagen sowie Struktur der KWK im Basisszenario 2010 A

TWh/a 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Kohlen 299 279 274 214 106 29 15
- davon Kondensations-KW 268 249 244 185 80 11 4
- davon KWK 31 30 30 29 26 18 11
Erdgas/Ol 90 82 88 100 83 65 65
- davon Kondensations-KW 65 58 60 56 28 7 7
- davon KWK 25 24 28 44 55 58 58
Fossil gesamt 389 361 362 314 189 94 81
-davon Kondensations-KW 333 307 304 241 108 18 11
- davon KWK 56 54 58 71 81 76 70
-- davon BHKW (Erdgas; OI)*) 10 10 12 20 29 31 30
KWK gesamt **) 84 85 90 124 140 142 142
- Fernwarme (HKW) 32 32 33 39 38 35 32
- Nahwarme, Objekte (BHKW) 14 15 17 33 46 51 56
- Industrie (HKW, BHKW) 38 38 40 53 56 56 54
Anteil KWK an Bruttostrom- 13,2 14,4 14,9 21,8 25,5 24,6 22,3
erzeugung, %

Anteil KWK aus EE an gesamter 32,0 35,0 34,0 40,8 42,9 46,5 49,3
KWK, %

Nachrichtlich: 149 135 130 27 0 0 0
Strom aus Kernkraftwerken

*) BHKW fur Nahwarme, Objekte und Industrie
**) einschl. Biomasse und Geothermie, enthélt 2008 und 2009 auch Biomasse-Anlagen ohne KWK

Das angestrebte deutliche Wachstum der KWK kann nur erfolgen, wenn weiterhin die
Nahwéarme- und Objektversorgung mit dezentralen BHKW deutlich ausgebaut wird und auch
die Industrie noch starker auf Kraft-Warme-Kopplungsanlagen zurtickgreift. Nur dadurch ist
ein mittelfristig stabiler fossiler Beitrag im Stromsektor mit den angestrebten Treibhausgas-
minderungen vertraglich. Daraus folgt auch, dass Erdgas den weitaus gro3ten Beitrag der
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fossilen KWK-Erzeugung tbernehmen wird. Zudem wéchst die Bedeutung der EE im KWK-
Sektor durch den weiteren Zuwachs bei Biomasse und langerfristig auch durch den Beitrag
der Tiefengeothermie. Die im Basisszenario 2010 A angenommenen Strukturanderungen im
KWK-Bereich veranschaulicht Abbildung 3.13.
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Abbildung 3.13: Strukturelle Anderungen und Ausbau bei der KWK im Basisszenario 2010 A

Wegen dieser sehr weitgehenden strukturellen Anderungen innerhalb eines Jahrzehnts stellt
das im Basisszenario 2010 A angenommene Wachstumsziel von 124 TWh/a KWK-Strom im
Jahr 2020 (entsprechend einem Anteil von knapp 22% der Bruttostromerzeugung) eine sehr
ehrgeizige Zielsetzung dar. Das urspriunglich politisch angestrebte Ziel von 25% lasst sich
bis dahin nicht erreichen, da die derzeitigen Rahmenbedingungen zur Unterstitzung dieses
Ausbaus nicht ausreichen. Auch muss der Zubau fossiler KWK mit dem langfristigen Ziel
einer weitgehend emissionsfreien Energieversorgung kompatibel sein. Dies ist bei einer
gasversorgten KWK der Fall. Hier ist langerfristig ein Ersatz von Erdgas durch EE-
Wasserstoff oder EE-Methan moglich. Da in KWK-Anlagen der Einsatz des Brennstoffs
wegen Nutzung der Warme mit hohem Gesamtnutzungsgrad erfolgen kann, ist dies ein
besonders sinnvoller Einsatzbereich fir chemische Energietrager, die mittels EE-Strom
bereitgestellt werden.

Der deutliche EE-Ausbau bewirkt eine geringere Auslastung fossiler Kraftwerke. Bereits
2020 macht sich dieser Rickgang bemerkbar (Mittelwert fossiler Kondensations-KW in 2009:
5400 h/a; 2020: ~5000 h/a); danach wird der Rickgang noch deutlicher (2030: ~3770 h/a).
Die (mittlere) Auslastung der EE-Anlagen (ohne Biomasse) schwankt derzeit je nach Jahr
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zwischen 1600 und 1900 h/a. Bis 2020 bleibt sie im Wesentlichen unverandert, da sich der
deutliche Zubau von Fotovoltaik mit der wachsenden Bedeutung von Offshore-Windanlagen
und wachsenden Beitragen der Geothermie die Waage halten. Langerfristig steigt sie jedoch
wegen des deutlichen Wachstums von Offshore-Windanlagen und des Imports von EE-
Strom aus Gebieten mit glnstiger Angebotscharakteristik. Im Jahr 2030 liegt die mittlere
Auslastung aller EE bei 2200 h/a und erreicht im Jahr 2050 einen Wert von 2850 h/a. Darin
zeigt sich indirekt eine gewisse Vergleichmafigung durch ein groRraumiges EE-Angebot,
welche die Integration in das Energieversorgungssystem erleichtert.

Tabelle 3-5: Leistung in Kondensationskraftwerken und in Kraft-Wéarme-Kopplungsanlagen
sowie in der gesamten KWK im Basisszenario 2010 A

GW 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Kohlen 52,8 52,8 51,1 42,9 27,6 14,2 9,6
- davon Kondensations-KW 40,6 40,2 39,4 30,8 16,3 53 3,8
- davon KWK 12,2 12,6 11,7 12,1 11,3 8,9 5,8
Erdgas/Ol 28,0 27,0 26,8 29,3 26,8 28,3 29,9
- davon Kondensations-KW 20,9 19,9 18,6 17,3 12,4 12,4 12,4
- davon KWK 7,1 7,1 8,2 12,0 14,4 15,9 17,5
Fossil gesamt 80,8 79,8 77,9 72,2 54,4 42,5 39,5
-davon Kondensations-KW 61,5 60,1 58,0 48,1 28,7 17,7 16,2
- davon KWK 19,3 19,7 19,9 24,1 25,7 24,8 23,3
-- davon BHKW (Erdgas; Ol) 2,1 2,1 2,4 4,1 6,0 6,4 6,5
KWK gesamt; (einschl. Biomasse 23,5 24,3 25,0 32,3 35,7 36,0 35,5
und Geothermie)

- Fernwarme (HKW) 10,8 11,2 11,2 12,8 12,7 12,3 10,9
- Nahwarme, Objekte (BHKW) 25 2,8 3,0 6,1 8,5 9,3 10,2
- Industrie (HKW, BHKW) 10,2 10,3 10,8 13,4 14,5 14,4 14,4
Nachrichtlich: Kernenergie 21,4 21,4 19,6 4,0 0 0 0
Gesamte Leistung 140,6 1457 153,0 187,4 202,3 216,7 2245

Entsprechend der sich verringernden Volllaststunden andert sich auch die installierte Leis-
tung der fossilen Kondensationskraftwerke (Tabelle 3-5). Die Leistung der noch benétigten
fossilen Kraftwerke sinkt von derzeit 80 GW auf 72 GW im Jahr 2020 und auf 54 GW in
2030, derjenige reiner Kondensationskraftwerke von derzeit 60 GW auf 48 GW in 2020 und
auf 29 GW in 2030. Sie ist dann nur noch geringfiigig hdher als die Leistung der fossilen
KWK-Anlagen, die — dem angestrebten Ausbauziel entsprechend — steigt und im Jahr 2030
mit knapp 26 GW ihren Maximalwert erreicht. Im Jahr 2050 verbleibt noch eine fossile Ge-
samtleistung von knapp 40 GW, die zusammen mit den anderen MalRhahmen zum Mana-
gement des EE-Angebots dienen (vgl. dazu Kapitel 5).

In Verbindung mit dem Ausbau der EE (Tabelle 3-3) ergibt sich eine deutlich wachsende
installierte Kraftwerksleistung im Basisszenario 2010, die bis 2020 auf 187 GW und bis 2050
auf 225 GW (einschliel3lich der fur EE-Wasserstoff eingesetzten Leistung von 50 GW)
wachst. Die daraus resultierende Bruttostromerzeugung und der Beitrag der einzelnen Ener-
giequellen veranschaulicht Abbildung 3.14.
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Abbildung 3.14: Struktur der Bruttostromerzeugung im Basisszenario 2010 A

Ersichtlich sind der deutliche Rickgang der Kondensationsstromerzeugung zugunsten der
Kraft-Warme-Kopplung, die sich langerfristig auf Erdgas und Biomasse stitzt, und der erheb-
lich wachsende Anteil der Stromerzeugung aus den anderen EE-Quellen. Ab 2025 wird von
einem Importsaldo der EE ausgegangen, das bis 2050 mit 124 TWh/a auf 19% der gesam-
ten Bruttostromerzeugung steigt.

3.2.3 Laufzeitverlangerung von Kernkraftwerken (Basisszenario 2010 C);
Zubau und Stilllegung von Kraftwerken

Aus den Bestandsdaten zur Kraftwerksleistung kann in Verbindung mit der Alterstruktur und
der erwarteten Nutzungsdauer der bestehenden Kraftwerke auf den notwendigen bzw. noch
,zulassigen“ Neubau konventioneller Kraftwerke geschlossen werden. Wegen des deutlichen
Zubaus von EE zur Stromerzeugung ist das Saldo von Zubau und Stilllegung von fossilen
Kraftwerken stets negativ. Flir das Basisszenario 2010 A mit dem bisherigen Ausstieg aus
der Kernenergie vor 2025 ist ab Stichjahr 2009 bis 2020 demnach noch ein (kumulierter)
Neubau von 17,8 GW Leistung in fossilen GroRRkraftwerken moéglich (Tabelle 3-6, Abbildung
3.15) Davon sollten 7,8 GW Erdgaskraftwerke sein, 7,4 GW kodnnen Steinkohlekraftwerke
(einschl. Miill) und 2,6 GW Braunkohlekraftwerke sein, Hinzu kommen noch 2,7 GW gasge-
feuerte dezentrale Blockheizkraftwerke (BHKW). Mehr als die Hélfte der Kraftwerke, néamlich
11,0 GW, muss in KWK errichtet werden, damit die angestrebte Ausweitung der KWK zeitge-
recht stattfinden kann.

Voraussetzung fir diesen Zubau ist aber, dass parallel 27,4 GW fossile Altkraftwerke stillge-
legt werden. 13,4 GW davon sind Steinkohlekraftwerke, 6,6 GW Braunkohlekraftwerke und
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7,4 GW erdgasgefeuerte Gasturbinen oder GuD-Kraftwerke. An EE-Anlagen (Nutzungsdauer
wind ~20 a; Fotovoltaik 25 a; Wasserkraft 50 a) werden bis 2020 rund 15 GW stillgelegt, der
Grof3teil davon (12,2 GW) sind Windanlagen (u. a. wegen Repowering). Die Neuinstallation
von EE-Anlagen ist mit 81,6 GW jedoch wesentlich hoher. AulRerdem werden bis 2020 im
Basisszenario 2010 A 17,4 GW Kernenergie stillgelegt. An der mit insgesamt 45 GW be-
trachtlichen Stilllegung von GroRRkraftwerken (und zusétzlich 0,7 GW fossile BHKW) bis 2020
ist ersichtlich, welche Ausmalie der notwendige Umbau der Stromversorgung annehmen
muss, wenn das Basisszenario 2010 A zeitgerecht umgesetzt werden soll.
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Abbildung 3.15: Stilllegung (kumuliert), Neubau (kumuliert) und resultierendes Saldo von
fossilen und nuklearen Kraftwerken in den Basisszenarien A und C

Im Basisszenario 2010 C wird der Kernenergieausstieg entsprechend dem aktuellen Be-
schluss vom 5. September um 8 bis 14 Jahre verschoben — bei unveranderten Rahmenbe-
dingungen hinsichtlich der Effizienzentwicklung und des Ausbaus des EE-Stroms (Tabelle
3-6, rechte Spalten). Bis 2020 werden demnach nur 1,1 GW Kernkraftwerksleistung abge-
baut. Damit werden in 2020 rund 113 TWh/a mehr Kernenergiestrom bereitgestellt als im
Basisszenario 2010 A [Matthes 2010b]. Entsprechend weniger Strom aus fossilen Kraftwer-
ken wird bei sonst unverdnderten Rahmenbedingungen bendtigt. Neben einer verringerten
Auslastung bestehender Kraftwerke kommt daflr eine zusatzliche Stilllegung von Altkraft-
werken bzw. ein geringerer Zubau fossiler Neukraftwerke in Frage. Im vorliegenden Fall sind
im Basisszenario 2010 C bis 2020 rund 39 GW an fossiler Leistung in Grol3kraftwerken
stillzulegen, noch 7,6 GW kdnnen dann an grofl3eren fossilen Neukraftwerken hinzukommen.
Wie im Basisszenario 2010 A wird zuséatzlich ein (geringfiigig geringerer) Zubau von 2,5 GW
an Gasleistung in dezentraler KWK (BHKW) unterstellt, so dass sich eine fossile Neubauleis-
tung von insgesamt 10,1 GW ergibt. Mit den vermutlich bis 2015 in Betrieb gehenden aktuel-
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len Neubauten in Hohe von rund 14,5 GW ist dieser ,zuldssige” Wert also bereits deutlich
Uberschritten.

Im Falle ihrer Inbetriebnahme ist ihre Wirtschaftlichkeit wegen zu geringer Auslastung nicht
gesichert, wenn gleichzeitig von einem unveranderten EE-Zubau ausgegangen wird. Diese
Gefahr wird von Stadtwerken und anderen unabhéangigen Stromerzeugern derzeit gesehen.
Man kann auch weniger wirksame MalRnahmen fiur eine effiziente Stromnutzung unterstellen,
so dass man auf der Nachfrageseite die Spielraume vergréRert. Das widerspricht aber der
Strategie eines nachhaltigen Klimaschutzes. Wird am EEG unverandert festgehalten, so fallt
eine dritte Moglichkeit, namlich die Verringerung des EE-Zubaus gegeniiber dem Basissze-
nario 2010 A, weg. Die Diskussion Uber Zeitdauer und weitere Ausgestaltung bzw. Modifika-
tion des EEG wird also auch davon bestimmt werden, in welchem Umfang die Stilllegung
fossiler ,Altkraftwerke® erfolgt. Fallt diese Stilllegung zu gering aus, kénnte infolge der daraus
resultierenden konventionellen ,Uberkapazitaten* der Druck auf eine Verringerung ,iiber-
schiissigen“ Stroms aus EE wachsen™.

Wegen des begrenzten Zubaus an Neukraftwerken kann zudem der angenommene Ausbau
der KWK auf knapp 22% im Basisszenario 2010 C nur erreicht werden, wenn der fossile
Zubau ausschlief3lich in KWK errichtet wird und zwar 3,5 GW in Kohle-HKW, 3,6 GW in Gas-
GuD-HKW und 2,5 GW in gasgefeuerten BHKW. Parallel ist — wie im Basisszenario 2010 A
— die entsprechende Warmeversorgung mit Nahwarmenetzen und angepassten bzw. erwei-
terten Fernwarmenetzen zu errichten.

Werden diese sehr engen strukturellen Vorgaben fur den Kraftwerksab- und -zubau im
Basisszenario 2010 C mit 12-jahriger Laufzeitverlangerung der Kernenergie erfullt, ergeben
sich im Jahr 2020 um 81 Mio. t/a niedrigere CO,-Emissionen der Stromversorgung im Ver-
gleich zum Basisszenario 2010 A (132 Mio. t/a gegeniber 213 Mio. t/a; Tabelle 3-6). Im Jahr
2030 sind die entsprechenden CO,-Emissionen mit 54 Mio. t/a noch um 51 Mio. t/a geringer
als im Basisszenario 2010 A. Nach Auslaufen der Kernenergie um das Jahr 2038 schwenkt
der CO,-Reduktionspfad wieder auf den Pfad des Basisszenarios 2010 A ein, wenn bis dahin
der EE-Ausbau und die Effizienzsteigerung bei der Energienutzung — wie im Basisszenario
2010 C unterstellt — denjenigen des Basisszenarios 2010 A entsprechen.

