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Zusammenfassung der Studienergebnisse

1 Ausgangssituation

Mit dem Energiekonzept der Bundesregierung vom 28. September 2010 und dem Gesetzes-
paket zur Energiewende vom Sommer 2011 liegt ein langfristiger politischer Fahrplan fir den
Klimaschutz und den Umbau der Energieversorgung in Deutschland vor. Die Emissionen an
Treibhausgasen in Deutschland sollen demnach bis zum Jahr 2050 um 80% bis 95% gegen-
uber dem Wert von 1990 gesenkt werden. Fur die energiebedingten CO,-Emissionen allein
erfordert diese Zielsetzung eine Reduktion um mindestens 85% bis hin zu einer in letzter
Konsequenz nahezu emissionsfreien Energieversorgung. Die Umstellung der Energieversor-
gung auf erneuerbare Energien (EE) bei gleichzeitig deutlicher Steigerung der Energieeffizi-
enz sind daflr die geeigneten Strategien. Die Herausforderungen dieser Transformation des
Energiesystems sind betrachtlich und derzeit noch nicht im gesamten Umfang erfasst. Diese
Studie stellt Ergebnisse von systemanalytischen Untersuchungen der Transformation in der
Strom-, Warme- und Kraftstofferzeugung dar, die im Rahmen eines dreijahrigen For-
schungsvorhabens fur das BMU erarbeitet wurden. Dabei bauen die Arbeiten auf den in den
vorangegangenen Jahren vom DLR mit wechselnden Projektpartnern fur das BMU und das
UBA durchgefuhrten Projekten auf. Ermittelt wurden im Wesentlichen in sich konsistente
Energieszenarien des langfristigen EE-Ausbaus und der restlichen Energieversorgung und
die daraus abzuleitenden strukturellen und 6konomischen Wirkungen. Des Weiteren haben
die Projektpartner DLR Stuttgart und Fraunhofer IWES Kassel eine zeitlich dynamische und
teilweise rdumlich aufgegliederte Simulation der zukiinftigen Stromversorgung durchgefihrt.
Dadurch konnten einerseits die Szenarien der Stromerzeugung hinsichtlich der Lastdeckung
validiert und andererseits die Rolle von Lastausgleichsoptionen, wie Flexibilisierung des
konventionellen Kraftwerksparks, Stromnetzausbau, Lastmanagement und Einsatz von
Stromspeichern, untersucht werden.

2 Die Szenarien und ihre wesentlichen Eckdaten

Die in diesem Bericht vorgestellten Langfristszenarien sind, wie alle ihre Vorganger, zielori-
entierte Szenarien. Sie stellen somit keine ,Prognose” der zukinftigen Entwicklung des
Energiesystems dar. Die quantifizierten Ziele der ,Energiewende”, die im Sommer 2011 im
Gesetzespaket der Bundesregierung bestatigt und bekraftigt wurden, liefern die wesentlichen
Rahmenbedingungen fir ihre Ausgestaltung. Unter Beachtung der technisch-strukturellen
Mdglichkeiten zum Umbau des Energiesystems und unter Berlcksichtung wirtschaftlicher,
politischer und gesellschaftlicher Gegebenheiten und Interessen und den daraus resultieren-
den Hemmnissen und Anreizen werden mehrere, in sich konsistente Entwicklungen
aufgezeigt, die prinzipiell zu einer Erflillung dieser Ziele fihren. Im Vergleich zu den aktuel-
len Gegebenheiten werden daraus Hinweise und Empfehlungen fir notwendige Erweiterun-
gen bzw. Anpassungen des existierenden energiepolitischen Instrumentariums abgeleitet,
die aus der Sicht der Verfasser zur Zielerfullung erforderlich sind.

Die Szenarien orientieren sich vorrangig am Oberziel des Energiekonzepts, die Treibhaus-
gasemissionen bis 2050 um mindestens 80% zu mindern. Sie erfillen zudem weitgehend die
Unterziele hinsichtlich EE-Ausbau und Effizienzsteigerung. Dies umfasst auch das Ziel, den
Stromverbrauch um 25% bis 2050 zu mindern (bezogen auf Endenergie Strom im Jahr
2008). Dieser Stromverbrauch schlief3t die Elektromobilitdt und andere neue Verbraucher mit
ein, den Stromverbrauch zur Erzeugung der synthetischen Energietrager Wasserstoff oder



Methan jedoch nicht. Die Szenarien zeigen anschaulich, welche strukturellen Veranderungen
mit der Erflllung der politischen Ziele verbunden sind. Sie bilden u. a. unterschiedliche
Entwicklungspfade im Verkehrssektor sowie deren Implikationen fir ein Energiesystem
mit hohen erneuerbaren Anteilen ab. Es werden dazu die folgenden Szenarienvarianten
untersucht:

e Szenario 2011 A stellt beziiglich des EE-Ausbaus im Stromsektor das mittlere Szenario
dar. Die Fahrzeuge mit Elektroantrieb (rein elektrische Fahrzeuge und Plug-in-Hybride)
erreichen einen Anteil an der Fahrleistung des PKW-Verkehrs im Jahr 2050 von 50%.
Der ubrige Verkehr wird mit Biokraftstoffen sowie mittels Wasserstoff nutzenden Fahr-
zeugen bei insgesamt effizienteren Fahrzeugen abgedeckt. Wasserstoff wird als chemi-
scher Speicher von EE-Strom dartber hinaus in der Kraft-Warme-Kopplung zur Strom-
und Warmebereitstellung und kurzzeitig auch zur reinen Rickverstromung eingesetzt.
Der Kernenergieausstieg wird entsprechend des Bundestagsbeschlusses vom 30. Juni
2011 (13. Gesetz zur Anderung des Atomgesetzes) beriicksichtigt.

e Szenario 2011 B basiert auf den gleichen Annahmen zur Verbrauchsstruktur und zum
Endenergieverbrauch in den Sektoren Industrie, GHD und private Haushalte wie das
Szenario 2011 A. Abweichend wird jedoch EE-Wasserstoff tGber die Methanisierung zu
synthetischem Methan umgewandelt. Durch die Mdglichkeit der direkten Einspeisung in
das Erdgasnetz werden Speicherung und Transport von EE-CH,4 ohne zusatzliche Infra-
struktur moglich. Die Nutzung von Methan erfolgt sowohl im Verkehrssektor Uber einen
ansteigenden Anteil von Gasfahrzeugen, in KWK-Anlagen zur Strom- und Warmeerzeu-
gung, als auch in Anlagen zur kurzzeitigen Rickverstromung.

e Szenario 2011 C bildet im Unterschied zu Szenario 2011 A die vollstandige Abdeckung
der PKW-Fahrleistungen im Jahr 2050 Uber vollelektrische Fahrzeuge sowie Plug-in-
Hybride ab (ca. 80% rein elektrische Fahrleistung), d. h. ohne eine Nutzung von Wasser-
stoff oder Methan im Verkehr. In den Ubrigen Endverbrauchssektoren ist das Szenario
2011 C identisch mit den Szenarien A und B. Wasserstoff wird nur als Langzeitspeicher
bendtigt und in begrenztem Umfang in der Kraft-Warme-Kopplung und zur kurzzeitigen
Lastdeckung (Ruckverstromung) eingesetzt.

Diesen drei grundsatzlich gleichwertigen ,Hauptszenarien“ werden zwei weitere Szenarien
hinzugefiigt, die spezielle Punkte néher beleuchten. Im Szenario 2011 A’ wird das 25%-
Stromsparziel nur auf die ,konventionellen“ heutigen Stromverbraucher bezogen. Daraus
resultiert eine Minderung der gesamten Endenergie (einschlie3lich neuer Verbraucher wie
Elektromobilitdt und Warmepumpen) an Strom um 15% bis 2050. Die Stromnachfrage aus
dem Verkehr entspricht dabei derjenigen des Szenarios 2011 A. Szenario 2011 THG95 gibt
daruber hinaus einen Ausblick auf den EE-Ausbau und die Effizienzentwicklung, die zum
Erreichen der oberen Grenze des Zielkorridors fur die Reduzierung der Treibhausgase (95%)
des Energiekonzepts erforderlich ist. Der dargestellte mdgliche Entwicklungspfad fir ein
solches 95%-THG-Szenario bis zum Jahr 2060 erfordert die annéahernde Vollversorgung mit
erneuerbaren Energien in allen Nutzungsbereichen. In diesem Szenario besitzt EE-
Wasserstoff (oder alternativ EE-Methan) eine tragende Rolle als chemisch gespeicherter
Strom fir eine EE-Vollversorgung des Warmesektors und des Verkehrs.

Die demografischen, strukturellen und 6konomischen Eckdaten, die neben dem volks-
wirtschaftlichen Aktivitatsniveau die gesamte Energienachfrage bestimmen, entsprechen
weitgehend den mit den Szenarien des Energiekonzepts der Bundesregierung abgestimmten
Eckdaten der ,Leitstudie 2010“ [Nitsch et al. 2011]. In den Szenarien wachst das Bruttoin-
landsprodukt (ausgehend vom Niveau 2010) bis zum Jahr 2050 real um Uber 40%. Die
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Bevolkerung Deutschlands geht bis 2050 um 10% zuriick, wéhrend die den Energiebedarf
bestimmenden GrolRen Personenverkehrsleistung, Wohn- und Nutzflache noch gering wach-
sen. Die Verkehrsleistung im Guterverkehr steigt dagegen noch deutlich an. An die Steige-
rung der Energieproduktivitdt missen daher hohe Anforderungen gestellt werden, wenn es
zu den im Energiekonzept angestrebten deutlichen absoluten Energieverbrauchssenkungen
kommen soll.

Die Basis zur Ermittlung der Kosten des EE-Ausbaus und der Energieversorgung insgesamt
sind die in [Nitsch et al. 2011] getroffenen Annahmen fir die zukinftige Kostenentwicklung
der EE-Techniken sowie aktualisierte Preispfade fir die Entwicklung der fossilen Energie-
preise und der Preise von CO,-Zertifikaten. Die Grenziibergangspreise steigen im Preispfad
A (,deutlich®) fur Rohdl zwischen 2010 und 2050 von 10,5 auf 24 €,400/GJ, flr Erdgas von 5,8
auf 14,9 €,000/GJ und flr Steinkohle von 2,9 auf 8,9 €,000/GJ. Im Preispfad B (,mafig") liegen
die Preise im Jahr 2050 zwischen 25 und 30% niedriger. Dariiber hinaus wird ein Preispfad
C (,sehr niedrig“) beriicksichtigt, der die Preisannahmen der Szenarien zum Energiekonzept
naherungsweise abbildet. Abbildung 1 zeigt fur die drei Preispfade die abgeleiteten Gas-
und Steinkohlepreise frei Kraftwerk. Die Wirksamkeit des Handels mit CO,-Zertifikaten wird
durch die vorgegebene Entwicklung der CO,-Zertifikatspreise festgelegt. Um unter Klima-
schutzgesichtspunkten einen fairen Wettbewerb fossiler und erneuerbarer Energietechnolo-
gien abzubilden, steigen in dieser Studie die CO,-Zertifikatspreise im Preispfad A bis 2050
auf 75 €,000/t CO, und im Preispfad B auf 57 €000/t CO, an. Ein Naherungswert von 75 €5q09/t
CO, wird auch benutzt, um den Einfluss ,6kologisch korrekter* Preise — unter Berticksichti-
gung der potenziellen Schaden des Klimawandels — auf die Wirtschaftlichkeit von EE-
Ausbau- und Effizienzstrategien darzustellen.
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Abbildung 1. Brennstoffpreise frei Kraftwerk fir die Preispfade A, B und C



3 Entwicklung in Einzelbereichen der Energieversorgung

Der Strom-Endenergieverbrauch (ohne Strom fir die Wasserstoffproduktion) geht im
Szenario 2011 A gemal der Zielsetzung des Energiekonzepts von 516 TWh (2010) bis zum
Jahr 2050 auf 393 TWh zurtick. Bei einem Anstieg des BIP von 2274 Mrd. €500 (2008) auf
3158 Mrd. €,000 (2050) muss dafiir eine Reduktion der Stromintensitat der Wirtschaftsleistung
(bezogen auf Endenergie) von 46% erreicht werden, was einem Riuckgang der Stromin-
tensitat von im Mittel 1,5% pro Jahr entspricht. Zwischen 2000 und 2010 nahm die Strom-
intensitat des BIP im Mittel nur um 0,5% pro Jahr ab. Die unterstellte Stromverbrauchsent-
wicklung stellt also hohe Anforderungen an die Mobilisierung technisch-struktureller Effizi-
enzpotenziale. Im Szenario 2011 C wird zwar wegen der starkeren Rolle der Elektromobilitéat
mehr Strom-Endenergie bendtigt, aufgrund der geringeren Stromverluste bei der Wasser-
stoffproduktion ist jedoch der Bruttostromverbrauch deutlich niedriger als im Szenario A.

Bei der Entwicklung des Warmebedarfs wird angenommen, dass der spezifische End-
energieverbrauch fiir Raumwarme in Wohngeb&auden von 147 kWh/m?a im Jahr 2008 um
iber 57% auf 63 kWh/m?a im Jahr 2050 sinken wird. Unter Beriicksichtigung eines noch
geringen Anstiegs der Wohnflache von 3460 Mio. m? auf 3650 Mio. m? reduziert sich der
Endenergieverbrauch zur Raumheizung bis 2050 auf 850 PJ. Dazu ist es erforderlich, dass
bis zum Jahr 2050 nahezu der gesamte Geb&audebestand einer anspruchsvollen energeti-
schen Sanierung unterzogen wird. Nur unter dieser Voraussetzung werden die im Energie-
konzept der Bundesregierung anvisierten Ziele im Geb&udesektor — Reduktion des Warme-
bedarfs um 20% bis 2020 bzw. des (fossilen) Primarenergiebedarfs um 80% bis 2050 —
erreicht werden. Fasst man die gesamte Endenergienachfrage fur Warme zusammen
(Raumwarme, Warmwasser, Prozesswarme, einschl. Klimatisierung und Kéalte), so reduziert
sich diese von derzeit 5133 PJ/a (2010) auf rund 2800 PJ/a im Jahr 2050, sinkt also um
45%. Mit 67% sinkt die Warmenachfrage des Sektors GHD am deutlichsten, es folgen die
privaten Haushalte mit 47% und die Industrie mit 27%. Darin zeigen sich die geringeren
Einsparpotenziale im Prozesswarmebereich im Vergleich zum Raumwarmesektor. Wéahrend
derzeit private Haushalte die hochste Nachfrage nach Wéarme haben (2330 PJ/a), wird im
Jahr 2050 die Industrie mit dann 1276 PJ/a der groRte Warmeverbraucher sein.

Die Szenarien stellen drei prinzipiell unterschiedliche Entwicklungspfade der eingesetzten
Energietrager im Verkehr dar. Dies beeinflusst neben der direkten Rickkopplung auf den
Strombedarf ebenfalls die benétigte Versorgungsinfrastruktur. In allen drei Varianten wird
von einer optimistischen Entwicklung der Elektromobilitat im PKW-Sektor ausgegangen, die
bis 2050 zu einem Fahrleistungsanteil der rein elektrischen Fahrzeuge und Plug-in-Hybride
von mindestens 50% bis 100% fuhrt. Das Erfordernis eines neben EE-Strom und Biokraft-
stoffen dritten erneuerbaren Kraftstoffs im Verkehr — dargestellt in den Szenarien A, A’ und B
sowie THG95 — kann langfristig einerseits aus einem begrenzten Biokraftstoffpotenzial aus
nachhaltiger Biomasse (Annahme 300 PJ) und andererseits aus einem limitierten Einsatzpo-
tenzial batterieelektrischer Fahrzeuge hinsichtlich Reichweite, insbesondere im Guterverkehr
resultieren. Die Plausibilitat der drei Entwicklungspfade wurde fur den PKW-Sektor mit einem
Flottensimulationsmodell [DLR 2011] Gberprift.

Im Personenverkehr insgesamt werden wenig strukturelle Veranderungen bei den Ver-
kehrsleistungen angenommen. Nach 2030 geht der Individualverkehr zurtick, der Flugver-
kehr steigt bis 2030 noch deutlich, die gesamte Personenverkehrsleistung sinkt bis 2050
gegeniber 2008 um 6%. Die Guterverkehrsleistung wachst, bezogen auf das Jahr 2008, bis
2040 um 42% und damit deutlich starker als das BIP mit 26%. In Ubereinstimmung mit
Aussagen des Energiekonzepts wird angenommen, dass sich die Guterverkehrsleistung der



Bahn verdoppeln lasst, wenn rechtzeitig die dazu erforderlichen Infrastrukturinvestitionen
getatigt werden.

Der Ausbau und die Flexibilisierung der Kraft-Warme-Kopplung (KWK) stellt ein wichti-
ges Element der Transformation des Energiesystems dar. Im Rahmen dieser Studie wurde
ein detailliertes Teilszenario der Entwicklung der KWK in Deutschland erstellt. Um bei stei-
genden Anteilen von Wind- und Solarenergie hohe KWK-Anteile im Stromnetz und in den
Warmenetzen zu gewahrleisten, ist eine hohere Flexibilitat der KWK-Anlagen durch den Bau
von Warmespeichern und eine hdhere installierte Anlagenleistung im Verhaltnis zur Warme-
Jahreshdchstlast notwendig. Aufgrund der zukinftigen Dominanz des fluktuierenden EE-
Anteils, des angestrebten deutlichen Riickgangs des Warmebedarfs und der Ausweitung von
Solarkollektoranlagen und der Warmenutzung bei Geothermieanlagen wird der zuklnftige
Anteil der fossilen KWK an der Stromversorgung eher geringer ausfallen, als in allgemeinen
Potenzialabschatzungen angenommen wird.

Bei der offentlichen Nah- und Fernwdrmeversorgung werden zusatzlich erschlielbare
KWK-Warmepotenziale im Bereich Haushalte und GHD gesehen. Ausgehend von einem
heutigen Verbrauch von etwa 380 PJ wird in den Szenarien bis 2020 ein Potenzial von
500 PJ erschlossen, das danach aber bis zum Jahr 2050 aufgrund der steigenden Energieef-
fizienz des Gebaudebestandes auf etwa 350 PJ/a sinkt. In der Industrie wird fir Prozess-
warme bis 350°C ein zusatzliches Warmesenkenpotenzial in Hohe von 450 PJ/a bericksich-
tigt. Aufgrund steigender Stromkennzahlen kann die Stromproduktion aus KWK in allen
Szenarien von derzeit 85 TWh/a auf 137 TWh/a im Jahr 2025 steigen (Abbildung 2). Mit
weiter steigendem EE-Ausbau sinkt insbesondere der Beitrag der fossilen KWK auf rund
40% der gesamten KWK-Stromerzeugung des Jahres 2050 in Hohe von 110 TWh/a. Die in
2050 vorhandenen gasgefeuerten KWK-Anlagen werden teilweise auch mit EE-Wasserstoff
bzw. EE-Methan betrieben.
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Abbildung 2: Entwicklung der KWK-Nettostromerzeugung nach Einsatzbereichen und Ener-
gietragern und Anteil an der gesamten Stromerzeugung
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Das begrenzte Potenzial der energetischen Nutzung von Biomasse verlangt einen sehr
ressourceneffizienten Umgang. Eine wichtige Voraussetzung dafiir ist die Definition Kklar
umrissener ,6kologisch” begrenzter Potenziale, welche die Konkurrenz zur Nahrungsmittel-
produktion und zum Naturschutz sowie mégliche Umweltwirkungen durch den Anbau von
Energiepflanzen vorrangig berlcksichtigen. Nach friheren Abschétzungen der 6kologisch
Lvertraglichen* inlandischen Potenziale der Biomassenutzung stehen in Deutschland Bio-
massen mit einem (Primar-) Energieinhalt von maximal ca. 1550 PJ/a zur nachhaltigen
Nutzung zur Verflgung (darunter Reststoffe mit maximal 800 PJ/a). An nutzbarer inlandi-
scher Landflache zum nachhaltigen Anbau von Energiepflanzen werden 4,2 Mio. ha ange-
nommen, wovon maximal 2,3 Mio. ha fir Bereitstellung von Biokraftstoffen vorgesehen sind.
Es wird dabei von einem deutlichen Anwachsen von Kurzumtriebsplantagen auf rund 1 Mio.
ha Flache ausgegangen. In der hier gewahlten Aufteilung der energetischen Biomassenut-
zung mit Vorrang fiir eine effiziente stationdre Nutzung werden daraus 60 TWh/a (215PJ/a)
Strom, 630 PJ/a Nutzwarme und 300 PJ/a Biokraftstoffe, insgesamt also 1145 PJ/a End-
energie bereitgestellt. Diese Mengen sind in den Szenarien bis 2030 weitgehend erschlos-
sen. Da das nachhaltig nutzbare globale Biomassepotenzial auf nur etwa 100 EJ geschéatzt
wird, stellt ein deutlicher Biomasseimport keine nachhaltige Strategie dar. Es werden daher
in dieser Studie keine (Netto-)Importe an energetisch genutzter Biomasse angenommen.

Die gasférmigen chemischen Energietrager Wasserstoff (H,) und Methan (CH4) kénnen
EE-Strom in grol3en Mengen auch fur andere Verbrauchssektoren nutzbar machen. Soll eine
sehr weitreichende Versorgung mit erneuerbaren Energien erreicht werden, wird die Nutzung
von EE-H, oder EE-CH, — insbesondere angesichts limitierter Biomassepotenziale und
begrenzter direkter Einsatzmoglichkeiten fur EE-Strom — fur die Rickverstromung zur Rest-
lastdeckung, die Erzeugung von Hochtemperaturwarme und den Ersatz von fossilen Kraft-
stoffen im Verkehr eine Schlisselrolle spielen. Beide Nutzungspfade, H, und CH,4, beginnen
mit elektrolytisch erzeugtem Wasserstoff aus EE-Strom. In einem weiteren Verfahrensschritt
(Methanisierung) kann dieser in synthetisches Methan umgewandelt werden. Da Verluste bei
der Bereitstellung und -nutzung von H, und CH,4 unvermeidlich sind und diese zusatzliche
Kosten verursachen, liegt es auf der Hand, dass zuvor alle Verfahren einer direkten Nutzung
von EE-Strom im Warmebereich und im Verkehr ausgeschopft werden.

Bei der 6konomischen Bewertung der Nutzung von Wasserstoff und/oder Methan als Lang-
zeitspeicher fur Strom muss ein Vergleich mit anderen Optionen der Stromspeicherung,
also z. B. mit Pump- und Druckluftspeichern erfolgen. Nur mit chemischen Energietragern
kdnnen allerdings Speicherkapazitaten von mehreren 100 GWh erbracht werden. Speicher-
kosten fur Strom sind generell hoch und reichen von 5 bis 10 ct/kWhg flir Pumpspeicher bis
zu 23 bis 40 ct/kWhg, fur Druckluftspeicher. Wasserstoffspeicher mit zentralem Elektrolyseur
und Verstromung im GuD-Kraftwerk liegen mit 25 ct/kWhg, (heute) bis 10 ct/kWhg, (zukiinftig)
dazwischen, haben aber mit knapp 40% den geringsten Wirkungsgrad.

Im Falle der Nutzung von H, und/oder CH, als Brennstoff oder Kraftstoff ist der Ver-
gleich mit den zukunftigen Preisen der konkurrierenden fossilen Energietrager notwendig.
Die Wasserstoffkosten hangen maf3geblich vom Strompreis und der Auslastung der Elektro-
lyseure ab. Im Jahr 2050 (Abbildung 3) kann an Tankstellen mit dezentraler Wasserstoffer-
zeugung EE-Wasserstoff bei Stromkosten um 4 ct/kWh im Vergleich zu fossilen Kraftstoffen
deutlich kostenginstiger erzeugt werden, auch mit einer Auslastung unter 2000 h/a. Auch fir
den Warmemarkt kann dann eine 6konomische EE-Wasserstoffversorgung dargestellt wer-
den.
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Abbildung 3: Wasserstoff- und Methangestehungskosten (Geldwert 2009) im Jahr 2050 je
nach Auslastung und Stromkosten 2050; Zinssatz 6%/a, Abschreibung 20 a,
Wartung/Betrieb 2% Inv./a

Die Kosten fur EE-CH, liegen je nach Strompreis und Auslastung um 35% bis 60% hdher als
diejenigen von EE-H,. Da aber in diesem Fall die Erdgasinfrastruktur voll genutzt werden
kann, relativiert sich dieser Kostennachteil. Die technisch-strukturellen und 8konomischen
Einsatzchancen dieser EE-Energietrdger missen in weiteren Untersuchungen im Zusam-
menhang mit den Gesamtkosten einer EE-Vollversorgung zukinftig genauer verglichen
werden. Aus heutiger Sicht sind die Weiterentwicklung und die lokale Demonstration beider
Optionen notwendig, da sie langfristig eine wichtige Rolle einnehmen kbnnen.

4 Wesentliche Ergebnisse des Szenarios 2011 A

Auf der Basis des Szenarios 2011 A, das hinsichtlich des Energiebedarfs und des EE-
Ausbaupfads die mittlere Variante der drei ,Hauptszenarien* darstellt, wird hier beispielhaft
der Transformationsprozess des Energieversorgungssystems in Deutschland hin zu einer
nachhaltigen Struktur mit nur noch geringen Treibhausgasemissionen dargestellt.

Bis 2050 zeigen sich betréachtliche Veranderungen im Umwandlungsbereich (Abbildung 4).
Die hohen Umwandlungsverluste reduzieren sich deutlich durch den Ausbau der EE-
Stromerzeugung und den steigenden KWK-Anteil. Der Anteil der reinen Kondensationskraft-
werke sinkt im Szenario 2011 A von derzeit 74% (fossil und nuklear) auf 42% bis 2020 und
auf 21% bis 2030. Im Jahr 2050 ist Kondensationsstrom nur noch aus flexiblen Gaskraftwer-
ken zur Bereitstellung gesicherter Leistung von Bedeutung. Die weiteren fossil gefeuerten
Kraftwerke (Kohle und Gas) werden in Kraft-Warme-Kopplung eingesetzt. Nach 2025 wird
der Hauptbeitrag zur Stromerzeugung von den EE erbracht. Diese Entwicklung tragt — neben
den Effizienzsteigerungen beim Endverbraucher — zum deutlichen Ruckgang des Primar-
energieeinsatzes bei. Der Primarenergieverbrauch im Szenario 2011 A sinkt bis 2050 auf
52%. Der Endenergieverbrauch sinkt etwas geringer und betragt im Jahr 2050 mit 5236 PJ/a
noch 58% des Wertes von 2010 (9060 PJ/a). Uberproportional sinkt der Endenergiever-
brauch des Sektors GHD (-52%) und der privaten Haushalte (-48%) wegen der grof3en
Effizienzpotenziale im Raumwarmebereich. Der Endenergieverbrauch des Verkehrs sinkt um
40%; in der Industrie um 33%.
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Abbildung 4: Entwicklung des Endenergieverbrauchs nach Sektoren und des Verbrauchs im
Umwandlungsbereich (Summe = Primarenergie) im Szenario 2011 A

Im Jahr 2050 werden mit knapp 3400 PJ/a fossilem Energieimport noch 34% der heutigen
Menge importiert, was dann einer Importquote von 46% entspricht (Importquote heute: 72%).
Dies sind dann zu etwa gleichen Teilen Mineral6l und Erdgas; Kohle wird kaum noch bend-
tigt. Hinzu kommt ein importierter Beitrag der EE aus dem europaischen Stromverbund in
Hohe von 223 PJ/a (entsprechend 62 TWh/a Strom). Die gesamte Importquote betragt somit
knapp 50%. Der Beitrag der importierten EE am gesamten Primarenergieverbrauch ist mit
3% (am Stromverbrauch 11%) gering. Zukunftig muss Erdgas verstéarkt in der Stromerzeu-
gung eingesetzt werden (Anstieg von heute ~900 PJ auf 1150 PJ im Jahr 2025), einerseits
aufgrund der steigenden Anforderungen an einen flexibleren konventionellen Kraftwerkspark
und andererseits aufgrund der geringeren CO,-Emissionen im Vergleich zur Kohleverfeue-
rung. Wenn zeitgleich das Einsparpotenzial von Erdgas im (Raum-) Warmebereich ausge-
schopft wird, bleibt die Gesamtnachfrage nach Erdgas bis 2025 etwa konstant, bis zum Jahr
2050 hat sich dann der Erdgasbedarf gegeniber heute etwa halbiert.