Der Bedarf an fossilen Neukraftwerken bleibt bei einer Laufzeitverlangerung von 12 Jahren
(Basisszenario 2010 C) auch nach 2020 gering. Bis 2030 sind es insgesamt 15,6 GW, also
noch weitere 8 GW nach 2020. Allerdings wird parallel von einer Stilllegung von insgesamt
60 GW fossiler Altkraftwerke bis zu diesem Zeitpunkt ausgegangen. Bei einer Laufzeitver-
langerung von Kernkraftwerken von 12 Jahren und mehr ware also unter der Voraussetzung
des Weiteren Ausbaus der EE wie im Basisszenario 2010 A auch die Option einer Riuckhal-
tung von CO; in fossilen Kraftwerken mangels fehlenden Bedarfs in Deutschland hinfallig.
Vielmehr sollten diese neuen fossilen Kraftwerke weitgehend als Gaskraftwerke errichtet
werden, um die Kompatibilitdt mit dem gegentiber dem Basisszenario 2010 A unverandertem

' In den Szenarien fiir das Energiekonzept der Bundesregierung [EWI 2010] wird der Zubau von
CCS-Kraftwerken ab 2025 nur mdglich, weil bereits 2020 der Beitrag der EE zur Stromerzeugung
mit 195 bis 204 TWh/a unter dem des Basisszenarios 2010 A mit 227 TWh/a liegt und der EE-
Zubau nach 2020 deutlich an Dynamik verliert [Nitsch 2010]. So werden im Jahr 2050 dort zwi-
schen 336 und 356 TWh/a EE-Strom erzeugt, in den Basisszenarien 2010 A und C sind es
456 TWh/a (jeweils mit importiertem EE-Strom). EinschlieRlich des zusatzlichen Beitrags fur die
EE-Wasserstofferzeugung sind es in den Basisszenarien A und C sogar 556 TWh/a EE-Strom.
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EE-Ausbau (2030 = 65% EE-Anteil an Bruttostromerzeugung) sicher zu stellen. Auch ohne
CCS-Technik dafur konnen bei dem unterstellten EE-Ausbau die CO,-Minderungsziele

eingehalten werden.

Tabelle 3-6:

Kraftwerksbestand in 2005, 2009 und 2020; Stilllegungen und Zubau von Kraft-

werken zwischen 2010 und 2020 im Basisszenario 2010 A und im Basisszenario

2010 C mit um 8 bis 14 Jahre verlangerter Laufzeit von Kernkraftwerken

Leistung in GW BESTAND BASIS 2010 A BASIS 2010 C (12 Jahre)
Stillegung Alt- KW | Zubau Bestand [|Stillegung Alt- KW | Zubau Bestand
Jahr 2005 2009 [2010-2020 2020 |2010-2020 2020 |2010-2020 2020 |2010-2020 2020
Kond. Kraftwerke 81,6 81,5 38,7 42,8 9,4 52,2 33,8 47,7 0,6 48,3
-Steinkohle/Ubr. feste B. 21,3 20,9 8,9 12,0 3,5 15,5 10,8 10,1 0,0 10,1
-Braunkohle 18,8 19,3 6,3 13,0 2,3 15,3 9,3 10,0 0,0 10,0
-Erdgas/Ol/iibrig.Gase 20,1 19,9 6,1 13,8 3,6 17,4 12,7 7,2 0,7 7,9
- Kernenergie 214 21,4 17,4 4,0 0,0 4,0 11 20,3 0,0 20,3
Offentliche HKW 10,4 11,2 4,0 7,2 5,6 12,8 4,0 7,2 5,0 12,2
- HKW Braunkohle 3,2 3,2 0,3 2,9 0,3 3,2 0,3 2,9 0,3 3,2
- HKW (Steinkohle, Miill) 5,5 6,3 34 3,0 2,9 58 34 3,0 2,9 5,8
- HKW (Erdgas +0l) 1,7 1,7 0,3 1,4 2,4 3,8 0,3 1,4 1,8 3,2
Nahwarme + Objekte 1,4 2,7 1,1 1,7 4,2 5,9 1,1 1,7 4,0 5,7
- BHKW(Gas;0l) 0,6 0,7 0,2 0,5 1,0 15 0,2 0,5 0,8 1,3
- BHKW.(Biomasse) 0,9 2,0 0,8 1,2 3,2 4,4 0,8 1,2 3,2 4,4
Industrielle KWK 9,3 10,3 3,7 6,7 6,8 13,4 3,7 6,7 6,1 12,7
- HKW (Steinkohle) 3,2 3,1 1,1 2,0 1,0 3,0 1,1 2,0 0,3 2,3
- HKW (Erdgas, Ol) 3,5 3,3 1,1 2,3 1,8 4,0 1,1 2,3 1,8 4,0
- BHKW(Erdgas, Ol) 1,4 1,4 0,5 0,9 1,7 2,6 0,5 0,9 1,7 2,6
- BHKW (Biomasse) 1,2 25 1,0 15 2,3 3,8 1,0 15 2,3 3,8
Regenerativ (ohne Biomasse) 24,7 40,0 13,1 26,9 76,1 103,0 131 26,9 76,1 103,0
-Laufwasser(+ Zulauf zu Speiche 4,3 4.4 0,6 3,8 0,9 4,7 0,6 3,8 0,9 4,7
-Wind 18,4 25,8 12,2 13,6 32,2 45,8 12,2 13,6 32,2 45,8
-Photovoltaik 2,0 9,8 0,3 9,5 42,3 51,8 0,3 9,5 42,3 51,8
-Geothermie 0,0 0,0 0,0 0,0 0,3 0,3 0,0 0,0 0,3 0,3
- Europ. Stromverbund 0,0 0,0 0,0 0,0 0,6 0,6 0,0 0,0 0,6 0,6
Gesamt Erzeugung 127,4 145,7 60,5 85,3 102,1 187,3 55,6 90,1 91,8 181,9
-Steinkohle/Ubr. feste B.; Mill 30,0 30,3 134 17,0 7,4 24,3 15,2 15,1 3,1 18,2
-Braunkohle 22,0 22,5 6,6 15,9 2,6 18,5 9,6 12,9 0,3 13,2
-Erdgas/Ol/iibrig.Gase 27,3 27,0 8,2 18,8 10,5 29,3 14,8 12,3 6,8 19,0
Fossil (einschl. Mll) 79,3 79,8 28,2 51,6 20,5 72,1 39,6 40,2 10,2 50,4
Kernenergie 21,4 21,4 17,4 4,0 0,0 4,0 1,1 20,3 0,0 20,3
Erneuerbare einschlie3lich 26,8 445 14,9 29,6 81,6 111,2 14,9 29,6 81,6 111,2
Biomasse (ohne biog. Abfall)
Fossile HKW 17,1 17,6 6,1 11,5 8,3 19,8 6,1 11,5 7,0 18,5
- HKW Braunkohle 32 3,2 0,3 2,9 0,3 3,2 0,3 2,9 0,3 3,2
- HKW Steinkohle 8,7 9,4 4,5 5,0 39 8,8 4,5 5,0 3,2 8,1
- HKW Erdgas (+ Ol) 5,2 5,0 1,4 3,7 4,2 7,8 1,4 3,7 3,6 7,2
BHKW gesamt 4,0 6,6 2,6 4,1 8,2 12,3 2,6 4,1 8,0 12,1
- BHKW, Erdgas, Ol 2,0 2,1 0,7 1,4 2,7 4,1 0,7 1,4 2,5 3,9
- BHKW Biomasse 2,1 4,5 1,8 2,7 5,5 8,2 1,8 2,7 5,5 8,2
KWK gesamt (HKW + BHKW) 21,1 24,2 8,7 15,5 16,6 32,1 8,7 15,5 15,1 30,6
fossile GroR-KW gesamt 77,3 71,7 27,4 50,3 17,7 68,0 38,8 38,9 7,6 46,5
(KOND + HKW)
CO2-Emissionen, Mio. t/a 311 285 213 132

der Stromerzeugung

*) ohne Pumpspeicherleistung; 2005 = 5,0 GW;

**) einschl. Mischfeuerung

Zubau-10; 30.10.10

57




Tabelle 3-7:

Eckdaten des Basisszenarios 2010 C, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008*) | 2009%) 2010 2020 2030 2040 2050
Primarenergie, PJ/a 14216 13398 13322 11534 9558 8328 7548
Primarenergie EE, PJ/a D 1147 1163 1270 2132 2957 3661 4128
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,7 9,5 18,5 30,9 44,0 54,7
Endenergie, PJ/a 9098 8714 8630 7783 6958 6228 5484
Endenergie EE, PJ/a 841 876 945 1711 2411 3021 3418
Anteil EE an EEV, % 9,2 10,1 11,0 22,0 34,7 48,5 62,3
Anteil EE an BEEV **), % 8,9 9,7 10,6 21,2 33,3 46,7 60,0
Strom Endenergie, PJ/a 1906 1793 1822 1735 1667 1670 1678
Strom Endenergie EE, PJ/a 335 341 374 793 1167 1488 1546
Anteil EE, % 17,6 19,0 20,5 45,7 70,0 89,1 92,1
Warme Endenergie, PJ/a 9 4606 4435 4391 3780 3316 2822 2450
Warme Endenergie EE, PJ/a 374 414 434 684 919 1125 1298
Anteil EE, % 8,1 9,3 9,9 18,1 27,7 39,9 53,0
Kraftstoff Endenergie, PJ/a 2589 2486 2417 2268 1975 1735 1358
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 138 233 325 408 574
Anteil EE, % 51 4,9 5,7 10,3 16,5 23,5 42,3
Bruttostromverbrauch, TWh/a ¥ 615 582 594 569 558 587 645
EE-Stromerzeugung, TWh/a 93,3 94,8 108 227 361 485 556
Anteil EE, % 15,2 16,3 18,2 39,9 64,7 82,6 86,2
Primarenergie, PJ/a 14216 13398 13322 11534 9558 8328 7548
Erneuerbare Energien 1147 1163 1270 2132 2957 3661 4128
Mineraldl 4905 4669 4686 3831 3076 2513 1778
Kohlen ¥ 3483 3156 2990 1553 698 407 206
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 2849 2491 2152 1747 1436
Fossile Energien, gesamt 11446 10763 10525 7875 5926 4667 3420
Kernenergie 1623 1472 1527 1527 675 0 0
COz-Emissionen, Mio. t COs/a 797 739 722 499 340 246 154
Verringerung seit 1990, % © 20,3 26,1 27,8 50,1 66,0 75,4 84,6
Durch EE vermiedene CO,- 109 110 119 217 291 379 411
THG-Emissionen, Mio t COzq4/a N 988 905 886 624 444 339 235
Verringerung seit 1990, % 18,4 25,3 26,9 48,5 63,3 72,0 80,6

1)
2)
3)
4)
5)
6)
7

*

**) Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziglich Netzverluste und Eigenverbrauch von

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode

nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung

Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlieRlich fossiles Stromimportsaldo (ohne EE-Import)
1990 = 1000 Mio. t COy/a (energiebedingte Emissionen und Hochofenprozess)

einschlief3lich Landnutzungséanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)

) Datenstand: Ende August 2010. Von BMU/AGEE-Stat danach veréffentlichte Angaben zu den
EE (vgl. http://www.erneuerbare-energien.de/inhalt/45919/) kénnen aufgrund ihrer Ifd. Aktualisierung

hiervon abweichen.

Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken
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In der Gesamtbilanz des Basisszenarios 2010 C (Tabelle 3-7)*° geht die Laufzeitverlange-
rung unter Voraussetzung der gleichen EE-Ausbauziele wie im Basisszenario 2010 A und
gleicher Endenergienachfrage zu Lasten von Erdgas und insbesondere von Kohle. Im Jahr
2020 werden mit 1553 PJ/a 30% weniger Kohle und mit 2491 PJ/a 12% weniger Erdgas
eingesetzt als im Basisszenario 2010 A. In 2030 sind es mit 700 PJ/a sogar 38% weniger
Kohle, aber mit 2150 PJ/a nur 10% weniger Erdgas. Entsprechend verringern sich die CO,-
Emissionen in diesem Zeitraum. Im Jahr 2020 bzw. 2030 liegen sie mit 499 Mio. t/a bzw.
340 Mio. t/a um 15% unter denjenigen des Basisszenarios 2010 A und sind nach Auslaufen
der Kernenergienutzung identisch mit denjenigen des Basisszenarios 2010 A.

3.3 Die Entwicklung des Warmemarkts bis 2050

Fur die Bereitstellung von Warme durch Brennstoffe sowie Fern- und Nahwarme wurden im
Jahr 2009 gut 50% der Endenergie umgesetzt und 38% der energiebedingten CO,-
Emissionen erzeugt. Zu 53% wird der Energiebedarf durch die Raumheizung bestimmt,
knapp 30% bendétigt die Industrie als Prozesswarme, die restlichen 17% werden fir den
Warmwasser- und Prozesswarmebedarf der Haushalte und der Kleinverbraucher eingesetzt.
Seine Umstrukturierung und Optimierung mittels der Strategieelemente Effizienzsteigerung,
Nutzwérme aus der Kraft-Warme-Kopplung und erneuerbare Energien ist flr einen erfolgrei-
chen Klimaschutz von herausragender Bedeutung, zumal mit Ol und Gas zu Uber 70%
Energietrager eingesetzt werden, die eine starke Importabhangigkeit aufweisen, deren Prei-
se in letzter Zeit betrachtlich gestiegen sind und die voraussichtlich in absehbarer Zeit knapp
werden. Im Vergleich zur hohen Aufmerksamkeit, die dem Stromsektor in der energiepoliti-
schen Diskussion meist gewidmet wird, findet der Warmemarkt zu selten die ihm zustehende
Bedeutung. Fir einen erfolgreichen Klimaschutz spielt der Umbau des Warmesektors jedoch
eine herausragende Bedeutung.

Die starksten Wirkungen einer verstarkten Effizienzstrategie zeigen sich beim zukinftigen
Energiebedarf flr die Warmebereitstellung. Der Gesamtbedarf an Warme (Raumwarme,
Warmwasser, Prozesswéarme) sinkt in den Basisszenarien bis 2020 mit 4283 PJ/a auf 84%
des Wertes von 2009 und bis 2050 mit 2879 PJ/a auf 56% (Abbildung 3.16; die Szenarien A,
B und C sind hinsichtlich der Warmeversorgung bis auf geringe Unterschiede in der KWK
identisch). Der Beitrag der EE steigt bis 2020 (ohne Stromanteil an der Warmeversorgung)
auf 18% und bis 2030 auf knapp 28%. Im Jahr 2050 kann mit 53% etwas mehr als die Halfte
der dann noch verbleibenden Nachfrage nach Warmeenergie mittels EE bereitgestellt wer-
den. Damit gelingt eine nahezu vdllige Verdrangung des Heizdls aus dem Warmemarkt. Der
Beitrag des Erdgases wird auf 40% des heutigen Verbrauchs reduziert, es wird nur noch im
Prozesswarmebereich und in der KWK eingesetzt.

Der Beitrag netzgebundener Warme (Fern- und Nahwéarme einschlief3lich Objekt-KWK; ohne
industrielle KWK) steigt von derzeit 380 PJ/a bis 2030 auf 680 PJ/a und bis 2050 auf
875 PJ/a. An fossilen Brennstoffen werden im Jahr 2050 noch 1150 PJ/a bendtigt, was 30%
des heutigen fossilen Einsatzes entspricht. Der Stromeinsatz im Warmesektor belduft sich
derzeit auf 530 PJ/a (147 TWh/a), wovon 16% fur die Raumwé&arme benétigt werden; weitere
27% dienen der Warmwasserbereitung. Der weitaus grofdte Anteil wird fUr die Bereitstellung

5 Weitere Angaben zu den Szenariovarianten Basis B und C findet man im Datenanhang.
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industrieller Prozesswarme bendgtigt. Mit der Mobilisierung von Effizienzpotenzialen kann der
Stromeinsatz fir Warmezwecke insgesamt verringert werden. Im Jahr 2050 liegt er noch bei
430 PJ/a (119 TWh/a). Der Strombedarf fir Raumwarme bleibt mit rund 80 PJ/a (24 TWh/a)
im Wesentlichen konstant. Wahrend Strom fir die direkte Raumheizung bzw. Speicherhei-
zung deutlich sinkt, wachst der Anteil des in Warmepumpen eingesetzten Stroms von derzeit
2,1 TWh/a (7,6 PJ/a) auf 15,3 TWh/a (55,2 PJ/a) im Jahr 2050.
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Abbildung 3.16: Endenergieeinsatz fir Warme im Basisszenario 2010 A (einschlief3lich Strom-
einsatz fir Warme)

In allen Bereichen der Warmenutzung gibt es betrachtliche Effizienzpotenziale. Um die
bedeutendsten Potenziale, die im Raumwarmesektor liegen, weitgehend ausschodpfen zu
kénnen, bedarf es bis 2050 aber eines gravierenden Strukturwandels (Abbildung 3.17).
Neben einer vollstandigen energetischen Sanierung des Altbaubestands erfordern die weiter
vordringende KWK und der EE-Ausbau in Form gréRerer Kollektoranlagen, Biomasse- und
Geothermieanlagen in erheblichem Ausmaf die Umwandlung von Einzelheizungen in netz-
gebundene Warmeversorgungen. Im Basisszenario 2010 A steigt ihr Anteil an der Raum-
warmebereitstellung von derzeit 13% auf 60% im Jahr 2050. Die Effizienzstrategie bewirkt
eine Verringerung der Raumwéarmenachfrage von derzeit 2668 PJ/a auf 1830 PJ/a (68%) im
Jahr 2030 und auf 1290 PJ/a (48%) in 2050. Dazu ist eine Reduktion des mittleren spezifi-
schen Raumwarmeverbrauchs von Wohngebauden von derzeit jahrlich 154 kWh/m2 auf
71 kWh/m2 und von Nichtwohngebauden von derzeit 102 kWh/m2 pro Jahr auf 49 kWwh/m2
erforderlich, was etwas mehr als einer Halbierung der heutigen Durchschnittswerte ent-
spricht.
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Abbildung 3.17: Endenergieeinsatz fiir Raumwarme im Basisszenario 2010 A (einschliellich
Stromeinsatz fir Warme)

Wegen der grof3en Einsparpotenziale ermoglicht die Effizienzstrategie eine beachtliche
Verminderung der CO,-Emissionen im Warmesektor. Von den insgesamt zwischen 2009 und
2050 vermiedenen 214 Mio. t COy/a im Warmebereich stammen 76% aus der Reduktion der
Warmenachfrage und dem fossilen KWK-Ausbau. Ohne eine erfolgreiche Mobilisierung
dieser Minderungspotenziale ist eine effiziente Klimaschutzstrategie im Warmesektor nicht
Zu erreichen. Bis 2020 tragt der Warmesektor wegen dieses ,Effizienzanteils Gberproportio-
nal zur gesamten CO,-Reduktion bei. Er setzt auch die Erdgasmengen frei, die im Stromsek-
tor fur den weiteren KWK-Ausbau und fur erdgasbefeuerte GuD-Kraftwerke bendtigt werden.
Gegenuber einem fossilen Energieverbrauch von 2300 PJ/a (Heizdl, Kohle, Erdgas) im Jahr
2009 werden in 2050 nur noch 300 PJ/a (nur Erdgas), also 13% fir Raumwarme bendétigt.