Im Szenario 2011 A werden bis 2050 (gegenuber 2010) 625 Mio. t CO, pro Jahr vermieden.
Aus Effizienzsteigerungen stammen hierbei 343 Mio. t CO,/a, aus dem weiteren EE-Ausbau
282 Mio. t CO,/a. Damit wird gegenuber 1990 eine 85%ige CO,-Reduktion erreicht. Der
volle Einsatz sowohl der Effizienz- wie der EE-Ausbaustrategie wird also bendtigt, um recht-
zeitig und dauerhaft eine klimaschonende Energieversorgung zu schaffen. An der bis 2050
erreichten Reduktion ist die Stromerzeugung mit 42%, der Warmesektor mit 39% und der
Verkehrssektor mit 19% beteiligt. Die gesamten Treibhausgasemissionen verringern sich
im Szenario 2011 A bis 2050 (gegenutber 1990) um 81% (Szenario 2011 C um 82%).

Die einzelnen Einsatzbereiche tragen in unterschiedlichem MalRRe zum Anteil der EE an der
Energieversorgung bei (Tabelle 1). Im Jahr 2020 decken die EE 41% des Bruttostromver-



brauchs (bzw. 47% des Endenergieverbrauchs an Strom), 18,4% der Endenergienachfrage
nach Warme (ohne Stromanteil) und 11,8% des gesamten Kraftstoffoedarfs. Im Jahr 2030
betragt der EE-Anteil am Bruttostromverbrauch bereits 63%. Bis 2050 ist der Umbau der
Energieversorgung schon weit fortgeschritten. Der Bruttostromverbrauch wird dann zu 85%
aus EE bereitgestellt, die Warmenachfrage mit 52% gut zur Halfte und der Kraftstoffbedarf
(ohne Strom) im Verkehr zu 42% mit EE gedeckt.

Die deutlichen Wachstumstendenzen der EE seit Anfang des Jahrhunderts missen un-
vermindert weitergefuhrt werden (Abbildung 5). Sie schwéchen sich erst nach 2030 etwas
ab. Bis 2020 verdoppelt sich ihr Beitrag zur Endenergie gegeniiber 2010 nahezu auf
1822 PJ/a. Bis 2050 steigt er mit 3073 PJ/a auf gut das Dreifache der Energiemenge des
Jahres 2010. Der dominierende Beitrag der Biomasse bleibt zunachst bestehen; im Jahr
2030 betragt ihr Anteil an der gesamten EE-Endenergie noch 46%. Danach sind ihre Poten-
Ziale ausgeschopft, wahrend das Wachstum der anderen EE anhéalt. Die Windenergie stei-
gert ihren Beitrag an der Endenergie stetig und erreicht im Jahr 2050 mit 800 PJ/a einen
relativen Anteil von 28%. Langfristig Gbernimmt die Solarstrahlung die Wachstumsdynamik.
Wahrend ihr Beitrag derzeit mit 5% noch gering ist, ist ihr Beitrag im Jahr 2050 mit dem der
Windenergie vergleichbar. Der Beitrag der Geothermie (einschlielich Warmepumpen) steigt
bis 2050 auf 13%. Im Jahr 2050 tragen die verschiedenen EE-Quellen sehr viel ausgewoge-
ner zum Energie-Mix bei, als dies heute mit der Dominanz der Biomasse der Fall ist.
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Abbildung 5: Endenergiebeitrag (Strom, Warme, Kraftstoffe) der EE nach Energiequellen
im Szenario 2011 A (Daten bis 2010 aus [AGEE-Stat 2011]; Stand Juli 2011)



Tabelle 1: Eckdaten des Szenarios 2011 A, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Primarenergie, PJ/a 14216 | 13427 | 14044 | 11383 9287 8176 7267
Priméarenergie EE, PJ/a D 1147 1201 1322 2270 2969 3483 3840
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,9 9,4 19,9 32,0 42,6 52,8
Anteil EE an PEV (ohne NE), % 8,7 9,7 10,1 21,7 35,7 48,4 61,1
Endenergie, PJ/a 9098 8691 9060 7991 6820 5992 5236
Endenergie EE, PJ/a 849 903 992 1822 2431 2827 3073
Anteil EE an EEV, % 9,3 10,4 11,0 22,8 35,6 47,2 58,7
Anteil EE an BEEV Z, % 9,0 10,0 10,6 22,0 34,3 45,5 56,5
Strom Endenergie, PJ/a 1886 1782 1859 1742 1619 1526 1415
Strom Endenergie EE, PJ/a 336 341 372 820 1094 1197 1214
Anteil EE, % 17,8 19,1 20,0 47,1 67,6 78,4 85,8
Warme Endenergie, PJ/a 3 4701 4429 4703 3999 3377 2912 2517
Warme Endenergie EE, PJ/a 381 441 491 736 977 1157 1317
Anteil EE, % *) 8,1 10,0 10,4 18,4 28,9 39,7 52,3
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 4 2511 2480 2498 2249 1824 1554 1304
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 129 266 360 473 542
Anteil EE, % **) 53 4,9 52 11,8 19,7 30,4 41,6
Bruttostromverbrauch, TWh/a * 615 578 610 573 558 572 584
EE-Stromerzeugung, TWh/a 6 93 95 103 235 351 434 496
Anteil EE, % 15,2 16,4 16,9 40,9 62,9 75,8 84,9
Anteil EE Inland, % 15,2 16,4 16,9 40,7 59,5 67,7 74,3
Primérenergie, PJ/a 14216 13428 14044 11383 9287 8176 7267
Erneuerbare Energien 1147 1201 1322 2270 2969 3483 3840
Mineraldl 4904 4635 4678 3534 2704 2271 1740
Kohlen ” 3485 3184 3435 1625 935 505 166
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 3075 3223 2679 1917 1520
Fossile Energien, gesamt 11447 10755 11188 8382 6318 4693 3427
Kernenergie 1622 1472 1534 731 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 745 779 521 365 249 154
Verringerung seit 1990, % 8 20,3 25,5 22,1 47,9 63,5 75,1 84,6
durch EE vermieden, Mio. t COs/a 109 110 115 220 303 361 396
THG-Emissionen, Mio t COxzeq/a % 988 911 943 644 466 337 229
Verringerung seit 1990, % 18,4 24,8 22,1 46,8 61,6 72,2 81,1
*) Anteil EE Warme, AGEE-Stat/EEWarmeG, % 7,6 8,9 10,2 16,4 25,9 35,3 46,1
**) Anteil EE an Endenergie Verkehr, % 55 51 54 13,7 24,8 37,2 49,4

1
2

3

4
5
6
7
8
9

)
)

)

Primérenergie nach Wirkungsgradmethode; PEV einschlie3lich, EE ohne nicht-energetischen (NE-) Verbrauch
Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von
Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

jeweils nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung. AGEE-Stat und EEWarmeG be-
ziehen dagegen EE-Endenergie Warme ohne Strom auf Endenergiebedarf Warme inkl. Stromeinsatz; vgl. *)
Kraftstoffverbrauch fir StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschl. Strom fir EE-Wasserstofferzeugung
einschlief3lich EE-Strom aus Wasserstoff

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlielich fossil/nuklearem Stromimportsaldo

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

einschlief3lich Landnutzungséanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)
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Der Beitrag der EE zur Stromversorgung steigt von 103,5 TWh/a im Jahr 2010 auf
235 TWh/a in 2020 und 490 TWh/a im Jahr 2050 (Abbildung 6). Die Wachstumsdynamik
der EE wird langerfristig vorwiegend von der Windenergie und der Solarstrahlung (Photovol-
taik und solarthermischer Strom aus sudlichen Regionen) getragen, wahrend das Potenzial
der Biomasse bei rund 60 TWh/a ausgeschopft ist. Gefolgt von der Windenergie (durch-
schnittliche Wachstumsrate bis 2020: 11%/a), wachst die Photovoltaik im Zeitabschnitt bis
2020 mit 13,5%/a am starksten'. Zwischen 2020 und 2050 wéchst die Strombereitstellung
der EE kontinuierlich mit einer Wachstumsrate von im Mittel 2,5%/a. Der Beitrag fluktuieren-
der Stromerzeugung (Wind, Photovoltaik) liegt heute bezogen auf den gesamten Brutto-
stromverbrauch erst bei 8%. Bis 2020 steigt er bereits auf 28% und bis 2050 auf 55%. Die
Ausweitung der Stromerzeugung aus Geothermie lauft relativ langsam an und spielt im
Szenario bis 2050 insgesamt eine eher geringe Rolle. Ausschlaggebend dafir sind die
Unsicherheiten Uber die breitere Realisierbarkeit als stromerzeugende Technologie.

Fur die gesamte EE-Stromerzeugung beginnt etwa ab 2020 auch der Import von EE-Strom
eine Rolle zu spielen. Dahinter steht die Annahme, dass die Transformation der Stromver-
sorgung zu EE in absehbarer Zeit zu einem gemeinsamen europdaischen Ziel werden muss.
Nur so kann strukturell und 6konomisch eine optimale auf EE basierende Stromversorgung
aufgebaut werden. Da auf3erhalb Deutschlands sehr grol3e, kostenglinstig erschliel3bare EE-
Potenziale vorhanden sind, liegt es nahe, im Saldo von einem langerfristig steigenden
Import von EE-Strom auszugehen. Im Jahr 2030 werden im Saldo mit 19 TWh/a erst 5,5%
des EE-Stroms importiert, im Jahr 2050 sind es mit 62 TWh/a knapp 13% der EE-
Stromerzeugung (11% des Stromverbrauchs).

Bereits im Jahr 2020 liegt mit 117 GW die installierte Leistung der EE deutlich Uber der zu
erwartenden Netzhochstlast von ca. 80 GW. Mit 97 GW Leistung dominiert der Anteil der
fluktuierenden Energiequellen Wind und Solarstrahlung (Tabelle 2). Zu diesem Zeitpunkt
ubertrifft die PV-Leistung die installierte Leistung der gesamten Windkraft, womit sie jedoch
nur 40% der Strommenge der Windkraft erzeugt. Die hohe installierte Leistung fluktuierender
EE zeigt den spéatestens ab 2020 stark wachsenden Bedarf an Ausgleichs- und Speicher-
mdglichkeiten. Aus diesem Grund wird nach 2030 im Szenario eher das Wachstum des
internationalen Stromverbunds und der ,heimischen* Offshore-Windenergie bevorzugt,
wahrend sich das Wachstum der heimischen PV-Leistung langerfristig wieder abschwacht.
Die installierte EE-Leistung wéachst bis 2050 auf insgesamt 179 GW, wenn die anteilige
Leistung des EE-Imports mit berlicksichtigt wird. Im Szenario 2011 A sind davon rund 40 GW
(110 TWh/a) fur die Bereitstellung von EE-Wasserstoff als Speichermedium und als Kraftstoff
vorgesehen, die von Elektrolyseuren entsprechend dem EE-Angebot aufgenommen werden.

! Der jahrliche PV-Leistungszubau ab 2012 in den Szenarien 2011 orientiert sich an dem bisher geltenden
Zielkorridor des EEG: Nach Abbau der derzeitigen Zubauspitze wird fur den Zeitraum bis 2020 ein Zielkorridor
zwischen 2500 und 3500 MW/a angenommen (vgl. Tab. 2: Installierte PV-Leistung in 2020: 53,5 GW). Dies
entspricht auch etwa dem Entwicklungspfad im nationalen Aktionsplan (NREAP). Auch nach 2020 gehen die
Szenarien von einem gegeniiber 2010/2011 deutlich geschrumpften PV-Zubau (einschlieBlich Ersatz) aus.
Die im Februar 2012 vorgestellten Anderungen der PV-Forderung im EEG konnten in den Szenarien nicht
mehr beriicksichtigt werden, zumal deren Wirkung auf den deutschen PV-Markt derzeit kaum quantifizierbar
ist. Die in der aktuellen Anderung vorgesehene sehr rasche und deutliche Reduktion der PV-Vergitungen
koénnte kurzfristig (bis ~2016) gegenlber den Szenarien zu einem geringeren PV-Ausbau filhren. Kann die
angestrebte weitere Kostenreduktion neuer PV-Anlagen erreicht werden, ist mittel- und langfristig dennoch ein
stabiles PV-Wachstum mdglich, da dann auch ein PV-Ausbau ohne EEG-Férderung erfolgen kann (Erreichen
der Netzparitat). Bei einer sehr starken Schrumpfung des PV-Marktes (ber das in den Szenarien 2011 ange-
nommene Maf3 hinaus ware jedoch eine Veradnderung des EE-Erzeugungsspektrums (z. B. hdherer Ausbau
der Windenergie) erforderlich, um die l&ngerfristigen EE-Ausbauziele zu erreichen.
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Wegen des deutlichen EE-Ausbaus geht die Auslastung fossiler Kraftwerke von durch-
schnittlich 4600 h/a im Jahr 2010 auf 3700 h/a im Jahr 2020 zuriick; danach wird der Ruick-
gang noch deutlicher (2030: ~3300 h/a: 2050: ~2200 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 2020 liegt sie bei 2100 h/a und erreicht im Jahr 2050 einen Wert von 2750 h/a.
Darin zeigt sich eine gewisse Vergleichmaligung des EE-Angebots, welche die Integrati-
on in die Stromversorgung erleichtert.
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Abbildung 6: Struktur der Bruttostromerzeugung im Szenario 2011 A

Die heute noch dominierende Stromerzeugung aus Grol3kraftwerken ohne Abwarmenutzung
(70% der Bruttostromerzeugung in 2010) weicht im Szenario 2011 A einer Stromversor-
gungsstruktur, die zu Uberwiegenden Teilen auf der dezentralen EE-Stromerzeugung beruht.
Entsprechend &ndert sich auch die installierte Leistung der fossilen Kondensations-
kraftwerke. Die Leistung reiner fossiler Kondensationskraftwerke sinkt von derzeit 65 GW
auf 49 GW im Jahr 2020 und auf 39 GW im Jahr 2030. Die Leistung der fossilen KWK-
Anlagen steigt dagegen bis 2030 auf gut 28 GW an. Bis 2020 werden im Szenario insgesamt
36 GW fossile Altkraftwerke stillgelegt bzw. in die Kaltreserve Uberfiihrt. 20 GW davon sind
alte Steinkohlekraftwerke, 12 GW alte Braunkohlekraftwerke und 4 GW alte erdgasgefeuerte
Gasturbinen oder GuD-Kraftwerke. Der Neubau fossiler Kraftwerke muss mit etwa 27 GW
(davon 8 GW HKW und 4 GW BHKW) restriktiv gehandhabt werden. Auf3er den derzeit in
Bau befindlichen gehen im Szenario 2011 A keine neuen Kohlekraftwerke mehr in Betrieb.
Es wird bis 2030 allerdings weitere 9 GW neue Gasleistung bengétigt. Im Saldo ist im Jahr
2030 die Leistung in Gaskraftwerken (einschl. BHKW) 10 GW hdher als heute. Insgesamt
sind im Szenario 2011 A in 2030 gut 70% der heutigen fossilen Kraftwerksleistung aul3er
Betrieb. Im Jahr 2050 verbleibt noch eine fossile Gesamtleistung von 38 GW.
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Tabelle 2: Installierte Stromleistung erneuerbarer Energien im Szenario 2011 A (Leistungen
zum jeweiligen Jahresende)

in GW *) 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

Wasserkraft 4,24 4,33 4,40 4,51 4,70 4,80 4,92 5,09 5,20
Windenergie 6,1 18,4 27,2 36,9 49,0 58,1 67,2 77,5 82,8
- onshore 6,1 18,4 27,1 33,9 39,0 41,4 43,7 48,0 50,8
- offshore - - 0,09 2,94 10,0 16,7 23,5 29,5 32,0
Photovoltaik **) 0,076 1,98 17,3 38,5 53,5 57,3 61,0 63,3 67,2
Biomasse 1,17 3,12 6,34 8,08 8,96 9,48 10,00 10,38 10,38
- Biogas, Klargas u.a. 0,39 0,70 2,96 3,63 3,72 3,90 4,16 4,45 4,45
- feste Biomasse 0,19 1,21 2,03 2,83 3,54 3,88 4,14 4,23 4,23
- biogener Abfall 0,59 1,21 1,35 1,62 1,70 1,70 1,70 1,70 1,70
Erdwéarme - - 0,01 0,08 0,30 0,65 1,00 1,94 2,95
EU-Stromverbund - - - - 0,35 1,98 3,60 8,15 10,45
- solarthermische KW - - - - - - 1,20 5,15 6,55
- Wind, andere EE - - - - 0,35 1,98 2,40 3,00 3,90
EE-Strom gesamt 11,57 27,85 55,27 88,1 116,8 132,3 147,8 166,3 179,0

*) Daten bis 2010 aus [AGEE-Stat 2011], Stand Juli 2011 **) fur 2015 und 2020 vgl. dazu Fuf3note 1
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Abbildung 7: Endenergieeinsatz fir Raumwarme im Szenario 2011 A (einschlie3lich Strom-
einsatz fur Raumwarme)

Der Verbrauch fossiler Energietrager zur Warmeerzeugung sinkt kontinuierlich bis 2050,
insbesondere bei der Raumwarme (Abbildung 7). Wahrend im Jahr 2009 noch 3933 PJ
fossile Endenergie (einschlieBlich Fern- und Nahwarme, Objektversorgung und industrielle
KWK, ohne Strom aus fossilen Quellen) zur Warmeerzeugung verbraucht wurden, sinkt
diese Menge bis 2050 um 70% auf 1160 PJ. Erdgas wird auch 2050 noch in signifikantem
Umfang zur Bereitstellung von Prozesswarme und in der Kraft-Warme-Kopplung eingesetzt.

Der EE-Einsatz zur Warmebereitstellung verdreifacht sich nahezu von heute 490 PJ auf
Uber 1300 PJ im Jahr 2050. EE decken dann 53% des Endenergieverbrauchs fur Warme
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(ohne Stromeinsatz zur Warmeerzeugung). Diese Entwicklung und die dahinter liegende
Wachstumsdynamik bedirfen einer grundsétzlichen Verdnderung der Marktsituation und
langfristig ausreichender Forderanreize im Warmebereich. Bei der Warmebereitstellung aus
Einzelanlagen wird fur Warmepumpen von einem Wachstum von durchschnittlich 8,3%/a bis
2030 und bei Solarkollektoreinzelanlagen von 9,7%/a ausgegangen. Deutlich hoher wachsen
im Szenario die bisher noch kaum entwickelten Segmente der Nahwarmeversorgung mit
Kollektoren und Geothermie. Bei der tiefen Geothermie sind es 18%/a bis 2030, solare
Nahwarmeanlagen wachsen sogar mit 22%/a. Die jahrlich installierte EE-Leistung zur War-
meerzeugung (Neubau einschliel3lich Ersatz von Altanlagen) liegt heute in der GréRenord-
nung von 5,5 GWy/a. Im Jahr 2020 werden jahrlich zu installierende Leistungen von insge-
samt 9,4 GWy/a erwartet. Der Ersatz alter EE-Anlagen spielt ab 2020 eine zunehmend
wichtigere Rolle, so dass im Jahr 2030 thermische EE-Anlagen mit fast 12 GWy/a und im
Jahr 2050 mehr als 17,6 GWy/a installiert werden.

Der Einsatz erneuerbarer Energien im Verkehr erreicht bis 2020 mit 321 PJ/a einen Anteil
von 14%. Er steigt bis 2050 mit 752 PJ/a auf knapp 50% (Abbildung 8). Der Einsatz an
fossilen Kraftstoffen sinkt zwar deutlich, bedingt durch den Dieselverbrauch im Schwerlast-
verkehr sowie den Kerosinbedarf des Flugverkehrs verbleibt im Jahr 2050 aber immer noch
ein signifikanter Verbrauch von etwa 760 PJ. Der Einsatz von Biokraftstoffen liegt bei maxi-
mal 300 PJ/a und von EE-Wasserstoff bei 242 PJ/a in 2050. Dem Flugverkehr wird bis zum
Jahr 2050 Uber ein Drittel des Biokraftstoffpotenzials in Form von synthetischen Biokraftstof-
fen (BtL = biomass to liquid) zugeordnet.
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Abbildung 8: Endenergieeinsatz fur den Verkehr im Szenario 2011 A

Der Stromverbrauch durch Elektromobilitét betragt in 2020 bereits 8,7 TWh/a und erreicht
44 TWh im Jahr 2050. Fur 2020 und 2030 werden die Zielvorgaben von 1 Million bzw.
6 Millionen elektrisch angetriebener PKW und Leichter Nutzfahrzeuge im Flottenszenario
erreicht. Der sehr weitgehende Einsatz von Elektrofahrzeugen und Wasserstoffantrieben
erfordert im Jahr 2050 einen zusatzlichen Stromeinsatz in Héhe von 44 TWh/a fur Elektro-
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mobilitdt und 87 TWh/a fir Wasserstoff, der ausschliel3lich aus EE bereitgestellt wird. Zur
Erzeugung dieser Strommenge sind rund 50 GW EE-Leistung erforderlich.

5 Wesentliche Ergebnisse des Szenarienvergleichs

In den Szenarien 2011 A, B und C sind unterschiedliche Entwicklungen der Fahrzeug-
flotten und damit der eingesetzten Energietrager abgebildet. Im Szenario 2011 C ergibt sich
aufgrund der starken Rolle des effizienten Elektroantriebs der geringste Endenergiever-
brauch im Verkehr von 1380 PJ im Jahr 2050 (Szenario A: 1521 PJ/a) und auch die starkste
CO,-Minderung im Verkehr. Szenario 2011 B weist aufgrund des gegeniber Wasserstoff-
brennstoffzellen héheren spezifischen Verbrauchs der Gasmotoren den hochsten Endener-
giebedarf von 1565 PJ im Jahr 2050 auf. Im Szenario 2011 C werden im Jahr 2050 fur Elekt-
rofahrzeuge im gesamten Stral3enverkehr ca. 80 TWh Strom eingesetzt.

Der Vergleich der Szenarien zeigt, dass die Ablésung fossiler Kraftstoffe im Verkehr aus
heutiger Sicht auf sehr unterschiedliche Art erfolgen kann, jeweils mit spezifischen Vor- und
Nachteilen bzw. Grenzen. In anderen Szenarienstudien wird z. T. von einem weitaus hohe-
ren Verbrauch an Biokraftstoffen sowie an Biomasse insgesamt ausgegangen, was voraus-
setzt, dass im Jahr 2050 ein starker Biomasseimport stattfindet (Tabelle 3). Aufgrund des
global begrenzten nachhaltig nutzbaren Biomassepotenzials stellt die Annahme eines mas-
siven Biomasseimports fur den Biokraftstoffeinsatz aber keine robuste Strategie dar.

Tabelle 3: Vergleich der Energiebedarfsdeckung im Verkehr (in PJ/a) im Jahr 2050 und der
gesamten Biomasse fir alle Nutzungen mit Szenarien aus anderen Studien

. EE- Gesamte
Jahr 2050 | Fossil | POt wasser- | Qi SO | Sfom | verkehr | B
stoff masse**)

Szenario 2011 A 763 300 242 0 158 59 1521 1550%)
Szenario 2011 B 782 300 0 266 158 59 1565 1550%)
Szenario 2011 C 731 300 0 0 290 59 1379 1550%)
WWF Innovation 436 921 10 k.A. 101 86 1560 1720
McKinsey & Com-
pany [BMU 2010b] 980 80 k.A. k.A. 250 90 1400 500
Szenario 1 B [EWI 492 772 15 KA. 144 ~90 1512 2154
2010]
nachrichtlich: 2010 2369 129 0 0 0 59 2557 958
*) im Inland nutzbares Priméarenergiepotenzial (vgl. Abschnitt 3.5) EEV = Endenergieverbrauch

**) einschlie3lich Biomasseeinsatz fiir Strom- und Warmeerzeugung

Da der Verkehrssektor in einem zielkonformen Szenario im Vergleich zu den anderen Ver-
brauchssektoren ebenfalls eine betrachtliche Emissionsminderung zu erbringen hat, folgt aus
der Begrenzung des Biokraftstoffpotenzials die Notwendigkeit, sowohl einen sehr weitge-
henden Einsatz von batterieelektrischen Fahrzeugen anzustreben als auch die Einfihrung
eines dritten erneuerbaren Kraftstoffs in Betracht zu ziehen. Dies ist vor allem dann notwen-
dig, wenn der Verkehrssektor langerfristig weitgehend auf EE basiert sein soll.

Die unterschiedlichen Strategien im Verkehrssektor fiilhren auch zu Anderungen in der ge-
samten Endenergie- und Primarenergiestruktur der jeweiligen Szenarien. Im Vergleich
zu Szenario 2011 A fuhrt der in Szenario 2011 C unterstellte starke Durchbruch der Elektro-
mobilitdt und der Verzicht auf Wasserstoff als Kraftstoff zu einem deutlich geringeren Brutto-
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stromverbrauch (Szenario 2011 C: 534 TWh/a; Szenario 2011 A: 584 TWh/a in 2050; Szena-
rio 2011 B: 622 TWh/a) und zu einer geringeren Endenergienachfrage insgesamt (Szenario
2011 C: 5100 PJ/a; Szenario 2011 A: 5236 PJ/a in 2050). Damit wird auch der CO,-Ausstol}
mit 147 Mio. t/a in 2050 (Szenario 2011 A: 154 Mio. t/a) geringer. Aus den im Vergleich zu
den Szenarien A und B gunstigeren energetischen Kennwerten des Szenarios 2011 C (Ta-
belle 4) folgt, dass aus Effizienz- und Klimaschutzgriinden ein hoher Anteil an Elektromo-
bilitdt im Verkehrssektor anzustreben ist. Bis 2050 sollte daher der Beitrag von Elektro-
fahrzeugen im PKW-Sektor mdglichst einen Anteil von 50% uberschreiten und sich deutlich
in Richtung des Szenarios 2011 C bewegen.

Im Szenario A’ wird aufgrund der bisherigen eher enttduschenden Erfahrungen bei der
Drosselung der Stromnachfrage das Reduktionsziel des Energiekonzepts ausschlief3lich auf
die ,konventionellen Verbraucher (d. h. ohne Warmepumpen und Elektromobilitat) bezogen.
Der Endenergieverbrauch dieser Stromverbraucher wird deshalb bis 2050 ,nur* auf
387 TWh/a anstatt auf 335 TWh/a (Szenario 2011 A) reduziert, was einer ebenfalls beachtli-
chen Reduktion entspricht. Der Mehrverbrauch an Strom wird durch einen verstarkten EE-
Ausbau kompensiert, um bis 2050 trotzdem eine Reduktion der THG-Emissionen um 80% zu
erreichen. Dadurch liegt die EE- Stromerzeugung in diesem Szenario bei 544 TWh/a anstatt
496 TWh/a (Szenario 2011 A), der EE-Anteil an der Stromerzeugung erreicht 85,5%.

Eine Gegenuberstellung der Szenarien 2011 A und 2011 B erlaubt einen Vergleich der
Aufwendungen flir die chemische Speicherung groRBerer EE-Strommengen mittels der
beiden Optionen EE-Wasserstoff und EE-Methan. Beide Szenarien beruhen auf derselben
Endenergienachfrage und erreichen dieselbe CO,-Minderung. Unterschiedlich sind die
Verbrauche im Verkehrssektor zwischen wasserstoffbetriebenen und gasbetriebenen Fahr-
zeugen in Hohe von 24 PJ/a sowie die zusatzlichen Verluste durch die Methanisierung von
20% der Energie des Wasserstoffs. Ob der Mehraufwand fir die Methanisierung im Szenario
2011 B gegenuber Szenario 2011 A in Hohe von 38 TWh/a EE-Strom die infrastrukturellen
Vorteile von Methan im Vergleich zu Wasserstoff aufwiegt, kann derzeit nicht abschliel3end
geklart werden. Da ihr groBmalfistablicher Einsatz friihestens in zwei Jahrzehnten erforder-
lich sein wird, kénnen die noch notwendigen Weiterentwicklungen und die erforderlichen
technisch-strukturellen und 6konomischen Analysen ohne Zeitdruck erfolgen.