Die klimapolitischen Zielsetzungen der Bundesregierung erfordern also auch im Warmesek-
tor neben dem EE-Ausbau noch erhebliche strukturelle Veranderungen innerhalb der nachs-
ten Jahrzehnte. Nach den jetzigen Erkenntnissen erfordert die derzeitige Dynamik am War-
memarkt eine deutliche Verbesserung und Verstarkung des energiepolitischen Instrumenta-
riums, wenn diese strukturellen Veranderungen zeitgerecht erreicht werden sollen. Insbe-
sondere sollten sich die Kommunen hier ihrer gro3en Verantwortung bei Planung und
Durchsetzung entsprechender Energiekonzepte bewusst werden.

In Tabelle 3-8 ist der Beitrag der durch EE bereitgestellten Warmemengen aufgelistet. Mit
rund 5%/a mittlerer Wachstumsrate bis 2020 wachst der EE-Warmemarkt deutlich langsamer
als der EE-Strommarkt. Darin spiegelt sich das weniger wirksame energiepolitische Einflih-
rungsinstrumentarium im Vergleich zum Strommarkt wider. Das strukturelle Potenzial der
Biomasse wird bis 2030 weitgehend ausgeschopft. Biomasse dominiert aber auch dann noch
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eindeutig die EE-Warmebereitstellung. Trotz starken Wachstumsannahmen fiir Kollektor-
und Umweltwarme (im Basisszenario 2010 A um durchschnittlich 10%/a bis 2030) gewinnen
deren Beitrage erst ab etwa 2030 eine &hnliche Bedeutung wie bereits heute die Biomasse.
Relativ starker als die Gesamtmenge muss im Basisszenario 2010 die Warmeversorgung mit
Nahwarmenetzen wachsen, was neben unzureichenden Forderungsinstrumenten ein weite-
res schwerwiegendes strukturelles Hemmnis darstellt.

Insgesamt steigt die EE-Menge fur die Warmebereitstellung von derzeit 414 PJ/a
(115 TWh/a), was einem Anteil von 9% entspricht, bis 2020 auf 684 PJ/a (190 TWh/a),
entsprechend einem Anteil von 18%. In 2050 lauten die entsprechenden Werte 1300 PJ/a
(361 TWh/a) bzw. 53%. Die CO,-Emissionen der Warmebereitstellung verringern sich deut-
lich von derzeit 277 Mio. t/a auf 73 Mio. t CO,/a in 2050.

Der Stromeinsatz im Warmesektor verringert sich absolut von 173 TWh/a auf 119 TWh/a im
Jahr 2050, gewinnt aber relativ an Bedeutung (derzeit: 23% des gesamten Warmebedarfs,
2050: 33%). Ursache dafir ist zum einen der wachsende Einsatz von Warmepumpen fur
Raumheizzwecke (mit 31,5 GWy, Heizleistung in 2050 nahezu eine Verzehnfachung des
heutigen Wertes), zum anderen der Stromeinsatz fir industrielle Prozesswarme, der geringe-
re Einsparpotenziale besitzt als der Ubrige Warmesektor. Weiterhin ist der wachsende
Strombedarf fir Klimatisierung von Bedeutung.

Tabelle 3-8: Warmebereitstellung erneuerbarer Energien im Basisszenario 2010 A

in TWh/a 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Biomasse 97,2 104,9 109,3 128,8 1446 150,5 156,5 163,0 163,6
- Biogas, Klargas u. a.*) 16,4 17,2 18,3 22,9 27,0 28,4 29,7 32,2 32,2
- feste Biomasse 75,8 82,6 85,8 100,4 111,6 116,1 120,8 124,8 125,4
- biogener Abfall 50 51 52 55 6,0 6,0 6,0 6,0 6,0
Solarkollektoren 4,1 4,8 51 10,5 19,5 31,7 43,9 70,6 95,3
- Einzelanlagen 4,0 4,7 49 9,2 15,8 23,5 31,2 43,1 50,3
- Nahwéarme 0,1 0,1 0,2 1,3 3,7 8,2 12,7 27,5 45,0
Umweltwarme, 4,6 5,0 6,3 14,7 26,0 40,5 55,0 78,9 101,7
Geothermie

- Einzelanlagen (WP) 4,4 4,7 5,8 11,8 18,0 24,1 30,3 35,9 43,0
- Nahwéarmeanlagen 0,2 0,3 0,5 29 8,0 16,4 24,7 43,0 58,7
EE-Warme gesamt **) 105,9 1147 120,7 153,9 190,1 222,8 | 2554 | 312,5 | 360,6
- davon Nahwéarme 47,0 49,6 53,1 71,3 91,8 109,7 127,6 166,4 | 200,2
Nachrichtlich:

Ges. Strom fir Warme 173 147 158 149 140 133 127 125 119
- davon fiir Raumheizung 28 27 26 26 24 23 22 22 21
- davon fir WP 1,8 2,1 2,6 49 6,9 9,1 11,2 13,1 15,3

*) enthalt auch Deponiegas und flissige Brennstoffe
**) ohne EE-Strom fir Warme (bei WP nur Anteil Umweltwéarme)

Um obigen Zubau an EE zu erreichen, sind die in Abbildung 3.18 dargestellten jahrlichen
Leistungszuwdachse erforderlich. Der derzeitige Umsatz liegt bei knapp 5 GWy/a und besteht
zu etwa 40% aus Biomasse-Einzelheizungen (enthalten sind hierin auch reine Heizwerke).
Der Umsatz an Biomasse- und Biogasanlagen wird nach dem raschen Anstieg der letzten
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Jahre 2003 bis 2007 in Zukunft im Wesentlichen stabil bleiben und sich zwischen 3 und
knapp 4 GWg/a einpendeln. Fur Solar- und Geothermieanlagen (einschlie3lich Warmepum-
pen) ist ein deutlicher Anstieg zu erwarten. Bis 2020 steigt der Gesamtumsatz der EE-
Anlagen zur Warmebereitung auf 9 GWy/a. 50% des Marktes im Jahr 2020 bestehen dann
aus Solarkollektoranlagen mit einem merklichen Anteil von Nahwérmeanlagen. Der Kollek-
tormarkt wachst im Basisszenario 2010 A bis 2020 auf 4,6 GWy/a und betragt dann das
Sechsfache des heutigen Volumens. Deutlich wachst auch der Markt fur Geothermieanlagen
(Warmepumpen und hydrothermale Anlagen); sein Volumen betrdgt im Jahr 2020 mit
1,5 GWy/a gut das Funfzehnfache des heutigen Umsatzes.
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Abbildung 3.18: Jahrlich installierte thermische Leistung von EE im Warmemarkt im Basissze-
nario 2010 A (Neubau und Ersatz)

Nach 2020 steigt die Nachfrage nach EE im Warmemarkt in den Szenarien weiter. Im Jahr
2030 werden gut 11 GWy/a und in 2050 rund 16 GWy/a an thermischen EE-Anlagen umge-
setzt, also das etwa Dreifache des heutigen Wertes. Vergleicht man Abbildung 3.18 mit der
entsprechenden Abbildung fir den Stromsektor (Abbildung 3.11), so erkennt man, dass der
Markt fir EE-Anlagen zur Warmeerzeugung in eine noch starkere Wachstumsdynamik
eintreten muss als es EE-Anlagen im Stromsektor in der Vergangenheit erlebt haben, um zu
den im Basisszenario 2010 A unterstellten Anteilen bis 2050 (> 50%) zu gelangen. Dazu
muss jedoch das gesamte Forderinstrumentarium besser und effektiver ausgestaltet werden.
Zusatzlich muss das Engagement ,vor Ort“, also im Bereich der kommunalen Planung und
Durchfiihrung starker als bisher im Mittelpunkt der Umsetzungsbemuihungen stehen.
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3.4 Die Entwicklung des Verkehrssektors bis 2050

3.4.1 Entwicklung der Verkehrsleistungen und resultierender Endenergiever-
brauch

Der Energieverbrauch des Verkehrs ist bis 2000 sténdig gestiegen. Seit 2002 ist er etwa
konstant (2002: 2670 PJ/a; 2008: ca. 2643 PJ/a). Wegen des weiterhin deutlichen Anstiegs
der Verkehrsleistungen im Guter- und im Luftverkehr wurden spezifische Effizienzverbesse-
rungen weitgehend kompensiert [UBA 2006]. Zusatzlich behinderte im Individualverkehr der
Trend zu immer gréReren Fahrzeugen, zu hoherem Komfort sowie aufwandiger Sicherheits-
technik einen merklichen Rickgang des Kraftstoffverbrauchs. Die EU-Vorgaben zur Minde-
rung der CO,-Emissionen werden aber zukilnftig einen wachsenden Druck auf den spezifi-
schen Kraftstoffverbrauch von PKW ausitben. In Verbindung mit einer nicht mehr ansteigen-
den Verkehrsleistung im Personenverkehr kann daher dort von einem Rickgang des Ener-
giebedarfs ausgegangen werden. Langerfristig wird dieser Ruckgang durch sinkende Bevél-
kerungszahlen noch verstarkt. Im Guterverkehr ist dagegen keine Trendwende in Sicht,
vielmehr wird von einer weiteren deutlich wachsenden Verkehrsleistung ausgegangen. Der
Verbrauchszuwachs kann allerdings gedampft werden, wenn deutliche Verlagerungen des
Guterverkehrs auf die Schiene stattfinden.

Fur die Basisszenarien 2010 wurden die Gesamtverkehrsleistungen den Eckdaten fir das
Energiekonzept (Stand 13.4.10) entnommen; die Aufteilung auf die Verkehrstrager geschah
in Anlehnung an [WWF 2009] und [Renewbility 2009]. Im Personenverkehr zeigen sich wenig
strukturelle Veranderungen, nach 2030 geht der Individualverkehr zurlck; der Flugverkehr
steigt bis 2030 noch deutlich (Tabelle 3-9). Die Glterverkehrsleistung wachst, bezogen auf
das ,Normaljahr® 2008 bis 2040 um 42% und damit deutlich starker als das BIP mit 26%.
Entsprechend [WWF 2009] und [UBA 2010c] wird angenommen, dass sich die Guterver-
kehrsleistung der Bahn bis 2030 etwa verdoppeln lasst, wenn rechtzeitig die richtigen Investi-
tionen getroffen werden (vgl. auch: [Holzhey 2010]. Auch die Verkehrsleistung der Schifffahrt
nimmt noch zu, so dass die Verkehrsleistung des Straf3enguterverkehrs bis 2050 ,nur® um
50% steigt. Im Basisszenario 2010 A wird von einer Reduktion des mittleren spezifischen
Kraftstoffverbrauchs bei Verbrennungsmotoren um 27% im Individualverkehr und um 21% im
StraBenguterverkehr bis 2020 ausgegangen. Die langerfristigen Reduktionspotenziale des
spezifischen Kraftstoffverbrauchs (bis 2050) werden im Individualverkehr bei 50% gesehen,
im StrafBenguterverkehr bei 40%.

Mit diesen Annahmen sinkt der Endenergieverbrauch im Personenverkehr bis 2020 um 18%
auf 1384 PJ/a. Der Verbrauchsriickgang verstarkt sich danach durch den Aufwuchs der
effizienten Elektromobilitat (mit 33% Anteil im Jahr 2050) und sparsamer Wasserstoff-PKW
(20% im Jahr 2050) sowie durch den Riickgang der Personenverkehrsleistung ab 2030. Mit
748 PJ/a werden in 2050 nur noch 45% des derzeitigen Endenergieverbrauchs fiir den
Personenverkehr benétigt (Tabelle 3-9). Wegen der betrachtlichen Wachstumstendenzen im
Guterverkehr dampft die Effizienzsteigerung hier mittelfristig nur den Verbrauchszuwachs.
Der Endenergieverbrauch des Guterverkehrs steigt bis 2025 noch um 11% und liegt im Jahr
2050 mit 787 PJ/a nur 12% unter dem derzeitigen Verbrauch. Insgesamt sinkt der Endener-
gieverbrauch des Verkehrs bis 2020 um 8% und bis 2050 mit 1536 PJ/a um 40% unter den
gegenwartigen Verbrauch.
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Tabelle 3-9: Entwicklung der Verkehrsleistung im Personen- und Giterverkehr und resultie-
render Endenergieverbrauch (PJ/a) im Basisszenario 2010 A

Basisszenario 2010 A 2005 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Motorisierter Personen- 1084 1101 1090 1085 1110 1105 1058 1010
verkehr (Mrd. pkm)

PKW/Zweirader 875 890 880 872 888 883 840 799
Bahnen (Nah + Fern) 92 91 90 92 96 98 97 95
OPNV StraRe 64 62 62 61 59 55 53 50
Flugzeug 53 58 58 60 67 69 68 66
Guterverkehr (Mrd. tkm)*) 563 653 635 645 775 870 930 912
LKW 403 487 478 482 560 617 650 604
Bahn 95 100 93 95 142 172 192 215
Schiff 64 65 63 67 71 78 85 90
Flugzeug 1 1 1 1 2 3 3 3
Nachrichtlich: Endenergie- 2586 2643 2542 2474 2351 2092 1883 1536
verbrauch Verkehr (PJ/a)

*) ohne Rohrleitungen

3.4.2 Beitrag der erneuerbaren Energien im Basisszenario 2010 A

Im Basisszenario 2010 A werden im Verkehr — neben der in Abschnitt 3.1.3 abgeleiteten
Biokraftstoffmenge und dem steigenden Einsatz von EE-Strom flir den Schienenverkehr —
zusatzliche Mengen an EE-Strom genutzt, zum einen fur Elektromobilitdt und zum anderen
fur die Bereitstellung von Wasserstoff mittels Elektrolyse (Tabelle 3-10). Wesentlicher Grund
fur die Einfihrung der Option ,Wasserstoff* (bzw. alternativ von EE-Methan) ist die Erkennt-
nis, dass bei hohen EE-Beitrdgen an der gesamten Energieversorgung, die vorwiegend nur
uber EE-Strom bereitgestellt werden konnen, grundsétzlich ein chemischer Energietrager als
Speichermedium bendtigt wird. Damit riickt aber auch eine sinnvolle Verwendung dieses
Wasserstoffs in den Vordergrund, die nicht ausschlie3lich in der bloRen (ineffizienten)
~Ruckverstromung“ liegen kann. Sein Einsatz im Verkehr ist eine zusatzliche, naheliegende
Nutzungsmaoglichkeit, da der Einsatz von Wasserstoff als Kraftstoff in Verbrennungsmotoren
und Brennstoffzellen bereits vielfach erfolgreich demonstriert wurde [UBA 2006]. Die Bereit-
stellung des Wasserstoffs fur den Verkehr wird in der Einfihrungsphase dadurch erleichtert,
dass sein Erzeugung dezentral erfolgt (u. a. Elektrolyseanlagen an Tankstellen), so dass
dafiir noch keine spezielle Wasserstoffinfrastruktur benétigt wird'®. Fiir die im Basisszenario
2010 im Jahr 2050 angenommene Wasserstoffmenge in Hohe von 274 PJ/a (76 TWh/a)
werden 100 TWh/a EE-Strom benotigt.

% Im Szenario 100%-S/H2 (Kapitel 4) erfolgt eine Vertiefung dieser Strategie. Dort wird auch die Option EE-
Methan vorgestellt, die sich infrastrukturell ideal in die Erdgasversorgung einfugt.
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Tabelle 3-10: Bereitstellung von Kraftstoffen aus erneuerbaren Energien im Basisszenario
2010 A und Einsatz von EE-Strom

in TWh/a 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Biokraftstoffe 36,7 33,6 38,3 45,8 64,7 74,4 83,3 83,3 83,3
EE-Wasserstoff - - - - - - 7,0 30,0 76,0
EE-Kraftstoffe 36,7 33,6 38,3 45,8 64,7 74,4 90,3 113,3 159,3
EE-Strom fir Elek- 0 0 0 0,5 2,8 4,9 9,6 171 24,7
tromobilitat *)

EE-Strom fur tbrige 2,3 2,4 2,7 4,7 8,0 11,4 14,8 20,0 21,8
Mobilitat *)

Anteil EE-Kraftstoffe an 51 49 57 7,0 10,3 12,5 16,5 23,5 42,3

gesamtem Kraftstoffver-
brauch (%)

EE-Anteil an Endener- 55 52 6,0 7,6 11,6 14,6 19,7 28,8 48,3
gie Verkehr (%)
Nachrichtlich: EE-Strom - - - - - - 10 41 100

fir Wasserstoff

*) nachrichtlich; bereits in Tabelle 3-2 enthalten. Fir ,ibrige Mobilitat" ist der EE-Anteil am gesamten Stromein-
satz fur den Schienenverkehr ausgewiesen.