Das Szenario zur Darstellung einer 95%-Minderung der Treibhausgase (Szenario 2011
THG95) verlangt praktisch eine EE-Vollversorgung Deutschlands. Nach vorhergehenden
Analysen hinsichtlich modglichem Strukturwandel und Transformationsgeschwindigkeit der
Energieversorgung ist dafiir der Zeitpunkt 2050 eine extreme Zielvorgabe, weshalb im Sze-
nario 2011 THG95 eine THG-Minderung von 95 % erst fir 2060 angenommen wurde.

Fur das Jahr 2050 liegt der EE-Anteil am Bruttostromverbrauch in den Szenarien 2011 A, B
und C zwar bereits bei rund 85%, der EE-Anteil im Wéarmesektor liegt zur gleichen Zeit aber
erst bei 52 bis 54% und im Verkehr bei 47 bis 50%. Da ein weitergehender Einsatz von
Biomasse aus Nachhaltigkeitssicht nicht verantwortbar ist, kommen fur eine weitere Steige-
rung des EE-Beitrags nur ein intensiverer Ausbau der Erzeugung von EE-Strom (Abbildung
9) und dessen verstarkte direkte (Elektromobilitdt, Strom im Warmebereich) oder indirekte
Nutzung (EE-Wasserstoff bzw. EE-Methan) infrage. Eine weitere Steigerung der direkten
EE-Warmeerzeugung mittel Kollektoren und Erdwéarme Uber das in den Szenarien A, B und
C angenommene Volumen hinaus ist nur in einem sehr begrenzten Umfang maéglich.
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Tabelle 4: Eckdaten des Szenarios 2011 C, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Primarenergie, PJ/a 14216 | 13428 | 14044 | 11367 9137 7899 6993
Priméarenergie EE, PJ/a D 1147 1201 1322 2278 2994 3418 3695
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,9 9,4 20,0 32,8 43,3 52,8
Anteil EE an PEV (ohne NE), % 8,7 9,7 10,1 21,8 36,7 49,4 61,4
Endenergie, PJ/a 9098 8691 9060 7935 6696 5829 5099
Endenergie EE, PJ/a 849 903 992 1831 2477 2828 3015
Anteil EE an EEV, % 9,3 10,4 11,0 23,1 37,0 48,5 59,1
Anteil EE an BEEV Z, % 9,0 10,0 10,6 22,2 35,6 46,8 57,0
Strom Endenergie, PJ/a 1886 1783 1859 1786 1728 1674 1546
Strom Endenergie EE, PJ/a 336 341 372 829 1200 1374 1406
Anteil EE, % 17,8 19,1 20,0 46,4 69,5 82,1 90,9
Warme Endenergie, PJ/a 3 4701 4428 4703 4000 3379 2911 2522
Warme Endenergie EE, PJ/a 381 441 491 736 977 1154 1310
Anteil EE, % *) 8,1 10,0 10,4 18,4 28,9 39,6 51,9
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 4 2511 2480 2498 2149 1589 1244 1031
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 129 266 300 300 300
Anteil EE, % **) 53 4,9 52 12,4 18,9 24,1 29,1
Bruttostromverbrauch, TWh/a * 615 578 610 585 565 549 534
EE-Stromerzeugung, TWh/a 6 93 95 103 237 358 419 462
Anteil EE, % 15,2 16,4 16,9 40,5 63,2 76,3 86,6
Anteil EE Inland, % 15,2 16,4 16,9 40,3 59,9 70,5 78,7
Primérenergie, PJ/a 14216 13428 14044 11367 9137 7899 6993
Erneuerbare Energien 1147 1201 1322 2278 2994 3418 3695
Mineraldl 4904 4635 4678 3431 2524 2135 1758
Kohlen ” 3485 3184 3435 1625 935 443 155
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 3075 3302 2684 1903 1385
Fossile Energien, gesamt 11447 10755 11188 8359 6143 4481 3298
Kernenergie 1622 1472 1534 731 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 745 779 518 352 232 147
Verringerung seit 1990, % 8 20,3 25,5 22,1 48,2 64,8 76,8 85,3
durch EE vermieden, Mio. t COs/a 109 110 115 221 303 345 364
THG-Emissionen, Mio t COxzeq/a % 988 911 943 641 453 320 222
Verringerung seit 1990, % 18,4 24,8 22,1 47,1 62,6 73,6 81,7
*) Anteil EE Warme, AGEE-Stat/EEWarmeG, % 7,6 8,9 10,2 16,4 25,9 35,2 45,8
**) Anteil EE an Endenergie Verkehr, % 5,5 51 54 16,0 29,2 39,4 46,5

1)
2)

Primérenergie nach Wirkungsgradmethode; PEV einschlie3lich, EE ohne nicht-energetischen (NE-) Verbrauch
Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von
Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

jeweils nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung. AGEE-Stat und EEWarmeG be-
ziehen dagegen EE-Endenergie Warme ohne Strom auf Endenergiebedarf Warme inkl. Stromeinsatz; vgl. *)
Kraftstoffverbrauch fir StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschl. Strom fir EE-Wasserstofferzeugung
einschlief3lich EE-Strom aus Wasserstoff

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlielich fossil/nuklearem Stromimportsaldo

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

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

3

4
5
6
7)
8
9
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Um bereits bis 2060 zu einer annahernden EE-Vollversorgung zu gelangen, missen die
Weichen hin zu EE-Strom als , Priméarenergie” friilher gestellt werden, als es in den Szena-
rien fur das THG-Ziel von -80% beschrieben wurde. Zudem steigen die installierten Kapazita-
ten und damit die erforderlichen Investitionen fur die weitergehende Zielerreichung sehr stark
an. Gegeniber heute kommen zur Substitution fossiler Energietrager bedeutende neue
Einsatzbereiche fiir Strom hinzu, die 2050 gegentber Szenario 2011 A 255 TWh/a und in
2060 sogar 420 TWh/a zuséatzlichen EE-Strom bendtigen. In der Summe wird im Szenario
2011 THG95 mit 3940 PJ/a im Jahr 2050 bereits 28% mehr EE-Endenergie bereitgestellt als
im Szenario 2011 A. Der Wert steigt bis 2060 auf 4560 PJ/a. Die Hauptstitze der EE-
Versorgung ist in 2050 die Windenergie mit einem Primarenergiebeitrag von 1715 PJ/a,
knapp gefolgt von der Solarstrahlung mit 1620 PJ/a. Bereits bis 2050 kénnen in diesem
Szenario die energiebedingten CO,-Emissionen um 91%, die gesamten THG-Emissionen
um 86,5% gegentiber 1990 reduziert werden.
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Abbildung 9: Bandbreite der EE-Stromerzeugung in den Szenarien 2011

Aus den unterschiedlichen strukturellen Annahmen der Szenarien ergibt sich ein
Zubaukorridor fur EE-Strom entsprechend Abbildung 9 und Tabelle 5. Der Vergleich
zeigt, dass zusétzliche Potenziale hauptsachlich bei der Windenergie und bei der Solarstrah-
lung mobilisierbar sind, deren technische Potenziale betrachtlich sind. In 2030 liegt die
Bandbreite der Nutzung ,heimischer* Windenergie (on- und offshore) zwischen 70 und 78
GW. Sie steigt bis 2050 auf 79 bis 115 GW und schlieRlich bis 2060 auf 83 bis 142 GW
installierter Leistung. Damit kénnen dann zwischen 268 und 477 TWh/a Strom bereitgestellt
werden. Wind ist somit die bedeutendste heimische Energiequelle. Bei der Photovoltaik
liegen die maximalen Leistungswerte 2050 zwischen 67 und 82 GW und 2060 zwischen 70
und 86 GW. Substantielle Anteile tragt langerfristig auch die geothermische Stromerzeugung
bei, wobei deren Ausbau erst nach 2030 in grofRerem Umfang stattfindet.
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Tabelle 5: Unter- und Obergrenze der installierten EE-Leistung

Untergrenze (Szenario C) Obergrenze (Szenario THG95)
GW 2010 2020 2030 2040 2050 2060 2030 2040 2050 2060
Wasser 4,4 47 4,9 51 5,2 53 4,9 51 52 53
Biomasse 6,4 8,1 10,0 10,4 10,4 10,4 10,0 10,4 10,4 10,4
Wind**) 27,2 51,3 70,2 77,5 79,0 83,0 77,8 97,7 115,3 | 1418
Photovoltaik 17,3 53,5 61,0 63,1 67,2 70,0 67,9 75,2 81,8 86,4
Geothermie 0,01 0,3 1,0 1,8 2,4 3.2 1,0 2,2 49 8,6
EE-Import*) 0 04 3,6 5,9 7,0 9,3 54 14,0 29,0 44,0
Summe 55,3 119,2 150,7 163,7 1711 181,1 167,0 204,5 246,5 | 296,4
Summe 55,3 118,8 147,1 157,8 166,1 171,8 161,6 190,5 2175 | 2524
Inland

*) Importsaldo im europdischen EE-Verbund, vorwiegend Windstrom mit zunehmendem Anteil von Strom aus
solarthermischen Kraftwerken **) Onshore- und Offshore-Anlagen

Von wachsender Bedeutung ist langerfristig die Einbindung der EE-Stromerzeugung in einen
gesamteuropaischen Verbund, da die hier unterstellte Zielsetzung einer volligen Umstellung
auf EE nicht von einem Land allein durchgefuhrt werden kann, sondern mittelfristig einen
gewissen , Gleichklang® des Transformationsprozesses verlangt. Nur so kdnnen extreme
strukturelle und 6konomische Verzerrungen im europaischen Energiemarkt vermieden und
auch in dieser Hinsicht ein ,Zusammenwachsen” Europas unterstitzt werden. Der Beitrag
des EE-Stromimports kann in 2050 einen Anteil zwischen 10 und 23% und in 2060 zwischen
12 und 28% erreichen. Im Maximalfall reprasentiert der EE-Import eine Leistung von 44 GW.

6 Lastdeckung und AusgleichsmalRnahmen in der Stromversorgung

Wahrend heute durch den Einsatz von gespeicherter fossiler und nuklearer Energie
Schwankungen auf der Nachfrageseite ausgeglichen werden, gilt es, in einem System mit
hohen Anteilen erneuerbarer Energien wetterbedingte Schwankungen der Angebotsseite mit
dem schwankenden Energiebedarf zu synchronisieren. Dies stellt besondere Anforderungen
an die Integration der EE in das elektrische Energieversorgungssystem. Der Stromsektor in
den Szenarien 2011 A und C wurde mittels der beiden Modelle ,REMix" (DLR) und ,Virtuel-
les Stromversorgungssystem* (IWES) durch Simulationen in zeitlicher und z. T. auch raumli-
cher Auflésung zur Validierung der Lastdeckung samt Ausgleichsmalinahmen detailliert
untersucht. Dadurch konnte gezeigt werden, dass — unter Voraussetzung der getroffenen
Annahmen zum Netzausbau, zur Verfigbarkeit von Lastausgleichsoptionen und zur zukinf-
tigen Stromerzeugung in Deutschland und seinen Nachbarlandern — in den Szenarien 2011
A und C die Last in allen simulierten Zeitschritten gedeckt werden kann und auch hohe
Erzeugungsspitzen durch die EE in einem europaischen Verbund genutzt werden kdnnen.

Die Untersuchungen der Stromversorgung in einem zukunftigen europaischen Stromverbund
zeigen, dass auch bei einem hohen fluktuierenden Erzeugungsanteil ein groRes Potenzial
zum Lastausgleich durch den Stromtransport tber das Ubertragungsnetz in Europa
vorhanden ist. Auch wenn eine volkswirtschaftlich kostenminimierende Untersuchung eine
konsequente Netzausbaustrategie empfiehlt, wird in der Praxis jedoch ein transeuropdaischer
Netzausbau aufgrund von lokalen und regionalen Akzeptanzproblemen und politischen
Hemmnissen nur eingeschrankt erfolgen kénnen. Deshalb wurde zunéchst unter Einsatz des
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Modells REMix ein konservatives europdisches Netzausbauszenario aus einer volkswirt-
schaftlich optimierten Versorgung abgeleitet (Abbildung 10). In diesem Szenario erhéht sich
die Netztransferkapazitat zwischen Deutschland und seinen Nachbarlandern um 13,8 GW
(HGU-Leitungen) bis 2030 und um weitere 17,6 GW (HGU-Erdkabel) bis zum Jahr 2050.

eNeLux,
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Abbildung 10: Mit REMix ermitteltes europadisches Netzausbauszenario fir das Jahr 2050
AC: Hochspannungs-Wechselstrom; DC: Hochspannungs-Gleichstrom (HGU); OL: Freilandleitungen; SC: Seekabel;
UC: Untergrundkabel

0,9/0,6
4,8/34,1

Die Darstellung der zeitlich aufgeldsten Lastdeckung fur zwei beispielhaft ausgewahlte
Episoden in Abbildung 11 zeigt die fluktuierende Erzeugung einer zu tber 80% auf erneu-
erbaren Energien basierenden Stromversorgung in Deutschland und seinen européischen
Nachbarregionen im Jahr 2050. Die Korrelation der Beladung der Elektrofahrzeuge sowie
der mengenmalig vorgegebenen Wasserstofferzeugung mit der Erzeugung von EE-Strom
wird deutlich. Von den Erneuerbaren hat Wind den gréf3ten Anteil an der Versorgung; Photo-
voltaik hilft insbesondere im Sommer die Lastspitzen zu decken. Konzentrierende solarther-
mische Kraftwerke (CSP) (unter Einbeziehung von Erzeugungsleistungen in Nordafrika)
kénnen aufgrund von Warmespeichern insbesondere im Sommer kontinuierlich elektrischen
Strom beisteuern. Ebenso wird die wichtige Rolle der flexiblen Kapazitaten von Gaskraftwer-
ken deutlich, in denen im Jahr 2050 bereits anteilig Wasserstoff riickverstromt wird.