Neben dem EE-Strom fur Elektromobilitat ist auch die Gber EE bereitgestellte Strommenge
fur den Schienenverkehr ersichtlich. Wegen des deutlich steigenden EE-Anteils an der
Stromerzeugung wird dieser Beitrag im Basisszenario 2010 A erst 2050 von der EE-
Strombereitstellung fur den Individualverkehr tUbertroffen. Insgesamt wird im Verkehr im Jahr
2050 ein Deckungsanteil der EE (einschlielich Anteil am Bahnstrom) am Endenergiever-
brauch von 48% erreicht. Der Anteil der Kraftstoffe (Biokraftstoffe + Wasserstoff) — bezogen
auf den gesamten Kraftstoffverbrauch — erreicht dann 42,3%. Im Jahr 2020 bel&uft er sich
auf 10,3%, was etwa der angestrebten Reduktion an THG-Emissionen von 7% entspricht.
Mit 11% EE-Anteil am Endenergieverbrauch wird im Jahr 2020 auch das EU-Ziel von 10%
erreicht.

Im Jahr 2050 werden 33% der Verkehrsleistung im Individualverkehr elektrisch erbracht,
18% mit Biokraftstoffen und 20% mit Wasserstoff (Brennstoffzellen und/oder Verbrennungs-
motor). Der Individualverkehr basiert damit zu gut 70% auf EE. Im Stra3enguterverkehr
stammen 30% der Verkehrsleistung von Fahrzeugen mit Biokraftstoffen und 19% von Fahr-
zeugen mit Wasserstoff (Verbrennungsmotoren). Um die begrenzten Mengen an Biokraft-
stoffen nicht unnétig aufzusplittern stitzen sich Flug- und Schiffverkehr im Basisszenario
2010 A noch zu 100% auf fossile Kraftstoffe. Es sind selbstverstandlich auch Aufteilungen
vorstellbar, in denen diese beiden Verkehrstrager einen Teil der Biokraftstoffe nutzen. Es
kann beispielsweise attraktiv sein, Biokraftstoffe weitgehend fir den Flugverkehr zu reservie-
ren, da dort die Substitutionsmoglichkeiten fir andere Kraftstoffe (Wasserstoff) relativ auf-
wandig sind.

Im Basisszenario 2010 A ergibt sich die in Abbildung 3.19 dargestellte Endenergiestruktur im
Verkehrssektor. Von den fossilen Kraftstoffen nimmt nur noch Kerosin leicht zu, Benzin
nimmt stetig ab, wahrend Dieselkraftstoffe zunachst auf dem heutigen Niveau bleiben, um
dann nach 2015 ebenfalls abzunehmen. Im Jahr 2020 werden mit 2035 PJ/a fossiler Kraft-
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stoffe noch 86% der heutigen Menge bendtigt, 2050 ist es mit 783 PJ/a nur noch ein Drittel.
Die CO,-Emisisonen des Verkehrssektors sinken von 177 Mio. t CO,/a im Jahr 2009 auf
57 Mio. t COy/a in 2050, was 37% der Gesamtemissionen in diesem Jahr entspricht. Gegen-
tber 2009 sind die CO,-Emissionen im Verkehr um 68% gesunken. Der Verkehr ist also in
diesem Szenario noch unterproportional an der gesamten CO,-Minderung von 79% (gegen-
tber 2009) beteiligt.
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Abbildung 3.19: Endenergieverbrauch des Verkehrssektors im Basisszenario 2010 A nach
Energietragern

3.4.3 Bedeutung der Elektromobilitat (Basisszenario 2010 B) und weitere
Strukturvarianten im Verkehr

Im Basisszenario 2010 B wird der langerfristige Ausbau der Elektromobilitét soweit forciert,
dass der Individualverkehr in Verbindung mit der Nutzung von Biokraftstoffen und EE-
Wasserstoff im Jahr 2050 nahezu emissionsfrei vonstatten geht. Dazu ist es erforderlich im
Jahr 2050 ca. 66% (Basisszenario 2010 A: 33%) der Individualverkehrsleistung mit Elektro-
fahrzeugen abzuwickeln. Weitere 17% werden mit Biokraftstoffen und 12% mit EE-
Wasserstoff gedeckt. Aufgrund der hohen Effizienz des Elektroantriebs in PKW und des
dadurch geringeren Endenergieverbrauchs ist es auch méglich, hthere Beitrdge von Bio-
kraftstoffen und EE-Wasserstoff flir den Guterverkehr (ggf. auch fur den Flugverkehr und die
Schifffahrt) bereitzuhalten, so dass sich dort der EE-Anteil im Jahr 2050 auf 50% steigern
lasst im Vergleich zum Basisszenario 2010 A mit einem EE-Anteil von 47% (Tabelle 3-11).
EinschlieRlich des EE-Stromanteils decken damit die Erneuerbaren im Jahr 2050 rund 55%
des Endenergieverbrauchs des Verkehrssektors.
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Tabelle 3-11: Eckdaten des Basisszenarios 2010 B, speziell Beitrage der EE

2008%) 2009%) 2010 2020 2030 2040 2050
Priméarenergie, PJ/a 14216 13398 13306 11263 9465 8279 7506
Priméarenergie EE, PJ/a 2 1147 1163 1270 2132 2982 3708 4207
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,7 9,5 18,9 315 44.8 56,1
Endenergie, PJ/a 9098 8714 8630 7780 6928 6195 5449
Endenergie EE, PJ/a 841 876 944 1710 2432 3059 3489
Anteil EE an EEV, % 9,2 10,1 10,9 22,0 35,1 49,4 64,0
Anteil EE an BEEV **), % 8,9 9,7 10,6 21,2 33,8 47,6 61,7
Strom Endenergie, PJ/a 1906 1793 1822 1728 1692 1714 1757
Strom Endenergie EE, PJ/a 335 341 372 793 1188 1526 1617
Anteil EE, % 17,6 19,0 20,4 45,9 70,2 89,1 92,0
Warme Endenergie, PJ/a 2 4606 4435 4391 3789 3310 2825 2457
Warme Endenergie EE, PJ/a 374 414 434 684 919 1125 1298
Anteil EE, % 8,1 9,3 9,9 18,1 27,8 39,8 52,8
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 3 2589 2486 2417 2263 1926 1657 1235
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 132 121 138 233 325 408 574
Anteil EE, % 51 49 57 10,3 16,9 24,6 46,5
Bruttostromverbrauch, TWh/a ¥ 615 582 594 567 565 599 666
EE-Erzeugung, TWh/a 93,3 94,8 108 227 367 496 575
Anteil EE, % 15,2 16,3 18,2 40,0 65,0 82,8 86,3
Priméarenergie, PJ/a 14216 13398 13306 11263 9465 8279 7506
Erneuerbare Energien 1147 1163 1270 2132 2982 3708 4207
Mineral6l 4905 4670 4684 3803 2965 2397 1637
Kohlen © 3483 3156 3029 2230 1130 373 187
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 2905 2803 2391 1803 1474
Fossile Energien, gesamt 11446 10763 10618 8836 6486 4573 3298
Kernenergie 1623 1472 1418 295 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 739 729 584 390 238 144
Verringerung seit 1990, % 6 20,3 26,1 27,1 41,5 61,0 76,2 85,6
Durch EE vermiedene CO»-
Emissionen, Mio. t COs/a 2 109 110 119 217 295 385 421
THG-Emissionen, Mio t COxeq/a N 988 905 893 709 494 331 225
Verringerung seit 1990, % 18,4 25,3 26,3 41,4 59,2 72,7 81,4

1)
2)
3)
4)
5)
6)
7

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode
nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung
Kraftstoffverbrauch fir StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch einschlielich Strom aus Pumpspeichern
einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlieBlich Stromimportsaldo
1990 = 1000 Mio. t CO,/a (energiebedingte Emissionen und Hochofenprozess)
einschlief3lich Landnutzungsanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)
*) Datenstand: Ende August 2010. Von BMU/AGEE-Stat danach veroffentlichte Angaben zu den
EE (vgl. http://www.erneuerbare-energien.de/inhalt/45919/) kénnen aufgrund ihrer Ifd. Aktualisierung
hiervon abweichen.
**) Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von
Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken
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Dieser sehr weitgehende Einsatz von Elektrofahrzeugen erfordert gegentuber dem Basissze-
nario 2010 A einen zusatzlichen Stromeinsatz in Hohe von 24 TWh/a, der ausschliel3lich aus
Erneuerbaren bereitgestellt wird. Dies erfordert rund 8 GW EE-Leistung mehr; die installierte
EE-Leistung im Basisszenario 2010 B betréagt somit im Jahr 2050 rund 193 GW. Der EE-
Anteil am Endenergieverbrauch steigt auf 64% (Basisszenario 2010 A: 62,3%), derjenige am
Priméarenergieverbrauch auf 56% (Basisszenario 2010 A: 54,8%). Damit lassen sich die CO,-
Emissionen in 2050 gegenuber dem Basisszenario 2010 A um weitere 9 Mio. t/a auf
144 Mio. t CO,/a reduzieren. Im Basisszenario 2010 B wird so gegeniber dem Ausgangs-
wert 1990 eine CO,-Reduktion um 85,6% erreicht (Basisszenario 2010 A um 84,7%)).

Die entsprechende Entwicklung der Anzahl von Fahrzeugen mit Elektro- bzw. Hybridantrieb
geht von der Zielsetzung der Bundesregierung von 1 Mio. Fahrzeugen im Jahr 2020 aus. In
der Fortschreibung werden im Basisszenario 2010 A bis 2030 rund 4,5 Mio. Fahrzeuge und
bis 2050 rund 14 Mio. Fahrzeuge erreicht. Im Basisszenario 2010 B wird fiir 2020 bereits ein
Wert von 1,4 Mio. Fahrzeugen unterstellt und ein sehr dynamisches Wachstum angenom-
men. Mit 7,5 Mio. Fahrzeugen im Jahr 2030 wird das im Energiekonzept genannte Ziel von
6 Mio. Fahrzeugen ubertroffen. Im Jahr 2050 dominieren Elektrofahrzeuge mit 30 Mio. Stuick
den PKW-Markt.

Zusammen mit den gegeniber dem Basisszenario 2010 A unveranderten Beitragen von
Biokraftstoffen und EE-Wasserstoff sowie dem EE-Anteil am Stromverbrauch des Schienen-
verkehrs steigt der Beitrag der EE im Verkehrssektor auf insgesamt 829 PJ/a im Jahr 2050
(Abbildung 3.20), versechsfacht sich also gegenltber dem derzeitigen Beitrag.
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Abbildung 3.20: Beitrag erneuerbarer Energien im Verkehr im Basisszenario 2010
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Ihr Anteil am gesamten Endenergieverbrauch des Verkehrs im Jahr 2050 steigt mit 55,2%
uber die 50%-Marke (Basisszenario 2010 A: 48,3%; vgl. Tabelle 3-10). EE-Strom allein deckt
mit 255 PJ/a (71 TWh/a) knapp 17% des Endenergieverbrauchs im Verkehr.

Die verbleibenden CO,-Emissionen des Verkehrs belaufen sich im Jahr 2050 noch auf
48 Mio. t CO,/a entsprechend 27% des heutigen Wertes. Der Verkehrssektor erbringt also im
Vergleich zum Strom- und Warmesektor einen etwas geringeren Anteil an der gesamten
Emissionsminderung der Energieversorgung auf 19,5% (gegeniber 2009).

Die Ablosung fossiler Kraftstoffe kann aus heutiger Sicht auf sehr unterschiedliche Art erfol-
gen. Neben einer moglichst weitgehenden Reduktion des Energieverbrauchs stehen zur
nichtfossilen Deckung des Restbedarfs prinzipiell drei Optionen zur Verfigung. Dies sind
Biokraftstoffe, direkte Nutzung von EE-Strom und aus EE-Strom hergestellte speicherbare
Energietrager wie EE-Wasserstoff oder EE-Methan. Alle Optionen besitzen attraktive Poten-
ziale und haben noch weitere Entwicklungsmdglichkeiten. Sie besitzen aber auch jeweils
spezifische Vor- und Nachteile bzw. Grenzen besitzen. Deshalb ist es derzeit zu frih, eine
dieser Optionen eindeutig zu bevorzugen. In den Basisszenarien werden fur den langerfristi-
gen Zeitraum alle drei Optionen berlcksichtigt. Zum einen kommt darin die prinzipielle Of-
fenheit dieser Entwicklungen zum Tragen, zum andern kann nicht nur aus der Sicht des
Verkehrssektors argumentiert werden. Die Notwendigkeit, bei dem Umbau der Energiever-
sorgung in Richtung sehr hoher EE-Anteile bis hin zu einer vollstandig auf EE basierten
Energieversorgung Uber einen aus EE-Strom herstellbaren chemischen Energietrager (EE-
Wasserstoff, EE-Methan) verfligen zu kénnen, ist ein weiterer Grund, dessen Einsatzmdg-
lichkeiten auch im Verkehr zu berucksichtigen. Im Vergleich mit zwei weiteren aktuellen
Untersuchungen [WWF 2009; BMU 2010c] zur Struktur des Energieverbrauchs im Verkehrs-
sektor im Jahr 2050 wird diese Position deutlich’.

Im Basisszenario 2010 B sind im Jahr 2050 alle drei Optionen mit etwa gleicher Bedeutung
vertreten (Tabelle 3-12). Der auf 300 PJ/a begrenzte Beitrag von Biokraftstoffen wird flankiert
durch ahnlich hohe Beitrage von Wasserstoff und den direkten Einsatz von EE-Strom. Damit
sind flr die beiden letzten Optionen die Vorraussetzungen fur die weitere Substitution der
verbleibenden fossilen Energiemengen nach 2050 geschaffen. In den Verkehrskategorien
werden die Akzente unterschiedlich gesetzt. Im Individualverkehr dominiert die Elektromobili-
tat (46% des Energieverbrauchs), Biokraftstoffe und Wasserstoff folgen mit 28% bzw. 18% in
groBerem Abstand. Im Guterverkehr werden zu etwa gleichen Teilen Biokraftstoffe und
Wasserstoff eingesetzt (je etwa 25% des Energieverbrauchs), es folgt Strom (Bahn) mit 8%.

Im Innovationsszenario nach [WWF 2009] werden die fossilen Kraftstoffe bis 2050 fast aus-
schlie3lich durch Biomasse ersetzt, wobei der Beitrag von Strom fiir Elektromobilitéat in &hnli-
cher GroéRRenordnung liegt wie im Basisszenario A. Biomasse steht dort allerdings nur noch in
geringem Ausmal fir die stationdre Nutzung zur Verfligung. Die Wasserstoffoption ist bis
2050 kaum bericksichtigt und steht damit fir eine weitere Substitution nach 2050 nicht sofort
zur Verfigung. Bei einem insgesamt vergleichbaren gesamten Endenergieeinsatz von Bio-

" Es werden im weiteren Verlauf des Vorhabens noch weitere Szenarien fiir den Verkehr gerechnet und mitei-
nander verglichen. Dies geschieht auf Basis neuer Erkenntnisse zu mdglichen Fahrzeugkonzepten und
Marktentwicklungen in Abhangigkeit von energiepolitischen Rahmenbedingungen (u. a. Marktszenarien aus
einem parallel laufenden Projekt zur Elektromobilitat fur das BMWi, berechnet vom DLR-Institut fiir Fahrzeug-
konzepte). Hierbei werden auch die Kosten fir die Infrastrukturen mit berticksichtigt.
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masse (Strom, Warme Kraftstoffe = 1140 PJ/a) wird aber in [WWF 2009] rund 200 PJ/a mehr
Biomasseeinsatz (Primarenergie) bendtigt.

Auch die Szenarien zum Energiekonzept [EWI 2010] gehen von einem hohen Biokraftstoff-
einsatz im Verkehr aus. Wasserstoff ist auch in diesen Szenarien so gut wie nicht bertck-
sichtigt. Sie entsprechen damit in der Struktur weitgehend dem WWF-Szenario, das eben-
falls von Prognos erstellt wurde. Die vorgegebene Grenze von 2200 PJ/a ,zulassigem*
Biomassepotenzial in den Szenarien fir das Energiekonzept wird voll ausgeschépft. Wird
angenommen, dass das heimische Potenzial von 1535 PJ/a voll genutzt wird, so missen
zusatzlich noch weitere 40% Biomasse importiert werden. Soll damit ein klimawirksamer
Nutzen verbunden sein, so verlangt diese hohe Importquote ein Héchstmal® an glaubwirdi-
gen ZertifizierungsmalRnahmen und -kontrollen.