Die resultierenden EE-Stromuberschisse sind sehr klein, da im ausgebauten Transportnetz
und unter Voraussetzung sonstiger Lastausgleichsoptionen Last und Erzeugung immer
Uber ganz Europa ausgeglichen werden kdnnen (siehe Jahresdauerlinien in Abbildung
12). Aufgrund des angenommenen Netzausbaus und der Ausgleichspotenziale durch Elekt-
rofahrzeuge sowie die Wasserstofferzeugung zur Deckung eines Nachfrageprofils im Ver-
kehr ergibt sich im Szenario 2011 A ein relativ geringer Einsatz der Stromspeicher im Ver-
haltnis zur Gesamtlast. Im Vergleich von 2030 und 2050 sieht man die starke Zunahme der
erneuerbaren und die damit verbundene Verringerung der konventionellen Stromerzeugung.
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Die Erneuerbaren tragen im Jahr 2050 auch signifikant zur Reduzierung der residualen
Spitzenlasten bei. Die Spitzenerzeugung der fossilen Kraftwerke sinkt in diesem Zeitraum
von ca. 350 GW auf ca. 200 GW.

Leistung [GW]
Leistung [GW]

I I I I I . . . . .
500 600 700 800 900 3800 3900 4000 4100 4200

Stunden Stunden
B Nuclear I Hydro Ror I concentrated Solar I 2 B Nuclear I Hydro Ror I concentrated Solar W)
B other I Hydro Res Wind B storage Feed/Load B other I Hydro Res Wind HE storage Feed/Load
B waste B Block CHP Photovoltaic BN EMob Feed/Load B waste I Block CHP Photovoltaic BN EMob Feed/Load
Hl gnite B coal G = Load Hl Lgnite B coal H Gas = Load

Abbildung 11: Zeitlich aufgeléste Lastdeckung in Europa fur zwei Episoden beispielhaft unter
Vorgabe einer Wasserstoffnachfrage im Verkehr (links Frihjahr und rechts
Sommer) fur das Jahr 2050 (Nachfrage Verkehr entsprechend Szenario 2011 A)

Auch die mit diesem Ansatz und diesen Randbedingungen ermittelten Jahresdauerlinien fir
die Stromversorgung in Deutschland (s. Abschnitt 6.1.4) zeigen die signifikante Minderung
der Spitzenlast durch Erneuerbare sowie die insbesondere im Jahr 2050 starke Bedeu-
tung der Stromimporte und -exporte fur die Stromversorgung. Die Elektrofahrzeuge sowie
ggf. die Erzeugung von Wasserstoff erhdhen zwar die Lastkurve durch den zusatzlichen
Strombedarf, haben aber in Abhangigkeit der Integration dieser neuen Verbraucher (z. B.
steuerbare Beladung der Elektrofahrzeuge, Nachfrageprofile, Vor-Ort-SpeichergréRen fir
Wasserstoff, Leistung und Auslastung der Elektrolyseure etc.) auch enorme Potenziale zur
Lastverschiebung und zur Nutzung von uberschiissigem EE-Strom. Eine technisch und
o0konomisch sinnvolle Ausgestaltung dieser Strukturoptionen wird in den nachsten Jahren
Gegenstand der Transformationsforschung sein.
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(rechts) (Nachfrage Verkehr entsprechend Szenario 2011 A)
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Ausgehend von den mit REMix fir das européische Versorgungssystem modellierten Strom-
import- und -exportzeitreihnen zwischen Deutschland und seinen Nachbarn wurden mittels
einer kostenminimierten Kraftwerkseinsatzplanung die Flexibilitdtsanforderungen durch die
volatile EE-Einspeisung fir Deutschland genauer untersucht. Die Untersuchungen erfolgten
mit einer rollierenden Planung in stiindlicher Auflésung. Durch die periodische Uberarbeitung
konnte der Einfluss durch Prognosefehler in einem grenzkostenbasierten Kraftwerksein-
satz abgebildet werden, welcher in der Realitat Gber die Spotmarkte erfolgt.

Der zunehmende EE-Ausbau hat einen steigenden Bedarf an Regelleistung zur Folge,
dessen Hohe zuklnftig stark durch die Prognosegite fur die Wind- und PV-Einspeisung
bestimmt wird. Wahrend der Bedarf an Sekundérregelenergie bis 2030 in etwa bei gut 2 GW
auf dem heutigen Wert bleibt, ist eine Zunahme des Bedarfs an Minutenreserve auf etwa
7 GW positiver und etwa 5 GW negativer Reserveleistung zu erwarten. Durch angenomme-
ne Prognoseverbesserungen sinkt dieser Bedarf wieder leicht bis 2050. Durch téagliche
Ausschreibungen kann sich der Kraftwerkspark in der Bereitstellung von Regelleistung
flexibel an die zu erwartende EE-Einspeisung anpassen, weshalb diese Anderung der
Marktbedingungen empfehlenswert ist.

Bei idealem Netzausbau innerhalb Deutschlands ist bereits 2020 stundenweise mit einer
anndhernden Vollversorgung durch EE zu rechnen (s. Abbildung 13). Import und Export
wirken entlastend auf das System. Die Schwankungen, welche im Stromsystem durch die
volatile Einspeisung aus Wind und PV verursacht werden, resultieren in der Residuallast in
einem starken Anstieg des Spitzenlastbedarfs und einen schrittweise auf Null zurlickge-
henden Grundlastbedarf. Um diese Schwankungen zu minimieren, sind Ausgleichsmal3-
nahmen notwendig.
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Abbildung 13: Dargebotsabhangige Einspeisung, Stromverbrauch und Import-Export im Jahr
2020, Szenario 2011 A

Die Simulation zeigt, dass die vielfaltigen Lastausgleichsoptionen die Residuallast weitge-
hend glatten kénnen. Die prioritdre Rolle kommt dabei der Reduktion der Must-run-Units

und der Flexibilisierung des Kraftwerksparks (KWK, Retrofit) zu, damit dieser die EE-
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Einspeisung nicht blockiert. Die Flexibilitdt der Kraftwerke gilt es bei sinkender Auslastung
sicherzustellen und zu honorieren. Einerseits ist der Strommarkt so zu gestalten, dass eine
gesicherte Leistung zu jedem Zeitpunkt vorhanden ist und die Rentabilitdt aller Backup-
Technologien dennoch gewahrleistet ist. Zum anderen ergeben sich daraus technische
Anforderungen an die Kraftwerke, da sich nur noch hoch flexible Kraftwerke technisch und
wirtschaftlich behaupten werden kénnen. Eine greifende MalRnahme lage darin, in die neuen
Rahmenbedingungen des Strommarktes (z. B. Kapazitatsmarkte) auch Anforderungen an
die Flexibilitat und den Standort der Kraftwerke einzubeziehen.

Diese Flexibilitat ist auch fir Biomasseanlagen notwendig. In Zeiten von Wind- und Solar-
stromuberschiissen muss vermieden werden, dass zeitgleich Biomasseanlagen einspeisen.
Durch die EEG-Flexibilitatspramie ist hier flr Biogas ein erstes Instrument geschaffen wor-
den. L&ngerfristig ist ein hoher Biomasse-Anteil im Gasnetz mittels Biomethan und ggf.
auch Holzgas anzustreben. Damit kann die Gasinfrastruktur mit regenerativem Gas als
saisonaler Speicher Uber ohnehin notwendige Gaskraftwerke und BHWK zum flexiblen
Ausgleich von GroRwetterschwankungen genutzt werden.

Wie wichtig diese Flexibilitat ist, zeigt sich in den Simulationen fur das Jahr 2030 (Abbil-
dung 14). Bei voller Flexibilitdt und stark ausgebauten Stromnetzen kénnen die EE-
Uberschisse fast vollstandig durch Kurzzeitspeicher integriert werden.
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Abbildung 14: Kraftwerkseinsatz in Deutschland im Jahr 2030 — Szenario 2011 A

Auch erneuerbare Energien kdnnen zur gesicherten Leistung beitragen. Durch die jahres-
zeitliche Komplementaritat liegt der gemeinsame Leistungskredit von Wind und PV im Sze-
nario A auf Basis von vier Wetterjahren bei 7,4 GW (2020), 9,3 GW (2030) bzw. 10,7 GW fur
2050. Entsprechend verbleibt — bei rein nationaler Betrachtung ohne den européischen
Stromverbund — ein Bedarf an gesicherter Leistung im thermischen Kraftwerkspark von
68,2 GW (2020), 57,1 GW (2030) bzw. 54,6 GW (2050), welcher sich auch in der Merit-Order
widerspiegelt (Abbildung 15). Aufgrund des unterstellten deutlichen KWK-Zubaus und der
hohen Einsparungen am Stromverbrauch besteht nur ein relativ geringer Bedarf am Neubau
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von Kondensationskraftwerken. Im Zuge einer Europédisierung der Energieversorgung ist
zuklnftig eine Abkehr von einer rein nationalen Betrachtung der Versorgungssicherheit
empfehlenswert. So kann der européische Verbund wie auch der Import von regelbarem EE-
Strom aus solarthermischen Kraftwerken zukinftig eine bedeutende Rolle fur die gesicherte
Leistung tbernehmen.

Die Merit-Order in Abbildung 15 veranschaulicht die Bedeutung der KWK im Kraftwerks-
park. Der Ausbau der KWK bietet grol3e Effizienzpotenziale, sollte aber bis 2020 zlgig vo-
rangetrieben werden, um einen Konflikt zwischen den Zielen des Energiekonzepts zum EE-
Ausbau, zur Sanierung des Gebaudebestandes und zur KWK zu vermeiden. Langfristig ist
absehbar, dass einerseits der Heizwarmebedarf zuriickgeht und andererseits die Anteile
fluktuierender erneuerbarer Energien weiter steigen. Beides hat zur Folge, dass die Auslas-
tung und damit die Rentabilitat der KWK deutlich sinken. Daher erscheint es notwendig, den
Ausbau der KWK bis 2020 abzuschlieBen und mittels Warmespeicher zu flexibilisieren,
damit sich die Investitionen lohnen und die Energieziele erreicht werden.
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Abbildung 15: Merit-Order des thermischen Kraftwerksparks im Jahr 2030, Preispfad B

Auch das Lastmanagement kann zum Lastausgleich erheblich beitragen. Fir 2020 zeigt
sich ein grolRes Potenzial der Steuerung bestehender Nachtspeicherheizungen und elektri-
scher Trinkwarmwasserspeicher. Auch wenn diese Anlagen aus 6kologischer Sicht langfris-
tig im Warmemarkt keine Rolle mehr spielen sollen, kénnten sie bis dahin Uber eine entspre-
chende Ansteuerung einen Beitrag zur EE-Integration leisten. In ein bis zwei Dekaden entfal-
tet sich auch das Lastverschiebepotenzial der Elektromobilitat, E-Heizer, Erdwarmepumpen,
Haushaltsgerate und der Klimatisierung zugunsten der EE-Integration, was den Vorteil der
Interaktion zwischen den Energiesektoren Strom-Warme-Verkehr und der Ubergreifenden
Nutzung von Energiespeichern (Warmespeicher, Batterien) deutlich erkennen lasst.

Die letzte Ausgleichsoption ist der Einsatz von Speichern, die sowohl als Kurzzeit- wie
auch als Langzeitspeicher benétigt werden. Kurz- und Langzeitspeicher sind nach der
Prioritat der technischen und wirtschaftlichen Effizienz einzusetzen. Pumpspeicher oder ggf.
auch Batteriesysteme eignen sich fur den Stunden- und Tagesausgleich; Power-to-Gas (EE-
Wasserstoff und EE-Methan) oder die Nutzung skandinavischer Wasserkraft perspektivisch
fur den Langzeitausgleich. Diese Energiespeicher kbnnen dann fossile Energietrager in ihrer
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Speicherfunktion ablésen. Um die langfristigen Potenziale einzelner Speichersysteme beur-
teilen zu kdnnen, muss in weiteren Forschungsarbeiten zun&chst der Speicherbedarf in
Abhangigkeit von der Flexibilitdt der Kraftwerke, dem Tempo des EE-Ausbaus, dem Netz-
ausbau und der Umsetzung der FlexibilititsmalRnahmen wie des Lastmanagements unter-
sucht werden. Ebenso sind technische und 6konomische Fragen bezlglich des intermittie-
renden Betriebs von power-to-gas-Anlagen zu lésen.

Die Simulationen ergaben, dass bis 2030 unter idealen Bedingungen keine nennenswerten
Energietberschiisse (TWh) entstehen, sondern fast nur Leistungstberschiisse (GW),
welche o6konomisch am sinnvollsten Uber bestehende und neue Lastmanagement-
Anwendungen sowie Pumpspeicher zu nutzen sind. Langzeitspeicher wie Power-to-Gas
werden in diesem Szenario erst nach 2030 bendtigt. In Abbildung 16 wird dies fir das Jahr
2050 deutlich, in dem hohe Uberschiisse fiir die chemische Speicherung vorhanden sind.

100 T T T T T T T T T T

T 100

PR E— S RS —
I E-Heizer B PSW-Pumpe

| I Elekirolyse Bl E-Heizer
Uberschiisse I Eiekirolyse
8ol | Kernkraft B 80F Uberschisse
| I Braunkohie B Kernkraft
HEW-EKWK
| . g /Biom.-8HKW — Lo
r —F - g om. s |
—_— Erdgas-GuD s
= PSW-Turbine §' - 21:" "W:; .
40 Erdgas-GT 4 a0t gas-Gul
Ol | — Residustiast O PSW-Turbine
[@))] ==="Res. + PSW-Pumpe [e)) Erdgas-GT
c c
= 2 20
k2 R}
o) )
- -
0
.20 L
_40 L
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
25/09 27/09 29/09 01/10 03/10 05/10 07/10 0 2000 4000 6000 8000
Tag/Monat Volllaststunden [h]
a) Exemplarischer Verlauf Giber zwei Wochen b) Jahresdauerlinie

Abbildung 16: Kraftwerkseinsatz Szenario 2011 A im Jahr 2050

Aus der volkswirtschaftlichen Sichtweise sollte zunachst die effizienteste und kostengins-
tigste Flexibilitdtsoption eingesetzt werden, um mdglichst effizienten Klimaschutz umzu-
setzen. Dazu z&hlt zunachst die Anpassung von Erzeugung und Bedarf tber ein entspre-
chendes Energiemanagement. Der Ausbau der Stromnetze schafft den raumlichen Aus-
gleich zwischen der schwankenden EE-Erzeugung und dem Strombedarf — die Speicher den
zeitlichen Ausgleich. Insgesamt kénnen durch den Einsatz der Ausgleichsoptionen zum
einen die Abregelung von EE vermieden und zum anderen die Kraftwerke weitgehend mit
hoher Auslastung betrieben werden, allerdings mit sehr vielen zeitlichen Unterbrechungen
und hohen Lastgradienten. Die Auslastung der reinen Kondensationskraftwerke nimmt bis
2030 im Vergleich zu heute dennoch deutlich ab, ebenso die der KWK zwischen 2020 und
2050 (Abbildung 17). Biogasanlagen werden statt der derzeitigen Einspeisung in Grundlast
flexibel mit einer Auslastung von ca. 4000 Volllaststunden eingesetzt.
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Abbildung 17: Auslastung des hydro-thermischen Kraftwerksparks — Szenario 2011 A in 2020
und 2030

7 Okonomische Wirkungen des Umbaus der Energieversorgung

Die jahrlich installierten Leistungen der EE-Technologien bestimmen in Verbindung mit ihren
spezifischen Kosten und den angenommenen Kostendegressionen das durch den Ausbau
der EE entstehende Investitionsvolumen. Es ist ein wichtiger Indikator dafur, welchen
Stellenwert der EE-Ausbau in der Volkswirtschaft hat. Das gesamte Investitionsvolumen der
EE lag in 2010 bei 27,5 Mrd. €/a, auf den Stromsektor entfielen 85% (Abbildung 18). Der
betrachtliche Anstieg der letzten Jahre ist auf die Photovoltaik zurtickzufiihren. Deren Investi-
tionen lagen 2010 mit 19 Mrd. €/a bei einem im Vergleich zu den anderen erneuerbaren
Energien Uberhdhten Anteil von 70%. Zukinftig wird das Investitionsvolumen der Photovolta-
ik wegen weiterer deutlicher Kostendegression und einer restriktiveren EEG-Anpassung
deutlich zurtickgehen. Fir 2020 wird von einer Leistungsinstallation von 3 GW/a und Investi-
tionen von 3,6 Mrd. €/a ausgegangen. Das gesamte Investitionsvolumen der EE liegt mittel-
fristig auf einem Niveau zwischen 17 und 19 Mrd. €/a.

Die stark wachsenden Mengenumsatze in der erneuerbaren Energieerzeugung kompensie-
ren die parallel eintretenden weiteren Kostendegressionen. Bis 2050 steigt das jahrliche
Investitionsvolumen auf rund 22 Mrd. €/a, erreicht also nicht mehr die zum Grof3teil durch die
Photovoltaik verursachten Spitzenwerte der Jahre 2010 und 2011. Die in den néachsten
Jahrzehnten stabilen Investitionsvolumina sind eine wesentliche Voraussetzung dafir, dass
deutsche Unternehmen in der Mehrzahl der EE-Technologien auf dem Weltmarkt eine starke
Rolle spielen konnen und somit der Aufbau von Exportméarkten weiter betrieben werden
kann. Dies bestatigt nachdricklich die Notwendigkeit der EE-Ausbauziele im Energiekonzept
von 18% fiir 2020 und von 60% fir das Jahr 2050.

Bis Ende 2010 wurden in EE-Anlagen zur Strom- und Warmebereitstellung insgesamt rund
150 Mrd. € investiert. In den néchsten Jahrzehnten bis 2050 liegt das Niveau der EE-
Investitionen bei rund 200 Mrd. € pro Jahrzehnt. Deutlich héher auf 250 Mrd. €/a (2030-
2040) bis 350 Mrd. €/a (2040-2050) mussten die Investitionen steigen, wenn bis 2060 das
obere Klimaschutzziel (-95% THG-Emissionen) verwirklicht werden soll. Dies macht deutlich,
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dass das ,obere Ende" des Zielkorridors fir Treibhausgasminderungen und damit eine zu
100% auf erneuerbaren Energien beruhende Energieversorgung mit einem weitaus héheren
Aufwand verbunden ware als der untere Bereich des Zielkorridors. Dies gilt umso mehr,
wenn gegenuber dem im Szenario 2011 THG95 unterstellten Zieljahr 2060 ein friheres
Zieljahr angestrebt wirde.

Das weitere globale Wachstum der EE ist auch die Voraussetzung dafur, dass fur die meis-
ten EE-Technologien noch weitere Kostensenkungen erreichbar sind. Die durchschnittli-
chen Stromgestehungskosten aller installierten Neuanlagen lagen 2010 bei 14 ct/kWhy,.
Sie sind wegen des starken Zubaus der Photovoltaik in den letzten Jahren deutlich gestie-
gen. Das Maximum ist jetzt allerdings erreicht, bereits bis 2020 sinkt der Mittelwert des
Gesamtmixes deutlich auf 9,2 ctyooe/kWhe und weiter bis 2050 auf 6,4 Ctygee/kWhe. FUr alle
EE-Techniken zur Stromerzeugung stellen sich langerfristig Gestehungskosten zwischen
5 und 9 cty0o/kWhy ein. Von wesentlicher Bedeutung fir einen 6konomischen Vergleich mit
konventionellen Technologien ist, dass die EE-Kostenentwicklung im Vergleich zu einer
brennstoffbasierten Energieversorgung langfristig wesentlich besser kalkulierbar ist, da sie
Uberwiegend durch technologische Entwicklungen und weniger durch die Entwicklung der
Brennstoffpreise beeinflusst wird. Au3erdem stellen EE in zunehmendem Mal3e ein volks-
wirtschaftliches Wachstumssegment dar, das wesentliche Nachhaltigkeitskriterien erfillt. Sie
kénnen also zukinftig umweltschadigende und ressourcenintensive Wachstumsfelder
abloésen.
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Abbildung 18: Jahrliches Investitionsvolumen im Szenario 2011 A fur strom- und warmeerzeu-
gende EE-Technologien
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Bei im Jahr 2020 neu in Betrieb gehenden fossilen Kraftwerken werden die Stromgeste-
hungskosten bereits zwischen 6,0 und 7,7 cty/kWhyg liegen (Preispfad A, Ausnutzung
6000 h/a, Tabelle 6); bis 2030 werden sie auf 7,2 bis 9,4 ctyoee/kWhe steigen. Dann sind die
Gestehungskosten fur EE-Strom mit rund 7,6 Ctypes/KWhe (Mittelwert aller Neuanlagen) be-
reits geringer als Strom aus neuen Steinkohle- und Gaskraftwerken. Wirde man die bisher
nicht internalisierten Folgekosten des Klimawandels in der betriebswirtschaftlichen Kalkulati-
on von Stromgestehungskosten berlcksichtigen (hier mit einem Kostenwert in H6he von
75 €/t CO, charakterisiert), so lage bereits heute das 6kologisch ,korrekte" Kostenniveau
um 10 ctyee/kWhe. Die grofRe Diskrepanz zu den heute tatsachlich betriebswirtschatftlich
kalkulierten Kosten zeigt, dass die aus Umweltgesichtspunkten falschen Preissignale rasch
und deutlich korrigiert werden miissen, wenn dauerhaft ein unter Klimagesichtspunkten
akzeptables Energiesystem unter dem Regime von ,korrekten Marktpreisen“ entstehen soll.

Tabelle 6: Preise von CO,-Zertifikaten (€,q00/t) und Stromgestehungskosten (Ctaoee/kWhy) Nneuer
fossiler Kraftwerke bei einer Ausnutzungsdauer von 6000 h/a (Zinssatz 6%/a; Ab-
schreibung 25 a) fur verschiedene Preispfade

| 2010 | 2020 | 2030 | 2040 | 2050
Preispfad A
CO; -Preis 14,3 27 45 60 75
Erdgas 5,9 7,6 9,4 11.3 13,1
Steinkohle 5,7 7,7 9,8 11,7 13,6
Braunkohle 5,0 6,0 7,3 8,6 10,0
Preispfad B
CO; -Preis 14,3 23 34 45 57
Erdgas 5,9 6,8 7,6 9,0 10,1
Steinkohle 57 6,8 8,0 9,3 10,6
Braunkohle 5,0 5,6 6,4 7,3 8,4
Preispfad A, zusatzlich volle Internalisierung von Klimaschutzkosten (75 €/t CO;) ab 2010
CO; -Preis 75 75 75 75 75
Erdgas 8,0 9,2 10,4 11,8 13,1
Steinkohle 10,1 10,9 11,7 12,7 13,6
Braunkohle 10,7 10,1 9,8 9,9 10,0
Preispfad nach Szenarien zum Energiekonzept [EWI 2010]
CO; -Preis 14,3 20 38 57 75
Erdgas 4,9 5,0 5,8 6,7 7,6
Steinkohle 5,0 53 6,5 7,7 8,8
Braunkohle 4.8 55 6,7 8,0 9,3

Die Kosten der EE-Einfihrung werden in dieser Untersuchung mittels , systemanalytischer Diffe-
renzkosten“ gegendiber einer fiktiven Energieversorgung, die ihren Energiebedarf ohne erneuerbare
Energien deckt, dargestellt. Sie gehen von den Erzeugungskosten des EE-Ausbaus im Strom-, War-
me- und Verkehrssektor im Vergleich zu fossil-nuklearen Alternativen aus und lassen sich durch
annuitatische Investitionskosten (Kapitalkosten) zuzuglich Brennstoffkosten bei Biomasse und fossi-
lem Brennstoffbedarf und zuziglich anderer Betriebskosten (und ggf. Gutschriften) im Vergleich zu
den Vollkosten fossiler Energieanlagen abbilden (vgl. Tabelle 6). Naherungsweise werden in einer
Preisvariante zusatzlich die externen Schadenskosten des Klimawandels bei der Ermittlung der
Differenzkosten bericksichtigt.

Die hier ermittelten Differenzkosten enthalten nicht zuséatzliche Aufwendungen fiir die Einbindung des
fluktuierenden EE-Angebots in das gesamte Stromversorgungssystem. Lage eine vollstdndige Netz-
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modellierung fur ein sich weitgehend auf EE abstiitzendes Energiesystem vor, so kénnten im Ver-
gleich mit den Netzaufwendungen fir eine konventionelle Energieversorgung auch die , Differenzkos-
ten“ des Netzausbaus ermittelt werden. Eine Abschatzung zeigt, dass unter Berlcksichtigung des
zusatzlichen Netzausbaus die Differenzkosten um rund 12-13% hoher ausfallen wirden. Die folgen-
den Ausfuhrungen zur Wirtschaftlichkeit des EE-Ausbaus andern sich dadurch nicht grundsatzlich.

Die hier ausgewiesenen Differenzkosten sind nicht mit den sogenannten EEG-Differenzkosten zu
verwechseln. Letztere beschreiben die sich aus der Anwendung des EEG ergebenden Zusatzkosten
gegeniber Strombérsenpreisen. Diese werden in Form der EEG-Umlage von den nicht-privilegierten
Stromkunden erbracht.

Summiert Uber alle Sektoren belaufen sich die systemanalytischen Differenzkosten des
gesamten EE-Ausbaus im Jahr 2010 auf 12,4 Mrd. €/a. Davon stammen 75% aus der EE-
Stromerzeugung. Grund dafir sind die relativ hohen Differenzkosten der Photovoltaik. Die
Differenzkosten der Ubrigen Stromerzeugung liegen mit rund 4 Mrd. €/a in der gleichen
GroRenordnung wie diejenigen der EE-Warmeerzeugung. Die gesamten Differenzkosten
steigen bei auf ein Maximum von 15,5 Mrd. €/a im Jahr 2015 (Preispfad A); davon
12 Mrd. €/a fur den Stromsektor, 2,4 Mrd. €/a fir den Warmesektor und 1,1 Mrd. €/a flr den
Kraftstoffsektor. Bereits um das Jahr 2026 entstehen keine Differenzkosten mehr fur den
EE-Gesamtausbau. Zu diesem Zeitpunkt decken die EE bereits gut 30% des gesamten
Endenergieverbrauchs. Die danach eintretenden negativen Differenzkosten — die sich in
2030 bereits auf -7 Mrd. € belaufen — bedeuten, dass die EE nach diesem Zeitpunkt das
Niveau der Energiekosten fur die Verbraucher stabilisieren bzw. gegentber einer fossilen
Versorgung sogar senken.

Bis 2010 sind fur den gesamten EE-Ausbau rund 71 Mrd. € an systemanalytischen Diffe-
renzkosten aufgelaufen, wenn gegen die bisherigen anlegbaren Stromkosten bzw. Wéarme-
und Kraftstoffpreise verglichen wird (Abbildung 19). Davon stammten 44 Mrd. € aus der
Stromversorgung, 23 Mrd. € verursachte die EE-Warmeversorgung und 4 Mrd. € die Bereit-
stellung von Biokraftstoffen. Addiert man die folgenden 10-Jahresbldcke hinzu, steigen die
kumulierten Differenzkosten bis 2020 auf 210 Mrd. € und bis 2030 nur noch geringfligig
auf 219 Mrd. € (Preispfad A). Davon verursacht der EE-Stromausbau 181 Mrd. € (entspre-
chend 76%) und die EE-Warmebereitstellung 34 Mrd. €.

Bis 2040 sind die kumulierten systemanalytischen Differenzkosten aller EE-Technologien mit
einem Saldo von -30 Mrd. € vollstandig kompensiert. Zur Jahrhundertmitte hat die Versor-
gung mit EE (Endenergieanteil 2050: 70%) bereits rund 570 Mrd. € potenzielle Mehraus-
gaben gegenuber der (fiktiven) Weiterfihrung einer fossilen Energieversorgung vermieden.