Tabelle 3-12: Hohe und Struktur der Energiebedarfsdeckung im Verkehr (Jahr 2050) in ver-
schiedenen Untersuchungen (in PJ/a) und gesamte Biomasse fir alle Nutzungen

Jahr 2050 Fossil | Biokraft- | Wasser- Elektro- Ubriger Gesamter Gesamte
stoffe stoff Mobilitat Strom Verbrauch | Biomasse

Basis 2010 A 783 300 274 89 90 1536 1535%)
Basis 2010 B 662 300 274 175 90 1501 1535%)
WWF Innovation 436 921 10 101 86 1560 1720
McKinsey&Company | ~980 ~80 k.A. ~250 ~90 ~1400 ~500
fir BMU
Szenario Il A zum 503 778 15 134 ~90 1520 2170
Energiekonzept
Nachrichtlich: 2009 2365 121 0 0 59 2542 820

*) im Inland nutzbares Priméarenergiepotenzial (vgl. Abschnitt 3.1.3)

In einer weiteren Untersuchung fir das BMU [BMU 2010c] wurde im Kontrast zu den oben
genannten Studien von einem extrem niedrigen Biomassepotenzial zwischen 320 und
680 PJ/a (Mittelwert ~500 PJ/a) fur Deutschland ausgegangen, wobei ~80 PJ/a fir den
Verkehr vorgesehen sind, also weniger als heute bereits an Biokraftstoffen eingesetzt wird.
Dieses niedrige Potenzial rihrt in dieser Untersuchung von der strikten Anwendung der
globalen Gleichheitspramisse her (global gleicher Pro-Kopf-Anspruch auf das energetisch
nutzbare Potenzial der Biomasse). AuRerdem hat der Verkehrssektor dieselbe Emissions-
minderung wie alle anderen Sektoren zu erbringen. Daraus wurde zur Erfillung der Klima-
schutzziele fir den Individualverkehr ein notwendiger Anteil von bis zu 93% an Elektromobili-
tat abgeleitet. Der Wasserstoffoption wurde ein grof3es Potenzial bescheinigt, ohne sie
jedoch in die Abschétzung einzubeziehen. Mit den beiden Untersuchungen [WWF 2009] und
[BMU 2010c] durften die Extremvarianten der moglichen Beitrdge von Biokraftstoffen und
Elektromobilitat im Verkehr des Jahres 2050 abgedeckt sein.
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4 Szenarien einer sehr weitgehenden Versorgung mit
erneuerbaren Energien

4.1 Bedeutung chemischer Energietrager fir grol3e Beitrage er-
neuerbarer Energien

Im 21. Jahrhundert steht die Uberwiegend auf fossilen Ressourcen basierte Energieversor-
gung vor zwei zentralen Herausforderungen: einerseits ist sie die Hauptursache fir den
anthropogenen Klimawandel und andererseits werden die Ressourcen auf absehbare Zeit
knapp. Aus diesen Griinden ist die Energieversorgung im Zuge der ,Dekarbonisierung”
mittel- und langfristig wieder auf EE zurtickzufihren, wie dies schon von Beginn der Industri-
alisierung der Fall war. EE werden abermals zur zentralen Priméarenergiequelle.

Sehr grole Mengen an EE, wie sie fur die weitgehende oder vollstandige Versorgung von
Volkswirtschaften mit diesen Energiequellen erforderlich sind, werden aber fast vollstandig
als Strom bereitgestellt werden. Das liegt zum einen an der Gberragenden Bedeutung der
Strahlungsenergie und der Windenergie als grol3ter bzw. zweitgro3ter erneuerbarer Energie-
quelle, zum andern daran, dass die direkte thermische Nutzung von EE (Kollektoren, Erd-
warme) auf Niedertemperaturwarme beschrankt ist und strukturell relativ grof3en Restriktio-
nen (Warmenetze) ausgesetzt ist. Der Nutzung von Biomasse, als universell einsetzbarer
chemischer Energietrager, sind dagegen potenzialseitig enge Grenzen gesetzt.

4.1.1 Maoglichkeiten und Grenzen der Ausgleichsoptionen fir EE-Strom

Die Nutzung von Wind- und Solarstrom unterliegt meteorologischen Gegebenheiten, die in
dem schwankenden Angebot (Fluktuationen) besonders deutlich werden. Dieses schwan-
kende Angebot kann mit der ebenfalls schwankenden Nachfrage Gber drei Wege synchroni-
siert werden:

¢ eine grof3raumige Verbindung von Angebot und Nachfrage (Netzausbau)

e dem gesteuerten Verbrauch bzw. der gesteuerter Erzeugung (Erzeugungs- und Lastma-
nagement)

e der Speicherung von elektrischer Energie bzw. der Wandlung in eine andere, speicherba-
re Energieform

Die okonomisch-strukturell optimale Verknipfung dieser Ausgleichsoptionen kann lokal sehr
unterschiedlich ausfallen. Simulationen mit komplexen Modellen, welche die meteorologi-
schen Gegebenheiten und die obigen technischen Optionen ausreichend differenziert abbil-
den, kénnen dazu wichtige Erkenntnisse liefern. Hier besteht allerdings noch weiterer Ent-
wicklungsbedarf. Aus technischer Sicht stellt sich die Rangfolge der Ausgleichsoptionen wie
folgt dar:

Ausgleichsoption Netzausbau

Ein reiner Netzausbau kann das Problem der Speicherung erleichtern, jedoch nicht vollstan-
dig l6sen, da regelmdaRig jahrlich Wettersituationen auftreten, in denen tber 1 bis 2 Wochen
das Angebot von Wind- und Solarenergie auch grof3raumig auf3erst gering ausfallen kann.
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Selbst durch einen européaischen Netzverbund wird dieses Problem nicht behoben [von
Bremen 2009]. Die Nutzung von Uberregionalen Ausgleichseffekten erfordert einen starken
Ausbau der verfigbaren Transportleistung. Trotz dieses Ausgleichs kdénnen bis zu 70% der
Lastleistung von Zeit zu Zeit nicht aus den meteorologisch abhangigen Quellen Windenergie
und Fotovoltaik gedeckt werden. Der Ausgleich wird erleichtert, wenn EE-Strom aus solar-
thermischen Kraftwerken, dessen Erzeugung Uber Warmespeicher zeitlich verlagert und
verstetigt werden kann, in groRerem Umfang importiert wird. Andere Ausgleichsoptionen, wie
Speicher oder Erzeugungs- und Lastmanagement mussen jedoch zusatzlich bereitgestellt
werden. Dennoch ist der Netzausbau ein zentrales Instrument bei der Integration von EE in
das Energieversorgungssystem.

Ausgleichsoption Erzeugungs- und Lastmanagement

Das schwankende Angebot von Wind- und Solarstrom kann durch Erzeugungs- und Last-
management teilweise ausgeglichen werden. So kann etwa die gesteuerte Bereitstellung von
Strom aus Pumpspeichern und von flexiblen Biogasanlagen in begrenzten Bereichen die
Versorgungslicken von Wind- und Solarstrom schlieRen [Mackensen et al. 2008]. Allerdings
ist das nachhaltige Potenzial von Biomasse fiir den vollstandigen Ausgleich bei hohen Antei-
len von EE nicht ausreichend (vgl. Abschnitt 3.1.3 und [Sterner 2009]).

Uber den gesteuerten Verbrauch von EE-Strom (Lastmanagement) kénnen die Fluktuationen
der Stromversorgung stark gedampft werden (Kapitel 5.4). Eine intelligente Einbindung von
Elektrofahrzeugen, Klimaanlagen und Warmepumpen in ,Smart Grids* und die Bereitschaft
der Verbraucher zum zeitlich flexiblen Stromverbrauch sind dafiir eine wesentliche Voraus-
setzung [Stadler 2005; Klobasa 2007). Auch im idealen Einsatz |6st das Lastmanagement
jedoch nicht das Problem der Speicherung, weil nicht jeder Stromverbrauch aus Zeiten mit
wenig Wind- und Solarangebot verschoben werden kann.

Ausgleichsoption Kurz- und Langzeitspeicher

Speicher sind grundsatzlich fur den Fluktuationsausgleich gut geeignet. Sie sind jedoch
aufgrund der limitierten Speicherkapazitat in ihrem Einsatz begrenzt, weshalb eine Unter-
scheidung in Kurzzeitspeicher (fir Stunden und Tage) und Langzeitspeicher (fir Wochen
und Monate) zweckmafig und notwendig ist. Kurzzeitspeicher wie Pumpspeicherwerke,
Druckluftspeicher oder Batteriesysteme kdnnen die Versorgungsliicken von Wind- und So-
larenergie fir wenige Stunden schlieBen bzw. Uberschiisse von EE-Strom auffangen. Dabei
sind Pumpspeicher und Batterien die technisch effizientesten Optionen. Allerdings ist ihre
Kapazitat begrenzt. Die heute vorhandenen Pumpspeicherwerke in Deutschland haben
eine Kapazitat von etwa 0,04 TWhe. Zum Ausgleich von Fluktuationen bei sehr hohen Antei-
len von EE-Strom (> 50%) werden jedoch Kapazitaten von etwa 20 bis 40 TWhg bendétigt,
was dem 500- bis 1000-fachen der heutigen Pumpspeicherkapazitat entspricht. Ein européi-
scher Stromverbund reduziert zwar diese Kapazitaten, jedoch verbleibt selbst bei idealem
Ausgleich ein grofl3er Bedarf an Speichern. Die ErschlieRung von zuséatzlichen (Pump-)
Speicherkapazitdten z. B. in Skandinavien mit etwa 70 TWhg ist eine vielversprechende
Zukunftsoption. Sie setzt jedoch zum einen ein stark ausgebautes Netz nach Nordeuropa
voraus [SRU 2010]. Zum anderen werden diese Kapazitdten nur im Rahmen eines europai-
schen Gesamtsystems genutzt werden kdnnen, was den mdglichen Anteil Deutschlands
deutlich begrenzt.
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Elektrochemische Speicher (Batterien) werden vorwiegend als Backup-Technik in Kraft-
werken eingesetzt und kdnnen als Kurzzeitspeicher dienen. Trotz ihrer hohen Stromverlage-
rungskosten ist ein steigender Bedarf an dezentralen Speichern zu erwarten, um regionale
Versorgungsaufgaben zu ldsen (Netzengpasse, Kopplung mit PV-Anlagen zur Deckung des
Eigenbedarfs). Hier kbnnen auch mobile Batterien in der Elektromobilitdt eingeordnet wer-
den. lhre Kapazitat zur Stromspeicherung ist als sehr gering einzustufen. Selbst wenn im
Idealfall alle 45 Mio. PKW in Deutschland elektrisch fahren und mit einer Batterie von
20 kWhg, ausgestattet werden, ergibt sich bei einer 50%igen Nutzung eine Kapazitat von
0,45 TWhe. Damit kénnte nur fir wenige Stunden die deutsche Stromversorgung sicherge-
stellt werden. Die Nutzung von Elektromobilen als Kurzzeitspeicher ist langfristig demnach
nur im dezentralen Einsatz zu erwarten [Sterner et al. 2010].

Adiabate Druckluftspeicher speichern neben Druckluft auch Wéarme, um einen vollstandig
regenerativen Betrieb mit hohen Wirkungsgraden zu ermdglichen. Sie kénnen zuklnftig als
Kurzzeitspeicher eingesetzt werden, stehen allerdings in einer Nutzungskonkurrenz um
unterirdischen Raum (CCS, Geothermie, Wasserstoff, Erdgas). Die bestehenden Druckluft-
speicherkapazitaten in Deutschland belaufen sich auf 0,0006 TWhg [VDE 2009; dena 2008].

4.1.2 Chemische Energietréager als Langzeitspeicher und neuer Energievektor

Als Langzeitspeicher fur Wochen oder gar Monate und fir die Speicherung sehr grof3er
Mengen von EE-Strom ist keine dieser Techniken geeignet. Langzeitspeicher sind jedoch in
Kombination mit allen anderen Ausgleichsmaf3nahmen der einzige Weg, Wind- und Solar-
strom soweit handhabbar zu machen, dass konventionelle Kraftwerke dauerhaft ersetzt
werden kénnen und EE-Strom in grof3en Mengen auch fur andere Verbrauchssektoren zur
Verfigung stehen kann. Es wird somit eine chemische Form fur EE-Strom als ,erneuerbare
Priméarenergie* benttigt. Zum einen muss die Umwandlung in sehr unterschiedlichen Leis-
tungen bei méglichst groRBer Effizienz und sehr flexibel dezentral und zentral erfolgen kon-
nen, zum anderen muss die Umwandlungstechnik stets und mit kurzen Reaktionszeiten in
der Lage sein, dem fluktuierenden EE-Angebot zu folgen. Transport und Verteilung des
chemischen Energietrdgers sollten weitgehend auf vorhandenen Infrastrukturen aufbauen
konnen. Der entstehende Energietrdger muss multifunktional nutzbar sein. Er muss als
Brennstoff sowohl fur die ,Rickverstromung” in groBeren Kraftwerken, wie in dezentralen
Anlagen (Gasmotoren, Brennstoffzellen), méglichst mittels KWK einsetzbar sein, als auch
direkt im Warmebereich (fur Mittel- und Hochtemperaturwarme). Letztlich muss er auch als
Kraftstoff im Verkehrssektor eingesetzt werden kdnnen (vgl. Einsatz von Wasserstoff bzw.
Methan in den Szenarien in den Jahren 2040 und 2050).

Diese Eigenschaften treffen auf die in dieser Studie betrachteten chemischen Energietrager
Wasserstoff und Methan zu. Beide Nutzungspfade beginnen mit elektrolytisch erzeugtem
Wasserstoff aus EE-Strom. Er ist prinzipiell in der Lage, die durch die Angebotsstruktur der
erneuerbaren Energien gesetzten Grenzen zu lUberwinden und bei hohen EE-Anteilen, erst
recht bei einer vollstandig auf EE basierenden Energieversorgung allen Energienutzern zu
jeder Zeit eine gesicherte Energieversorgung zu gewahrleisten. Da jedoch Verluste bei der
Wasserstoffbereitstellung und -nutzung unvermeidlich sind und diese zusatzliche Kosten
verursachen, liegt es auf der Hand, dass zuvor alle anderen preiswerteren Verfahren der
direkten Nutzung von EE-Strom ausgeschopft werden sollten ([Nitsch 2002], vgl. u. a. Elekt-
romobilitat und Warmepumpen im Basisszenario 2010 B).
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Die wichtigsten Eckdaten der verschiedenen Elektrolyseverfahren sind in Tabelle 4-1 zu-
sammengestellt [RECCS 2007; Krewitt 2004; UBA 2006]. Als Referenztechnologie in den
Szenarien wird die fortgeschrittene alkalische Hochdruckelektrolyse verwendet. Um die
genannten Eckdaten innerhalb der néachsten 10 bis 15 Jahre zu erreichen, sind weitere
Forschungsanstrengungen und Entwicklungsbedarf sowie eine Ausweitung des Marktvolu-
mens von Elektrolysen erforderlich. Das erfordert die explizite Beriicksichtigung dieser Opti-
on in den langerfristigen Umbaustrategien der Energieversorgung.

Tabelle 4-1: Vergleich der wichtigsten Eckdaten verschiedener Wasserelektrolyseure
Parameter Einheit Heutige Fortgeschr. | Membran- HT- HT-

alkalische alkalische Elektrolyse Elektrolyse Elektrolyse
Elektrolyse | Elektrolyse (autotherm) (allotherm)

Temperatur °C 80 90-120 120 900 900

Druck MPa 1,5 5 (~10) 3 2 2

Elektrischer kWhe/Nm?® H, 4,6 39-40 4,0 3,2 2,6

Energieeinsatz

Warmeeinsatz | kWhg/Nm® H 0,6 1,1

Wirkungsgrad* % 65 75-77 75 78 78

bez. auf Hu

Investitionskos- €/KkWh2 1000 ~500

ten (Hu)

*nel = 100 % (erneuerbarer Strom; Wirkungsgradmethode), nmn = 90 %, Nerdgas = 90 %, (1 Nm3 Hz = 3 kWh (Hu); =
3,55 kWh (Ho))

Die Nutzung von Wasserstoff in den zwei Hauptbereichen: ,Langzeitspeicherung fir Strom*
und ,Brenn- und Kraftstoff* muss auch bei der Kostenbetrachtung unterschieden werden. Im
ersten Fall ist ein Vergleich mit anderen Optionen der Langzeitspeicherung von Strom, also
mit Pumpspeichern und Druckluftspeichern, anzustellen. Dies ist aktuell in [VDE 2008] ge-
schehen. Es handelt sich dabei um Speicher mit Leistungen im GW-Bereich. Nur mit Was-
serstoff kdbnnen dagegen die erforderlichen Speicherkapazitaten von mehreren 100 GWh
erbracht werden. Speicherkosten in dieser Kategorie sind generell hoch und reichen von 5
bis 10 ct/KWhg flur Pumpspeicher bis 40 ct/kWhe (heutige Druckluftspeicher) bzw.
23 ct/kWhg, (zukinftige Druckluftspeicher). Wasserstoffspeicher liegen mit 25 ct/kWhe (heu-
te) bis 10 ct/kWhg (zuklnftig) dazwischen (Abb. 11 in [VDE 2008]), haben aber mit knapp
40% (Werte in [VDE 2008]: Elektrolyse 65%; Verdichtung 97%, Verstromung 60%) den
geringsten Wirkungsgrad. Dieser Wert kann hinsichtlich der Elektrolyse als relativ konserva-
tiv betrachtet werden.

Im zweiten Fall ist der Vergleich mit den zukunftigen Preisen fossiler Brenn- und Kraftstoffe
notwendig. MaRRgeblich sind dabei die Kosten (Preise) des Stroms, mit dem die Elektrolyse
betrieben wird. Aus Abbildung 4.1 wird ersichtlich, dass diese Kosten um 2020 mit Strom aus
Wind-Offshore mit ~28 €/GJ noch nicht in die Nahe der Gestehungskosten von heutigen
Biokraftstoffen (Biodiesel, Bioethanol, Rapsdl mit Gestehungskosten zwischen 15 bis
20 €/GJ) gelangen konnen. Allerdings konnte zukinftig mit anderweitig nicht verwertbarem
Uberschussstrom (z. B. Direktvermarktung mit zeitweise niedrigen kurzfristigen Grenzkosten)
Wasserstoff relativ glinstig auch bei niedriger Auslastung bereitgestellt werden. Langerfristig
kann EE-Wasserstoff mit 17 bis 23 €/GJ (bzw. 6 bis 8 ct/kWhy,) auch zu Vollkosten mit Bio-
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kraftstoffen (der 2. Generation) und insbesondere mit den dann erwarteten Preisen fossiler
Brennstoffe und fossiler Kraftstoffe konkurrieren. Erdgas wird im Preispfad A in 2050 ca.
31 €/GJ; Benzin/Diesel ca. 40 €/GJ kosten, im Preispfad B werden es 21,5 €/GJ und 34 €/GJ
sein.

- Elektrolyse, Status >2020: 77%, 470 EUR/KW H2 (Hu) -

Strom:
,~— um 2030 um 2050 0 ct’/kWh

15

Wasserstoffkosten, EUR/GJ
N
o

=
o

0 | | | | | | BasSELEKTR; 13.5.10

2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000 9000
Ausnutzung, h/a

Abbildung 4.1: Wasserstoffgestehungskosten (€/GJ (Hu)) in Abh&ngigkeit der jahrlichen
Ausnutzung der Elektrolyse und der Stromkosten (in ct/kWhg)

Wasserstoff kann auch eingeschrankt in Erdgasnetzen transportiert und verteilt werden. Mit
dem Betrieb reiner Wasserstoffnetze liegen langjahrige Erfahrungen vor [Winter/Nitsch
1989]. In friheren Stadtgasnetzen betrug der Wasserstoffanteil bis zu 50%. Eine anteilige
Einspeisung ohne Veranderungen des Erdgasnetzes ist bis zu einem Wasserstoffanteil von
5% maoglich, die an jeder Stelle des Gasnetzes eingehalten werden missen [DVGW G 260
2008]. Bei hoheren Anteilen sind Modifikationen der Mess- und Abrechnungstechnik und
verschiedener Gasanwendungen (Gasturbinen, Prozessgas, Brenner) notwendig. Ferner ist
der Versprodung von Materialien und der sicherheitstechnisch relevanten Diffusion von
Wasserstoff vorzubeugen (DBI GUT, 2010). Eine generelle Problematik liegt in der Gaszu-
sammensetzung, die durch die fluktuierende Einspeisung von Wasserstoff aus fluktuieren-
dem EE-Strom beeintrachtigt wird. Die Konstanz der Zusammensetzung ist jedoch fir die
Funktionalitat und das Abrechnungswesen der Gasversorgung elementar. Eine L&sung
besteht in Zwischenspeichern flr Wasserstoff, deren Gré3e nach den anfallenden Wasser-
stoffmengen zu bestimmen ist.

Bei reinem Wasserstoff verteuern sich gegeniber Erdgas wegen hoheren
Verdichterleistungen die Transportkosten etwa um 50%, die Kapazitat von Gasspeichern
sinkt bei gleichem Druck bei Wasserstoff etwa auf ein Drittel gegenliber Methan [Win-
ter/Nitsch 1989]. Fur Wasserstoff als Kraftstoff ist allerdings bis auf ein auch aus anderen
Grinden stark ausgebautes Stromnetz keine umfassende Wasserstoffinfrastruktur notwen-
dig, da die betreffenden Elektrolyseure auch dezentral an Tankstellen errichtet werden kén-
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nen. Diese missen dann allerdings mit den notwendigen Speicherkapazitaten fir Wasser-
stoff ausgestattet sein. Systematische Vergleiche dazu sind in [UBA 2006] angestellt worden.
Wertvolle Erfahrungen bei der Vor-Ort-Produktion von gasférmigem Wasserstoff durch
Elektrolyseure konnen beispielsweise seit diesem Jahr in Deutschland beim Betrieb der
neuen Wasserstofftankstelle in Berlin, Holzmarktstralie gesammelt werden. Am zukunftigen
neuen Berliner Flughafen Willy-Brandt-BBI soll durch die Kooperation der Firmen Enertrag
und TOTAL eine Wasserstoff-Tankstelle mit Vor-Ort-Erzeugung aus 100% Windstrom reali-
siert werden (geplante Inbetriebnahme 2012) [Schnell 2010].

Die infrastrukturellen und technischen Nachteile des Wasserstoffs kdnnen durch den weite-
ren Konversionsschritt, namlich die Methanisierung von Wasserstoff, beseitigt werden. EE-
Methan kann in die bestehenden Gasnetze in Erdgasqualitiat eingespeist werden. Der ener-
getische Mehraufwand ist gegenuber dem hoheren Aufwand der Kompression von
Wassrstoff und ggf. der Zwischenspeicherung von Wasserstoff abzuwiegen. Wird fur ,erneu-
erbares Methan" atmosphéarisches CO, oder CO, aus Biokonversionsprozessen in die
Methanisierungsreaktion eingebunden, ist die spatere Nutzung von Methan klimaneutral.
Auch konzentrierte CO,-Quellen aus Industrieprozessen kénnen genutzt werden, wenn
andernfalls das CO, in die Atmosphéare entlassen wirde. Die Methanisierungsreaktion mit
reinem CO; ist allerdings — im Gegensatz zur Wassergasreaktion bei der Kohle- oder Bio-
massevergasung — noch nicht Stand der Technik. In Pilotprojekten [Specht et al. 2010] ist sie
allerdings derzeit in Erprobung und verspricht gute Ausbeuten. So kénnen derzeit im Pilot-
maf3stab Methanisierungsraten von 82% erreicht werden, wobei nutzbare Abwérme bei
280°C anfallt.

Im Gegensatz zur Methanisierung sind reine Wasserstoffkonzepte nicht auf eine CO,-Quelle
angewiesen. Der Vorteil von Methan liegt hingegen in der uneingeschrankten Nutzung der
vorhandenen Infrastruktur inklusive Messtechnik und Endverbrauchergerate. Nutzungskon-
kurrenzen fur unterirdische Speicher entfallen, da das vorhandene Erdgasnetz mit einer
Speicherkapazitat von 220 TWhy, genutzt werden kann [Sterner et al. 2010]. Die notwendi-
gen Gasspeicher sind vorhanden. Die in den Szenarien langerfristig vorhandenen Gaskraft-
werke und Gas-BHKW kénnen direkt mit EE-Methan befeuert werden, Anpassungen wie im
Falle von EE-Wasserstoff entfallen. Dies ist ein weiterer Grund dafir, dass Gaskraftwerke
sehr gut als ,Briickentechnologie® fir den Ubergang in das ,EE-Zeitalter* geeignet sind
[Schiwer et al. 2010].

In [Sterner 2009] wurden derartige Konzepte untersucht. Bei hohen CO,-Konzentrationen
(CO, aus Biomasseprozessen; z. B. beim Upgrading von Biogas) konnten in entwickelten
grolReren Anlagen (mehrere 10 MW) langerfristig Nutzungsgrade (Verhaltnis EE-Methan/EE-
Stromeinsatz) um 65% erreicht werden. Hierbei ist aber die verfigbare CO,-Menge von der
Intensitat der Biomassenutzung abhangig und damit begrenzt. Bei Extraktion von atmospha-
rischem CO, sind Wirkungsgrade um 55% mdglich. Kostenschatzungen fiir die Bereitstellung
von EE-Methan sind heute noch sehr vage. Geht man langerfristig von erreichbaren Investi-
tionskosten um 1000 €/kWcps aus [Sterner 2009], so ergeben sich Gestehungskosten, die
bei Stromkosten von 4 ct/kWhe um 6 bis 10 €/GJ (2,1 bis 3,6 ct/kWhy,) Giber denjenigen von
EE-Wasserstoff liegen. Fir EE-Methan ist dabei die Nutzung konzentrierter CO,-Quellen
angenommen. Bei sehr kostengiinstigem Strom aus sonst nicht nutzbaren Uberschiissen
reduziert sich diese Kostendifferenz auf 4 bis 8 €/GJ (1,4 bis 2,9 ct/kWhy,). Dem Betrieb mit
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geringen Volllaststunden (unter etwa 2000 h/a) sind allerdings wegen der Investitionen in
diese Anlagen dkonomische Grenzen gesetzt.

Auf Vollkostenbasis kann EE-Wasserstoff nach 2030 mit fossilen Kraftstoffen und ab 2040
mit Erdgas konkurrieren, wenn Preisanstiege gemal3 den Pfaden A und B fir Grofl3handels-
preise zugrunde gelegt werden. Als Stromquellen wurden Wind-Offshore-Anlagen herange-
zogen mit Strom(voll)-kosten in Héhe von 7,9 ct/kWhg in 2030, 6,2 ct/kWhg in 2040 und
5,0 ct/kWhe in 2050. Fur EE-Methan verschiebt sich der Wirtschaftlichkeitszeitpunkt um rund
10 Jahre, wenn die Kosten der Umstellung des Gastransportes und der Gasnutzung nicht
einbezogen werden. Im Vergleich zu anderen Speichertechniken weisen chemische Energie-
trager geringere Gesamtwirkungsgrade auf. Die flexible Nutzung der vorhandenen Infrastruk-
tur (Leistungen, Kapazitaten, raumliche Verteilung) fuhrt jedoch zu erheblichen Kostenein-
sparungen gegeniiber anderen Speichersystemen. Wird Strom aus EE-Uberschiissen ge-
nutzt (angenommener Wert ~1 ct/kWhy), sind je nach erreichbarer Ausnutzung der Anlagen
Gestehungskosten in einem Bereich zwischen 10 und 18 €/GJ erreichbar (Abbildung 4.2).
Mit diesen Kostengrenzen ist ein Bereich gekennzeichnet, in dem sich in den realen Markten
nach etwa 2030 die Preisbildung fur EE-basierte chemische Energietréager abspielen kann.

50
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Abbildung 4.2: Gestehungskosten von EE-Wasserstoff und EE-Methan auf Vollkostenbasis
und bei Nutzung von Uberschussstrom im Vergleich zu den GroRhandelsprei-
sen von Erdgas und Kosten von Kraftstoffen (ohne Steuern) fur die Preispfade
A und B (Zinssatz 6%/a; Abschreibung 20a)

Es ist deshalb auch aus 6konomischer Sicht sinnvoll, bei hohen EE-Beitrdgen an der Ener-
gieversorgung den dann kostengtinstigen EE-Strom mit Gestehungskosten (Vollkosten) um
5 bis 6 ct/kWhg in Kraftstoffe (Wasserstoff, Methan) zu konvertieren und z. B. den bodenge-
bundenen Verkehr damit zu versorgen. Dies ist vor allem dann zweckmaRig, wenn die Nut-
zung von EE-Strom fur Elektromobilitat bereits in groRerem Umfang stattfindet und weitere
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grolRere EE-Stromangebote genutzt werden sollen. Dies ist in den Basisszenarien 2010,
beginnend in 2030 als Option modelliert worden. Knappe Biokraftstoffe kbénnten dann bei-
spielsweise fur den Flugverkehr ,reserviert* werden. Darliber hinaus kann auf Grenzkosten-
basis jederzeit ausreichende Speicherkapazitat im Wochenbereich fiur eine EE-
Stromversorgung bereitgestellt werden. Dabei wirde Wasserstoff oder Methan mittels Gas-
turbinen oder in GuD-Anlagen wieder ruckverstromt oder — falls mdglich — hocheffizient in
KWK-Anlagen (Gasmotoren, Brennstoffzellen) zum Einsatz kommen. Nahert man sich einer
100% EE-Vollversorgung, so kommt auch der Einsatz von EE-Wasserstoff oder EE-Methan
fur die Bereitstellung von Mittel- und Hochtemperatur-Prozesswarme in Betracht. In den
Szenariovarianten mit 100%iger EE-Stromversorgung (bzw. 100% EE-Vollversorgung)
werden beide Optionen der chemischen Speicherung und Nutzung von EE-Strom in groR3e-
rem Umfang in den genannten Einsatzbereichen bertcksichtigt. Hierbei kénnen sich die
beiden Optionen EE-Wasserstoff und EE-Methan auch erganzen: Wasserstoff kann als
Zusatzgas bis zu wenigen Prozent direkt in das Erdgasnetz eingespeist werden; anschlie-
Rend wird fur die Aufnahme weiterer EE-Mengen die Konversion zu EE-Methan erforderlich,
das als Austauschgas problemlos gespeichert werden kann. Wirde langfristig eine reine
Wasserstoffwirtschaft etabliert, konnte spater auf die Methanisierung verzichtet werden.

4.2 Szenarien einer 100% EE-Stromversorgung bis 2050

In den Basisszenarien 2010 A, B und C erreichen die EE Anteile an der Strombereitstellung
im Jahr 2050 86% des Bruttostromverbrauchs. In Verbindung mit den Beitrdgen flr den
Warme- und Verkehrssektor kdnnen damit die EE-Anteile an der Endenergie auf 62 bzw.
64% und an der Primarenergie auf 55 bzw. 56% gesteigert werden. Noch rund 80 TWh/a
Strom werden mittels fossiler Energien (68 TWh/a mit Gas; 12 TWh/a mit Kohle) bereitge-
stellt. Wird unterstellt, dass nach 2025 das Wachstum der EE-Stromerzeugung gegenuber
dem Basisszenarien um weitere 0,5%/a (gegeniuber durchschnittlich 2,6%/a) gesteigert
werden kann, ware diese Strommenge im Jahr 2050 durch EE zuséatzlich bereitstellbar.

Tatsachlich missen in einem 100%-Strom-Szenario (in 2050) gréRere Mengen bereitgestellt
werden, da Speicher- und Ausgleichsaufwendungen (und damit auch Verluste) gegentuber
den Basisszenarien wachsen. Da dort ,konventionelle* Methoden der Speicherung und des
Lastmanagements schon in grélerem Umfang zum Einsatz kommen (vgl. Kapitel 5), kommt
in den folgenden Szenarien mit einer 100%igen EE-Stromversorgung vorwiegend die oben
erlauterte chemische Speicherung und Nutzung von EE-Strom zum Einsatz'®. Ausgangs-
punkt des Weiteren Ausbaus auf eine 100%ige EE-Stromversorgung ist das Basisszenario
2010 B, in dem bereits gréBere Mengen an fluktuierendem EE-Strom fir Elektromobilitat
genutzt wird. Der in den Basisszenarien angenommene zusétzliche Einsatz von 100 TWh/a
EE-Strom zur Wasserstoffbereitstellung fir den Verkehr wird beibehalten. Zur Erreichung
des 100%-Ziels werden in 2050 insgesamt zusétzliche 230 TWh/a EE-Strom erforderlich

8 Diese Annahme stellt eine Obergrenze des Wasserstoffbedarfs dar, da je nach Erzeugungskonstellation,
NetzgroRe (europ. Verbund) und Annahmen zum erweiterten Lastmanagement ein Teil des zuséatzlich bend-
tigten EE-Stroms direkt genutzt werden kann. Dadurch kénnen der Wasserstoffbedarf und die damit verknipf-
ten Verluste geringer werden. Die entsprechenden Simulationen wurden zeitgleich durchgefiihrt (vgl. Kapitel
5) und konnten noch nicht in allen Einzelheiten in der obigen Bilanz beriicksichtigt werden. Die weitere struk-
turelle Optimierung und der Vergleich verschiedener chemischer Speicheroptionen finden im weiteren Verlauf
des Projekts statt.
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(Abbildung 4.3). Der damit erzeugte Wasserstoff (177 TWh/a) wird Uberwiegend in den
bereits im Basisszenario 2010 B vorhandenen fossilen Kraftwerken eingesetzt. Er dient der
Versorgung von GuD-Kraftwerken und KWK-Anlagen mit einer Gesamtleistung von ~40 GW.
Neben der ,reinen“ EE-Stromspeicherung bzw. ,Rickverstromung” (Speicher-Wirkungsgrad
50%) kann der Gesamtnutzungsgrad erheblich gesteigert werden, wenn Wasserstoff in
KWK-Anlagen eingesetzt wird, wo Gesamtnutzungsgrade von gut 90% moglich sind.

Insbesondere die dezentrale KWK (Gasmotoren, Brennstoffzellen) wére daflr gut geeignet.
Im Szenario B-100%-S/H, waren so weitere 84 TWh/a an nutzbarer KWK-Wé&rme gewinnbar.
Den 230 TWh/a eingesetzten EE-Strom stehen dann 160 TWh/a nutzbare Endenergie ge-
geniiber. Zusammen mit den zusétzlich bereitgestellten 76 TWh/a Wasserstoff als Kraftstoff,
die weitere 100 TWh/a EE-Strom erfordern, kann ein Gesamtnutzungsgrad der EE-
Wasserstofferzeugung und -nutzung von ~70% erreicht werden (Abbildung 4.3). Es empfiehlt
sich daher, bei Uberlegungen fiir eine 100%ige Versorgung des Stromsektors mit EE diesen
nicht isoliert zu betrachten, sondern Verknipfungen mit den anderen Verbrauchssektoren zu
berlcksichtigen.
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Abbildung 4.3: Stromeinsatz fir die EE-Wasserstofferzeugung und dessen Verwendung im
Szenario B-100%-S/H2

Die Eckdaten des Gesamtszenarios sind in Tabelle 4-2 zusammengestellt (vgl. Tabelle 3-1
und Tabelle 3-11). Der Beitrag der EE am (wegen hdherer Wandlungsverluste im Vergleich
Zzu den Basisszenarien) héheren Primarenergieverbrauch des Jahres 2050 steigt auf 66%
(Basisszenario A: 55%), an der Endenergie auf 72% (63%). Wegen der Nutzwarme aus der
KWK-Verstromung des Wasserstoffs steigt auch der EE-Beitrag im Warmesektor deutlich auf
65% (53%). Insgesamt gelingt eine weitere Reduktion des fossilen Primérenergieeinsatzes
um 650 PJ/a auf 2650 PJ/a, so dass sich die CO,-Emissionen im Jahr 2050 nur noch auf
103 Mio. t/a belaufen. Sie sind somit um 90% gegeniiber 1990 gesunken, die THG-
Emissionen insgesamt um 85%.
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Tabelle 4-2: Eckdaten des Szenarios B 100%-S/H,, speziell EE-Beitrage und -Anteile

2008*) | 2009*) 2010 2020 2030 2040 2050
Primarenergie, PJ/a 14216 13398 13306 11263 9450 8354 7772
Primarenergie EE, PJ/a 1147 1163 1270 2132 3016 3911 5119
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,7 9,5 18,9 31,9 46,8 65,9
Endenergie, PJ/a 9098 8714 8630 7780 6958 6195 5450
Endenergie EE, PJ/a 841 876 944 1710 2536 3231 3913
Anteil EE an EEV, % 9,2 10,1 10,9 22,0 36,6 52,2 71,8
Anteil EE an BEEV**), % 8,9 9,7 10,6 21,2 35,3 50,3 69,2
Strom Endenergie, PJ/a 1906 1793 1822 1728 1688 1706 1721
Strom Endenergie EE, PJ/a 335 341 372 793 1283 1637 1720
Anteil EE, % 17,6 19,0 20,4 45,9 76,0 95,9 99,9
Warme Endenergie, PJ/a ? 4606 4435 4391 3789 3314 2832 2493
Warme Endenergie EE, PJ/a 374 414 434 684 928 1187 1622
Anteil EE, % 8,1 9,3 9,9 18,1 28,0 41,9 65,1
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 9 2589 2486 2417 2263 1926 1657 1236
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 138 233 325 408 572
Anteil EE, % 51 4,9 5,7 10,3 16,9 24,6 46,3
Bruttostromverbrauch, TWh/a ® 615 582 594 567 568 646 887
EE-Stromerzeugung, TWh/a 93,3 94,8 108 227 375 550 800
Anteil EE, % 15,2 16,3 18,2 40,0 66,0 85,1 99,8
Priméarenergie, PJ/a 14216 13398 13306 11263 9450 8354 7772
Erneuerbare Energien 1147 1163 1270 2132 3016 3911 5119
Mineral6l 4905 4670 4684 3803 2967 2345 1540
Kohlen 3483 3156 3029 2230 1077 317 100
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 2905 2803 2390 1782 1013
Fossile Energien, gesamt 11446 10763 10618 8836 6434 4443 2653
Kernenergie 1623 1472 1418 295 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO/a 797 739 729 584 384 227 103
Verringerung seit 1990, % ° 20,3 26,1 27,1 41,5 61,6 77,3 89,7
Durch EE vermiedene CO,- 109 110 119 217 294 398 463
Emissionen, Mio. t CO»/a
THG-Emissionen, Mio t COzq/a " 988 905 893 709 488 320 184
Verringerung seit 1990, % 18,4 25,3 26,3 41,4 59,7 73,6 84,8

1)
2)
3)
4)

5)
6)
7

*

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode

nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung

Kraftstoffverbrauch fir StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz

Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern und ab 2030 einschlie3lich Rickverstromung von EE-
Wasserstoff (76 TWh/a)

einschl. nicht biologischer Miill; einschlieBlich fossilen Stromimportsaldo (ohne EE-Import)

1990 = 1000 Mio. t CO,/a (energiebedingte Emissionen und Hochofenprozess)

einschlief3lich Landnutzungsanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)

) Datenstand: Ende August 2010. Von BMU/AGEE-Stat danach veréffentlichte Angaben zu den

EE (vgl. http://www.erneuerbare-energien.de/inhalt/45919/) kénnen aufgrund ihrer Ifd. Aktualisierung
hiervon abweichen.

**) Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von

Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken
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Tabelle 4-3: Stromerzeugung erneuerbarer Energien im Szenario B 100%-S/H2 nach Energie-
arten (ndherungsweise tatsachliche Jahresenergiemenge)

in TWh/a 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Wasserkraft 20,4 19,0 20,3 21,4 22,2 22,8 23,5 24,4 25,1
Windenergie 40,6 38,6 43,5 72,0 108,1 149,0 190,0 | 278,44 381,6
- Onshore 40,6 38,45 43,1 63,8 75,5 83,3 91,0 122,4 150,8
- Offshore - 0,15 0,4 8,2 32,6 65,7 99,0 156,0 230,8
Fotovoltaik 4,4 6,6 12,5 30,4 44,0 51,6 59,3 68,4 90,8
Biomasse 27,6 30,4 31,7 41,1 49,5 52,8 56,1 60,2 60,5
- Biogas, Klargas, u.a. 11,8 13,4 14,2 18,5 22,3 23,7 25,0 27,3 27,3
- feste Biomasse 11,0 12,0 12,4 17,1 21,3 23,2 25,2 27,0 27,3
- biogener Abfall 49 5,0 51 5,4 59 59 59 59 59
Erdwarme 0,02 0,02 0,03 0,37 1,7 4,7 7,7 17,1 45,6
EU-Stromverbund - - - - 1,8 19,6 37,4 102,1 196,2
- solarthermische KW - - - - - 7,0 17,0 57,3 113,5
- Wind, andere EE - - - - 1,8 12,6 20,4 44,8 82,7
EE-Strom gesamt 93,0 94,8 108,0 165,2 227,1 300,5 360,6 550,6 799,8

Tabelle 4-4: Installierte Stromleistung erneuerbarer Energien im Szenario B 100%-S/H2 (Leis-
tung am Jahresende)

in GW 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

Wasserkraft 4,38 4,39 4,40 4,52 4,67 4,80 5,02 5,10 5,20
Windenergie 23,89 25,77 27,74 36,65 45,75 55,68 65,62 89,97 | 115,70
- Onshore 23,89 25,70 27,53 33,65 35,75 37,66 39,56 49,97 58,00
- Offshore 0,07 0,21 3,00 10,00 18,02 26,06 40,00 57,70
Fotovoltaik 5,98 9,78 18,28 38,43 51,75 58,67 65,58 72,95 94,36
Biomasse 5,41 5,89 6,26 7,72 8,92 9,40 9,88 10,55 10,60
- Biogas, Klargas u.a. 2,04 2,35 2,55 3,20 3,63 3,80 3,97 4,33 4,33
- feste Biomasse 1,94 2,09 1,24 2,96 3,59 3,91 4,20 4,51 4,55
- biogener Abfall 1,44 1,45 1,47 1,57 1,70 1,70 1,70 1,70 1,70
Erdwarme 0,003 0,007 0,01 0,08 0,30 0,72 1,15 2,44 6,25
EU-Stromverbund - - - - 0,58 3,76 6,93 17,38 32,23
- solarthermische KW - - - - - 1,20 2,70 8,70 17,20
- Wind, andere EE - - - - 0,58 2,56 4,23 8,68 15,03
EE-Strom gesamt 39,67 45,84 56,69 87,40 | 111,97 | 133,03 | 154,10 | 198,38 | 264,34

Gegenlber dem Basisszenario 2010 B ist die EE-Stromerzeugung im Jahr 2050 um
225 TWh/a hoher und erreicht damit einen Wert von 800 TWh/a (Tabelle 4-3). Insgesamt
264 GW an EE-Leistung, davon 232 GW in Deutschland (einschlieB3lich einer Offshore-
Leistung von 58 GW) sind dafir zu installieren (Tabelle 4-4). In der vorliegenden Erzeu-
gungskonstellation liegt die mittlere Ausnutzung aller EE im Jahr 2050 bei 3000 h/a. Den
groRten Beitrag der heimischen Produktion liefert die Windenergie mit 382 TWh/a. Weitere

82



83 TWh/a EE-Strom aus dem europaischen Verbund stammen ebenfalls von der Windener-
gie. Solarer Strom mit insgesamt 204 TWh/a folgt an zweiter Stelle, davon 91 TWh/a aus
heimischer Produktion. Weitere 114 TWh/a aus solarthermischen Kraftwerken gelangen tber
den europdaischen Verbund nach Deutschland. Der Importanteil von EE-Strom betragt im
Szenario B-100%-S/H, im Jahr 2050 insgesamt 24%.

In Verbindung mit diesem deutlichen Ausbau der EE sinken auch deren Gestehungskosten
weiter. Der Mix des Jahres 2050 wird in den Szenarien 100%-EE-Strom-B mit mittleren
Gestehungskosten (Vollkosten) von 6,2 ct/kWh (Preisbasis 2009) bereitgestellt. Glnstigste
Quelle ist die inlandische Windenergie (einschlie3lich Offshore) mit 4,8 ct/kWh. Es folgt
importierter Strom von hochergiebigen Standorten (Wind, solarthermische Kraftwerke) frei
deutsche Grenze mit 6,6 ct/kWh. Strom aus heimischer Fotovoltaik kostet dann im Mittel
9 ct/kWh.

Die mit der Wasserstoffnutzung verknipften Integrationsprobleme in diesem Szenario (An-
passung von Nutzungstechniken, wie Turbinen, Motoren, Brennstoffzellen) und die Infra-
strukturhemmnisse kénnen umgangen werden, wenn EE-Methan in gleicher Weise wie EE-
Wasserstoff zum Einsatz kommt (vgl. Abschnitt 4.1.2). Wegen der hoheren Herstellungsauf-
wendungen waren dafur fur die gleichen Energiemengen (Strom, Warme) allerdings zusatzli-
che 70 TWh/a EE-Strom erforderlich. Wirde EE-Methan auch als Kraftstoff eingesetzt,
erhéhte sich der Zusatzbedarf an EE-Strom auf rund 100 TWh/a™®.

Der Ausbau der EE-Stromversorgung im Umfang dieses Szenarios verlangt nach 2030
gegeniiber den Basisszenarien eine deutliche Steigerung der Investitionstatigkeit (Tabelle
4-5). Abgesehen vom aktuellen ,Fotovoltaikpeak” liegt das langjahrige Investitionsniveau fir
EE-Strom bei rund 6 -7 Mrd. €/a, da sinkende Kosten das steigenden Umsatzvolumen an
Anlagen im Mittel kompensieren. Im Jahrzehnt 2030-2040 sind einschlie3lich des Ersatzbe-
darfs fur Altanlagen jahresdurchschnittlich 10,5 GW/a zu installieren, wobei 1,1 GW/a von im
Ausland stehenden Anlagen stammen. Allein 4,7 GW/a sind an Windleistung zu installieren,
4,2 GW/a an PV-Leistung. Die gesamte Investitionssumme steigt im darauf folgenden Jahr-
zehnt 2040-2050 nochmals deutlich auf knapp 15 GW/a an. Diese Werte machen deutlich,
dass ein Szenario wie das hier beschriebene nur in einem Energiemarkt entstehen kann, der
die Vollkosten eines EE-Ausbaus vollstandig honoriert. Dazu ist eine Abkehr von der derzei-
tigen Orientierung bei der Strompreisbildung an kurzfristigen Grenzkosten erforderlich (vgl.
auch [EWI 2010]). Vielmehr mussen die langerfristigen Gesamtkosten eines wirksamen
Klimaschutzes, einer Verknappung fossiler Ressourcen und der vollstandigen Entsorgungs-
und Risikokosten der Kernenergie Mal3stab fur die Preisbildung in einem zukunftigen Ener-
giemarkt sein.

19 vertiefende Untersuchungen zur Energiebilanz und zu den Infrastrukturaufwendungen von Wasserstoff und
Methan unter Beriicksichtigung aller Konversions- und Kompressionsschritte erfolgen im weiteren Projektver-
lauf.
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Tabelle 4-5:  Jahrlich zu installierende Leistung der EE-Stromerzeugung im Szenario B-100%-

S/H2 *)
STROM (MWel/a) Biogene Strom

Wasser  Wind Photovolt. Geotherm. Strom-  Biomasse  Abfélle gesamt

Strom import Strom Strom*) | MWella
2010 35 2040 8500 4 373 412 10993
2011 35 2020 6000 7 344 20 8426
2012 40 2060 4200 10 329 20 6658
2013 45 2110 3600 13 317 20 6105
2014 50 2238 3300 17 320 20 5944
2015 55 2460 3050 22 0 288 20 5895
2016 60 2694 2830 28 0 335 2 5969
2017 70 2940 2750 35 0 300 28 6123
2018 70 3232 2650 43 100 292 28 6415
2019 75 3900 2580 51 200 258 28 7091
2020 74 4228 2540 62 280 165 28 7377
2030 100 4310 2783 85 635 465 0 8378
2040 104 4690 4258 130 1103 233 0 10518
2050 109 6883 4900 410 2120 460 0 14882

*) Werte 2030, 2040 und 2050 sind Durchschnittswerte fur das jeweils davor liegende Jahrzehnt

4.3 Perspektiven fur eine Gesamtversorgung mit erneuerbaren
Energien

Im Szenario B-100%-S/H2 werden im Jahr 2050 bei einem EE-Deckungsanteil von 72%
noch 1537 PJ/a an Endenergie aus fossilen Energietragern benétigt (vgl. Tabelle 4-2, Zeilen
Endenergie). Das sind nur noch 20% der derzeit verbrauchten Menge (einschlieB3lich der fur
Strom eingesetzten nuklearen Primérenergie). Mit diesem Szenario einer 100%igen EE-
Stromversorgung in Verbindung mit ehrgeizigen Effizienzanstrengungen ist damit eine wich-
tige Zwischenetappe auf dem Weg zu einer vollstdndig auf EE basierenden Energieversor-
gung erreicht. Da groRRe Beitrage der EE in Form von Strom direkt aus Wind-, Solar- und
Wasserkraft ohne thermische Verluste hergestellt werden, fallen u. a. auch die betrachtlichen
thermischen Verluste weg, die die konventionelle Stromerzeugung pragen. Zur Deckung
dieses Endenergiebedarfs werden 1693 PJ/a an fossilen Priméarenergien (einschlie3lich nicht
biologischer Miill) eingesetzt, weitere 960 PJ/a fossile Energietradger werden nichtenergetisch
verwendet. Bei der bendtigten Endenergie handelt es sich vorwiegend um Prozesswarme im
mittleren bis hoheren Temperaturbereich und um Kraftstoffe (Tabelle 4-6). Trifft man plausib-
le Annahmen zur weiteren Effizienzsteigerung tber das Jahr 2050 hinaus — die vorwiegend
im Bereich der Raumwarme und im Verkehr liegen — so scheint eine Bedarfsverringerung um
weitere 20% moglich. Der verbleibende Bedarf von 1250 PJ/a kann nur zu einem geringen
Teil direkt Uber EE gedeckt werden. Dafur kommen Solarkollektoren und Erdwarme (hydro-
thermale Erdwarme und Umweltwarme fur Warmepumpen) fir den Niedertemperaturbereich
infrage, die zusammen rund 180 PJ/a zusatzliche EE-W&arme bereitstellen kdonnten. Es
verbleiben rund 1050 PJ/a, die mittels EE-Strom oder daraus gewonnener chemischer Ener-
gietrager bereitgestellt werden mussten.
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Tabelle 4-6: Fossiler Energiebedarf in 2050 und seine mdgliche Deckung durch weitere EE

PJ/a Fossil gedeckt Weitere Effizienz | Verbleib nach direkter
in 2050 EE-Deckung *)
Prozesswarme 743 630 (-15%) 550
Raumwéarme, Warmwasser 130 100 (-23%)
Kraftstoffe 664 500 (-25%) 500
Endenergie, gesamt 1537 1230 (-20%) 1050
Priméarenergieeinsatz 1693 (Kohle, Sonsti- EE-Strom direkt oder
ge 100; Ol 770: als EE-Wasserstoff
Erdgas 823) bzw. EE-Methan

*) Weitere Niedertemperaturwarme aus Kollektoren und Erdwarme

Nach den Ausfihrungen in Abschnitt 4.1 kann nur durch detaillierte Modellsimulationen
ermittelt werden, welcher Anteil an EE-Strom direkt fir weitere Elektromobilitdt oder als
Strom zur Bereitstellung von Prozesswarme eingesetzt werden kann und welcher Anteil Gber
Langzeitspeicher in chemischer Form benétigt wird. Geht man bei einer oberen Abschéatzung
davon aus, dass die gesamte Menge nur Uber chemisch gespeicherte Energie nutzbar ist, so
waren daflr bei ausschliellicher Verwendung von Wasserstoff weitere 390 TWh/a und
entsprechend bei EE-Methan ohne weitere Abwarmenutzung weitere 460 TWh/a EE-Strom
(bei Verfugbarkeit konzentrierter CO,-Quellen) bzw. 540 TWh/a EE-Strom bei Nutzung von
atmosphéarischem CO; als ,erneuerbare Primarenergie” bereitzustellen.

In diesem Projekt sind detaillierte Untersuchungen dazu in der ndchsten Projektphase vor-
gesehen. Als Ergebnis werden Szenarien vorliegen, die modellhaft Wege aufzeigen, wie eine
moderne Volkswirtschaft in den Jahrzehnten nach 2050 ihre Energieversorgung vollstandig
auf erneuerbare Energien umstellen kann.

Die qualitativen Vorstellungen dazu werden im Folgenden kurz skizziert. Der Leitgedanke
dabei ist eine intelligente Vernetzung von Strom-, Gas- und Warmenetzen. Dazu muissen alle
drei Netze im standigen Informationsaustausch Uber Energieerzeugung und -nachfrage
stehen und Uber Speicher unterschiedlicher Kapazitat und Leistung verfligen. Darlber hin-
aus werden stromseitig in erheblichem Umfang Erzeugungs- und Lastmanagementtechniken
verwendet. Die Stromnetze sind iber groRere Regionen miteinander verknupft. Uber die
Bricke Strom-Wasserstoff und/oder Methan werden Strom- und Gasnetz gekoppelt, um EE-
Strom fur Prozesswarme und Kraftstoffe sowie fir die Langzeitspeicherung von Strom lber
Wochen und Monate verfugbar zu machen (Abbildung 4.4 und Abbildung 4.5).

Biomasse kann dabei eine besondere Rolle spielen. Neben der in den Szenarien bereits
berticksichtigten direkten Verwendung zur Strom- und Warmeerzeugung und als Kraftstoff,
kann sie in einem EE-Strom-Methansystem auch tber die Vergarung und die Vergasung in
ein Synthesegas gewandelt und mit EE-Wasserstoff zu Methan aufhydriert werden
(Abbildung 4.5)%°. Wird Biomasse in dem in dieser Untersuchung abgeleitetem Umfang
eingesetzt (vgl. dazu Abschnitt 3.1.3), ist auch ihre nachhaltige Nutzung gewébhrleistet.

% Aus Wasserstoff und CO, konnen auch andere Kraftstoffe (z. B. Dimethylether (DME), Kerosin) hergestellt
werden.
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Abbildung 4.4: Modell einer zukiinftigen Vollversorgung mit erneuerbaren Energien auf der
Basis vernetzter Strom-, Warme- und Gasnetze mit EE-Wasserstoff als chemi-
schem Energietrager und Langzeitspeicher21, angelehnt an [Sterner 2009]

Langerfristig durfte aber auch die Verwendung von atmosphérischem CO; in einem EE-
Strom-Methansystem interessant werden. Die dafiir noch erforderlichen Entwicklungsfort-
schritte darften innerhalb der hier diskutierten Zeitspanne verwirklichbar sein. Weitere Sy-
nergien ergeben sich aus der Verwendung von Sauerstoff aus der Elektrolyse als Verga-
sungsmittel oder Verbrennungsgas in Gaskraftwerken, was eine einfachere Abtrennung von
CO, und dessen Recycling fur die Methanisierung erméglicht. Damit lieRe sich ein CO,-
Kreislauf verwirklichen. Sofern zukiinftig das Uber Biomasse absorbierte CO, eingelagert
werden soll (Bio-CCS), kann das dezentral anfallende CO, mittels der Methanisierung tber
die bestehende Infrastruktur Gasnetz eingesammelt und zentral in Gaskraftwerken in der
Verbrennung abgetrennt und eingelagert werden.

Die hier angerissenen Vorstellungen machen deutlich, dass es eine groRRe Vielfalt sehr
aussichtsreicher und potenter technischer und struktureller Optionen fur eine zukinftige EE-
Vollversorgung gibt. An technischen Optionen zum Umbau der Energieversorgung in Rich-
tung einer EE-Vollversorgung besteht also kein Mangel.

21 BZ = Brennstoffzelle; KWK = Kraft-Warme-Kopplung; GuD = Gas- und Dampfkraftwerk

86



STROMNETZ

Super Smart Grid
STROM
GASNETZ
B H VERKEHR H Mot = Pressung,
Wasser, Vergérung
Meer
Warme- Brenner,
WARME H :
um K |
Geothermie 5 P o esse
WARMENETZ
Sl — | I p—
KWK, GuD
oo .| Gaskraftwerk )
' :CO; recycling, Speicher
Wind | Bio-CCS

Elektrolyse |__¢ Ho CHE
He-Tank 5 Methan- 4

"~ Ab. | isierung !
| i =; | = =5 i
LUft_h sorption : SOz lankc EE-Methan !
N | S I Anlage
Direkte : Vergarung,
Verbrennung | 1 Vergasung
Biomasse
Y
1 CO- !
i Speicher
B Elektrische Energie Chem. Energie (Methan) w CO,
B Thermische Energie ®mm Chem. Energie (Wasserstoff) —— O:
Hm Mechanische Energie Chem. Energie (Biomasse)

Abbildung 4.5: Modell einer zukinftigen Vollversorgung mit erneuerbaren Energien auf der
Basis vernetzter Strom-, Warme- und Gasnetze mit EE-Methan als chemi-
schem Energietrager und Langzeitspeicher, angelehnt an [Sterner 2009]

Aber nur durch eine grundsatzliche Offenheit hinsichtlich der ErschlieBung und Nutzung
dieser Optionen kann der Weg erfolgreich beschritten werden. Da dieser Transformation
selbst bei ziligigen Fortschritten Jahrzehnte dauern wird, kénnen bei einer zielstrebigen und
koharenten Energiepolitik rechtzeitig die noch offenen technischen und 6konomischen Fra-
gen geldst und sukzessive attraktive Marktpotenziale erschlossen werden. Hierfiir sind gut
ausgearbeitete Roadmaps fiur die ndchsten Jahrzehnte notwendig. Als Vergleich kdnnen die
betrachtlichen politischen und wirtschaftlichen Anstrengungen zur Entwicklung und Einflih-
rung der CCS-Technik oder der Elektromobilitat dienen. Nur mit vergleichbaren Anstrengun-
gen in den erlauterten Bereichen lasst sich der Weg in ,das Zeitalter der erneuerbaren Ener-
gien“ (Bundeskanzlerin Merkel in der Bundestagsdebatte vom 15.9.10) erfolgreich und recht-
zeitig beschreiten.
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4.4 Exkurs: Betrachtungen zur Systemstabilitat und Versorgungs-
sicherheit in der Stromversorgung

EE-Strom war bisher und ist noch heute ein Additiv zur konventionellen Stromerzeugung.
Deshalb ist bislang allein der konventionelle Kraftwerkspark flr die Gewahrleistung der
Systemstabilitdt zustdndig. Konventionelle ,Must-Run-Kapazitdten* welche als drehende
Reserve am Netz bleiben missen, fiihren jedoch bereits heute zu Netzengpassen und zur
Abregelung von EE-Anlagen. Dabei sind EE-Anlagen vielfach selbst in der Lage, System-
dienstleistungen fur einen sicheren Netzbetrieb zu erbringen und damit die vorrangige Ein-
speisung aufrecht zu erhalten. Im Hinblick auf eine weitere Transformation der Stromversor-
gung mit hohen EE-Anteilen missen diese auch schrittweise die gesamte Versorgungssi-
cherheit gewéhrleisten. Wichtige Teilaspekte dieser Versorgungssicherheit sind die Bereit-
stellung der Systemdienstleitungen Frequenzhaltung und Spannungsregelung. Weitere
Punkte, die im Hinblick auf eine Vollversorgung oft kritisch gesehen werden, sind die Ge-
wahrleistung einer notwendigen Tragheit des Systems durch rotierende Massen und der
bisher geringe Beitrag der fluktuierenden EE-Stromerzeugung zur gesicherten Leistung.

(Wirk-)Regelleistung (Frequenzhaltung)

Der Betrieb elektrischer Netze fordert zu jeder Zeit ein Gleichgewicht zwischen Erzeugungs-
leistung und Verbrauch. In Abhangigkeit von der prognostizierten Last und der zu erwarten-
den Einspeisung fluktuierender Erzeugung wird ein Fahrplan fur die regelbaren Kraftwerke
erstellt. Je naher der Zeitpunkt der Prognose am Zeitpunkt des Verbrauchs bzw. der Erzeu-
gung liegt, desto kleiner ist der Prognosefehler. Daher werden die Lieferverpflichtungen
kurzfristig an die genaueren Prognosen angepasst und Abweichungen bestmoglich mit
kurzfristig abzuschlieBendem Stromhandel ausgeglichen. Der Markt, an dem am kurzfristigs-
ten gehandelt werden kann, ist der Intraday Markt. Hier kann noch 75 Minuten vor Lieferung
die folgende Stunde gehandelt werden. Alle Leistungsabweichungen, die auf Grund von
Prognoseungenauigkeiten oder unvorhersehbaren Ausféllen von Energieerzeugungsanlagen
kurzfristiger auftreten, kénnen nicht mehr durch Stromhandel kompensiert werden, sondern
muissen durch den Einsatz von Regelleistung ausgeglichen werden, um die Frequenz kon-
stant zu halten.

Der Bedarf an Regelleistung steigt, bedingt durch den Ausbau der meteorologisch abhangi-
gen Erzeuger Wind- und Solarenergien und den damit verbundenen Prognosefehlern, zwi-
schenzeitlich an. Unter Beriicksichtigung der Prognoseverbesserung und eines kleinteilige-
ren Kraftwerksparks dezentraler Anlagen ist langfristig jedoch wieder mit einer Kompensation
dieses Entwicklungstrends zu rechnen [Sterner et al. 2010]. Eine genaue Bestimmung des
zukunftigen Regelleistungsbedarfs erfordert jedoch weitere Forschungsarbeit. Zuséatzlich
nimmt durch die fluktuierende EE-Erzeugung der Bedarf an kurzfristigem Ausgleich durch
den Intraday-Handel zu.

EE-Stromerzeuger selbst und zusatzliche Ausgleichsoptionen kdnnen diesen Bedarf an
Regelleistung vollstdndig decken, ohne dass neue ,Must-Run-Kapazitaten in nennenswer-
tem Umfang erforderlich werden (vgl. Kap. 5). Positive Regelenergie kann einerseits durch
zuschaltbare Erzeuger wie PSW-Turbinen, Gaskraftwerke und BHKW oder andererseits
durch abschaltbare Lasten wie Warmepumpen, Elektromobilitdt oder industrielle Verbraucher
erbracht werden. L&ngerfristig kdnnen diese Gaskraftwerke und BHKW auch mit EE-Gas
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(Wasserstoff oder Methan) betrieben werden. Eine weitere Moglichkeit besteht in dem
angedrosselten Betrieb von Windkraftanlagen zu Zeiten, in denen die gesamte Last durch
dargebotsabhéangige EE-Erzeuger gedeckt wird. Negative Regelleistung kann durch ab-
schaltbare Erzeuger oder zuschaltbare Verbraucher erbracht werden. Grol3e Synergien
ergeben sich durch den Einsatz von PSW oder anderen Speichern in der Regelleistung zur
Vermeidung der Abregelung von Wind- oder Solarstrom. Voraussetzung fur diesen Einsatz
ist ein flexibler und kurzfristiger Regelleistungsmarkt, der sich so an die Erfordernisse eines
Energiesystems mit hohem Anteil fluktuierender EE optimal anpasst. Dazu ist die Anpassung
des Regelleistungsmarktes an EE vorzunehmen (kleinere Losgrél3en, kiirzere Zeitscheiben,
etc.). Durch den Zusammenschluss von Erzeugern und/oder Verbrauchern zu grof3en virtuel-
len Pools kénnen die technischen Anforderungen auch von kleinen dezentralen Einheiten
erflllt werden.

Blindleistung (Spannungshaltung)

Um die Systemstabilitat zu gewéhrleisten, ist zudem die Regelung der Netzspannung inner-
halb eines bestimmten Toleranzbereiches notwendig. Derzeit wird dies fast ausschliel3lich im
Bereich des Hoch- und Hochstspannungsnetzes durch die Bereitstellung von Blindleistung
geregelt. Durch die zunehmende dezentrale fluktuierende Einspeisung kommt es in Abhan-
gigkeit vom dezentralen Lastprofii zunehmend auch zu Spannungsiuberhéhungen im
Verteilnetz. Um diese ausgleichen zu kénnen, ist eine dynamische Regelung der Blindleis-
tung dezentraler Erzeuger notwendig. Die dezentrale Blindleistungssteuerung kann auch zu
einer Reduzierung der Netzverluste und Erhéhung der freien Ubertragungskapazitat der
Netze eingesetzt werden [Braun 2008].

Dennoch besteht trotz einer Regelung der Spannung auf Verteilnetzebene weiterhin ein
Regelbedarf auf Ubertragungsnetzebene zur Sicherstellung des Systembetriebs. Um die
zunehmend groBraumige Ubertragung von fluktuierender EE — wie der Windkraft in Nord-
deutschland zu den Lastzentren in West- und Suddeutschland — zu ermdglichen, besteht
zudem im bestehenden Wechselstromnetz ein Bedarf zur Blindleistungskompensation.
Durch den Wegfall konventioneller GroRRkraftwerke werden in jedem Falle zusatzliche Be-
triebsmittel (z. B. STATCOM, Phasenschieber) auf der Ubertragungsebene erforderlich.
Weitere Mdoglichkeiten zur Bereitstellung dieser Systemdienstleistung bestehen sowohl in
grofl3technischen Speichern wie PSW oder mit EE-Gas befeuerte GuD- und Gaskraftwerke
als auch durch grof3e Windparks, welche direkt in das Hochspannungsnetz einspeisen. Die
Problematik der groRraumigen Ubertragbarkeit kann auch durch den Aufbau eines europai-
schen HGU-Netzes (Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung) entlastet werden.

Transiente Stabilitat — Tragheit des Systems

Lastadnderungen, Kurzschlisse oder Erzeugungsausfdlle kdnnen das Gleichgewicht des
stationdren Betriebszustandes (ausgeglichene Wirkleistungs- und Blindleistungsbilanz im
Gesamtsystem) storen. Fir die Systemstabilitat ist dabei eine Tragheit des Systems notwen-
dig, welche durch die Synchronisation der rotierenden Massen grol3er thermischer Kraftwer-
ke (Synchrongeneratoren) gewahrleistet wird. Die Einspeisung von EE-Strom beruht dage-
gen groftenteils auf den Einsatz von Wechselrichtern. In der Diskussion wird kritisch be-
merkt, dass die Leistungselektronik durch die Entkopplung von Motor und Generator Uber
einen Gleichstromzwischenkreis die Tragheit des Systems und die Systemstabilitéat nicht
gewahrleisten kann. In verschiedenen Forschungsarbeiten wurde nachgewiesen, dass es
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durch die moderne Leistungselektronik in Kombination mit geeigneten Mess- und Regelver-
fahren moglich ist, auch Systeme ohne rotierende Massen/Generatoren stabil aufzubauen
[Engler 2002 und Strauf3 2009]. Zudem bestehen Uber Techniken wie mit EE-Gas befeuerte
GuD- und Gasturbinenkraftwerke oder auch Schwungradspeicher weitere Optionen, um die
Systemstabilitat jederzeit zu gewéahrleisten.

Jahreshdchstlast und gesicherte Leistung

Um die Versorgungssicherheit zu gewahrleisten, ist sicherzustellen, dass die verfiighare
Erzeugungsleistung zu jedem Zeitpunkt zur Deckung der Stromnachfrage ausreicht. In der
Diskussion Uber eine Vollversorgung mit EE-Strom wird der geringe Beitrag fluktuierender
EE-Erzeugung zur gesicherten Leistung kritisiert. Um dieses Defizit a