Bei einem Preisanstieg nach Pfad B (Tabelle 7) tritt die Kompensation erst kurz vor 2050 ein
(Saldo -42 Mrd. €). Fur einen sehr niedrigen Preisanstieg entsprechend Pfad C wirden die
kumulierten Differenzkosten bis 2040 steigen. Im Gegensatz dazu zeigt die Berlcksichtigung
externer Kosten in Form potenzieller Klimaschaden mit 75 €/tCO,, dass der gesamte EE-
Ausbau prinzipiell mit sehr geringen systemanalytischen Differenzkosten erreicht werden
kann. Bis 2020 treten maximale kumulierte Differenzkosten in Hohe von 52 Mrd. € auf. Be-
reits kurz nach 2020 Uberwiegen die vermiedenen Kosten von Klimaschéden diejenigen
Kosten, die bei Fortfuhrung der fossilen Energieversorgung auftréten. Die Ergebnisse zei-
gen, dass Annahmen zur zukunftigen Preisentwicklung fossiler Brennstoffe sowie zum Kos-
tenniveau von CO,-Zertifikaten sehr stark die dkonomische Bewertung des EE-Ausbaus
bedingen. Plausible Annahmen sind folglich fur eine korrekte energiepolitische Bewertung
des EE-Ausbaus von grof3er Bedeutung.
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Abbildung 19: Kumulierte systemanalytische Differenzkosten der gesamten Energiebereitstel-

lung aus EE im Szenario 2011 A fur 10-Jahres-Abschnitte und Preispfad A

Tabelle 7: Kumulierte systemanalytische Differenzkosten des gesamten EE-Ausbaus gemaR
Szenario 2011 A fir vier Pfade anlegbarer Energiepreise (Mrd. €5q09)

Preispfade Pfad A Pfad B Pfad C Kosten inter-
(, Deutlich*) (,MaRrig“) (, Sehr niedrig“) nalisiert

bis 2010 71 71 71 16

bis 2020 210 230 245 52

bis 2030 219 324 395 -38

bis 2040 -30 250 416 -352

bis 2050 -573 -42 279 -918

Die mittleren Erzeugungskosten der Stromerzeugung aus EE (blaue Kurve Abbildung 20)
liegen derzeit noch deutlich Uber denjenigen der konventionellen Stromerzeuger. Dies be-
wirkte in 2010 eine Erh6hung der mittleren Stromgestehungskosten der gesamten Stromver-
sorgung um 1,7 ct/kWh auf 6,5 ct/kWh. Bis zum Jahr 2016 erhoht sich dieser preissteigernde
Effekt der EE noch auf 2,3 ct/kWh, woraus sich mittlere Stromgestehungskosten von insge-
samt 8,4 ct/kWh ergeben. Die aufgrund weiterer technischer Innovationen und stetiger
Marktausweitung weiter sinkenden EE-Stromgestehungskosten ermdglichen danach eine
Reduktion der mittleren Stromgestehungskosten der gesamten Stromversorgung auf ein
Niveau von knapp 7 ct/kWh in 2050. Das Kostenniveau des Jahres 2050 (in realen Preisen
des Jahres 2009) ist also damit nur geringfugig hoher als heute. Im Gegensatz zu heute
steht dann aber Strom aus risikoarmen, weitgehend klimaneutralen und unbegrenzt verfig-
baren Energiequellen zur Verfigung.

Aktuell steht fur das Jahr 2012 der EE-Umlage auf der Basis der systemanalytischen Diffe-
renzkosten (die auf die gesamte Nettostromerzeugung bezogen ist) von 2,09 ctygee/kWh im

30



Jahr 2012 eine offizielle EEG-Umlage von 3,59 ctyo1./kWh gegeniiber. Dieser erhebliche
Unterschied macht klar, dass die aus der spezifischen Sicht der Vorgaben des EEG definier-
te Umlage die gesamtwirtschaftliche Wirkung eines umfassenden EE-Umbaus nicht ange-
messen bewerten kann.
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Abbildung 20: Mittlere Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke, des EE-Mixes und
der Gesamtheit aller stromerzeugender Anlagen im Szenario 2011 A fir eine
Energiepreisentwicklung gemaR Preispfad A

Der oben erlauterte Sachverhalt fir den Stromsektor kann ndherungsweise fir die gesamte
Energieversorgung dargestellt werden. Die Energieverbraucher geben derzeit in ihrer Ge-
samtheit jahrlich rund 200 Mrd. €,q00/a flir Brennstoffe (~70 Mrd. €), Kraftstoffe (~45 Mrd. €)
und Strom (~85 Mrd. €) aus (Abbildung 21). Im Jahr 2005 waren es noch rund 160 Mrd. €.
Wiurde der heutige Energieverbrauch eingefroren und zukiinftig ausschlie3lich fossil gedeckt,
missten beim Preispfad A dafir im Jahr 2030 etwa 320 Mrd. €,00e/a und im Jahr 2050 etwa
415 Mrd. €000/a aufgewandt werden (graue Linie: ,Fossil ohne Effizienz"). Eine konsequente
Strategie der substantiellen Effizienzsteigerung bei gleichzeitigem Ausbau der EE
ermoglicht die Abkopplung von diesem nicht zukunftsfahigen Trend. Wird nur die Effizi-
enzstrategie betrachtet, konnen die Ausgaben fur die zukinftige Energieversorgung knapp
unter 300 Mrd. €,000/a gehalten werden (griine Linie: ,Fossil mit EFF"). Das spezifische
Kostenniveau (pro kWh) bis 2050 wére um das 2,2-fache hdher, die ,Energierechnung*
wirde gegeniiber 2010 jedoch nur um 50% steigen. In Kombination mit dem EE-Ausbau
(rote Linie: ,Szenario 2011 A, ,EFF+EE") gelingt die Uberleitung in ein zukunftsfahiges
Energieversorgungssystem vollstandig. Bis ca. 2025 treten als Ausgaben die Differenzkos-
ten des EE-Ausbaus fiur Strom, Warme und Kraftstoffe hinzu, sodass die gesamten Energie-
ausgaben — definitionsgemald ohne Berlcksichtigung der Aufwendungen fur die Einbindung
des fluktuierenden EE-Stroms in das Versorgungssystem — bis 2025 noch auf 285 Mrd.
€000/a steigen. Danach sinken sie in dem Male, wie die Effizienz- und EE-Strategie ihre
Wirkung zeigt. Im Jahr 2050 wird mit Ausgaben in Hohe von insgesamt 215 Mrd. €,000/a etwa
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das heutige Ausgabenniveau wieder erreicht, obwohl das Energiepreisniveau der fossilen
Energien mehr als doppelt so hoch wie heute ist.

Eine auf Dauer angelegte wirkungsvolle Effizienz- und EE-Strategie ermdglicht es also,
sowohl eine klimavertragliche und risikoarme Energieversorgung zu schaffen, als diese auch
nach einer Ubergangszeit kostenstabil zu halten. Zentrale Aufgabe sollte es daher sein, die
jetzt dazu erforderlichen Vorleistungen in Form von Investitionen in Effizienz- und EE-
Technologien und entsprechend anzupassende Infrastrukturen bzw. dem daraus resultieren-
den Kapitaldienst als notwendige und sinnvolle Vorsorge zur Schaffung einer nachhalti-
gen Energieversorgung den Birgern und den Wirtschaftsakteuren zu vermitteln.

Der energiepolitisch angestrebte Rollenwechsel der EE von der Nische hin zu einer Fuh-
rungsposition kann als eine ,erzwungene” Internalisierung externer Kosten der bisheri-
gen, konventionellen Energieerzeugung verstanden werden. Die Kapitalkosten der EE repra-
sentieren nahezu vollstandig auch die ,6kologischen” Vollkosten der jeweiligen erneuerbaren
Energieerzeugung. Auf einen spateren Zeitpunkt oder in andere Regionen verschiebbare
(und damit verdrangbare) Kosten sind in nur sehr geringem Umfang vorhanden. Sie ergeben
sich z. B. bei der konkurrierenden Nutzung von Biomasse oder der lokalen Beeinflussung
von Landschaften durch die Aufstellung von EE-Anlagen. Sie kénnen bei entsprechender
Dialogbereitschaft meist auch auf dieser Ebene geldst werden.

GroRRe Teile der Kosten im konventionellen Erzeugungsbereich gehen dagegen bis heute
nicht in die betriebswirtschaftliche Kostenrechnung ein, wie insbesondere die Schaden eines
globalen Klimawandels. Auch die Folgekosten der Umweltverschmutzung bzw. -zerstérung
durch eine immer aufwéndigere Forderung fossiler Energietrager tauchen so gut wie nicht in
der betriebswirtschaftlichen Kalkulation auf. Auch grundséatzliche Risiken, wie sie inharent mit
der Nutzung der Kernenergie verknipft sind, werden nicht berticksichtigt.
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Gesamtausgaben Energieverbraucher *), Mrd. EUR (2009)/a

Abbildung 21: Gesamtausgaben fir Energie aller Verbraucher bei ausschliefllich fossiler
Bereitstellung des heutigen Verbrauchniveaus, bei Umsetzung der Effizienzziele
und fir den Energiemix des Szenarios 2011 A
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Deutschland importierte im Jahr 2010 fossile Energietrager (~10100 PJ/a) im Wert von
68 Mrd. €. Die Schonung fossiler Ressourcen durch die verstarkte Nutzung von EE fihrt zu
einer erheblichen Verminderung des Imports fossiler Energietrager. Derzeit vermeiden
sie den Import von 1100 PJ/a fossiler Energie. Dadurch wurden in 2010 6,8 Mrd. €;000/a an
Importausgaben vermieden. Die vermiedenen Importmengen wachsen bis zur Jahrhundert-
mitte auf rund 4100 PJ/a. Dadurch werden Importausgaben im Jahr 2020 zwischen 17 und
20 Mrd. €,009/a und im Jahr 2030 zwischen 30 und 36 Mrd. €,09/a vermieden. Bis zur Jahr-
hundertmitte werden die jahrlich vermiedenen Importausgaben fiir fossile Energietrager auf
54 bis 73 Mrd. €;000/a angestiegen sein, was etwa 2% des dann erwarteten Bruttoinlandspro-
dukts entspricht. Auch die durch den EE-Einsatz vermiedenen CO,-Emissionen nehmen
zuklnftig betrachtliche Werte an. Im Jahr 2010 wurden durch EE rund 115 Mio. t CO, ver-
mieden. Sie reprasentieren einen Wert von 1,6 Mrd. €/a (CO,-Preis 14,3 €/t), tatsachlich sind
aber Klimaschaden in H6he von rund 8,5 Mrd. €/a (CO,-Preis 75 €/t) vermieden worden. Bei
einer im Jahr 2050 durch EE vermiedenen CO,-Menge von 396 Mio. t CO,/a in Deutschland
entspricht dies global vermiedenen Klimaschaden von rund 32 Mrd. €/a.

Verschiedene Untersuchungen zeigen die Problematik der Nutzenbilanzierung. Zum einen
sind eine Reihe von positiven Wirkungen eines EE-Ausbaus nicht bzw. kaum quantifizierbar.
Dazu gehdren u. a. die Verringerung oder Vermeidung von internationalen Spannungen
wegen geringerer Konkurrenz um knappe fossile Energien, die nicht bzw. kaum vorhande-
nen Missbrauchsméglichkeiten der EE-Techniken flr kriegerische oder terroristische Zwecke
und damit eine unproblematischere landeribergreifende Zusammenarbeit oder die vielfalti-
gen dezentralen Nutzungsmoglichkeiten von EE-Techniken mit ihrer regionalen Wertschop-
fung und den verstarkten (Mit-) Gestaltungsmaoglichkeiten auf privater und kommunaler
Ebene. Zum anderen sind die quantifizierbaren Nutzenbetrage bislang weitgehend theoreti-
scher Natur, da sie in der Kostenkalkulation der Marktteilnehmer Giberwiegend nicht enthal-
ten sind und somit auch Investitionsentscheidungen nicht ,automatisch* nach dem optimalen
volkswirtschaftlichen Nutzen gefallt werden.

Derzeit werden die notwendigen Korrekturen in Form von Férderinstrumenten und anderer
staatlicher ,Leitplanken” als Kostenfaktoren und damit vorwiegend negativ als , Belastung”
wahrgenommen. Die letztlich mit ,Preissteigerungen” verbundenen Korrekturen dieses
.Marktversagens* mussen jedoch von einer mutigen und aufgeklarten Energie- und Klima-
schutzpolitik, welche die Belange des Umwelt- und Klimaschutzes gleichrangig neben
wirtschafts- und sozialpolitische Interessen stellt, als notwendige und langfristig nitzliche
Maflinahmen gesehen und auch so den Birgern vermittelt werden. Andernfalls wird der im
Energiekonzept der Bundesregierung angekiindigte Transformationsprozess hin zu einer auf
erneuerbaren Energien und hoher Energieeffizienz basierenden Energieversorgung nicht
stattfinden konnen.
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8

Sicherheitsrelevante Aspekte des Umbaus der Energieversorgung

Der Ausbau erneuerbarer Energien hat mafl3geblichen Einfluss auf die Sicherheit der zukinf-
tigen Energieversorgung. Dabei spielen sowohl technisch-strukturelle, wirtschaftliche, dkolo-
gische, gesellschaftliche als auch entwicklungspolitische Aspekte eine Rolle. Unter dem
Begriff ,Energiesicherheit” werden verschiedene Sicherheitsaspekte von Energiedienstleis-
tungen subsumiert. Diese sind: Versorgungssicherheit, Innere Sicherheit, Investitions-
und Wirtschaftssicherheit, Umwelt- und Klimasicherheit und Internationale Sicherheit.

Insgesamt zeigt der Umbau zu einem auf EE basierenden Energiesystem in der Strom- und
Warmeversorgung und im Verkehr eine ganze Reihe von Merkmalen, die flr eine Steige-
rung der ,Energiesicherheit* insgesamt sprechen. Diese positiven sicherheitsrelevanten
Merkmale eines solchen Umbaus sind:

Uberwiegender Anteil heimischer Energiequellen, verringerte Importabhangigkeit,
geringere strukturelle Verwundbarkeit durch Uberwiegend dezentrale Erzeugung,
umwelt- und klimavertraglichere Erzeugung; Vermeidung der Kernenergierisiken,

grol3ere Vielfalt der genutzten Energiequellen, Energieerzeugung auf einem deutlich
grolReren geografischen Gebiet, grolRere Anzahl von Versorgungskorridoren

sinkende Technologie- und damit Energiepreise bei verstarktem EE-Ausbau
hohe Kostenstabilitat und Arbeitsplatzintensitat infolge Dominanz der Kapitalkosten,
Verlangerung der Verfligbarkeit gut speicherbarer, fossiler Energietrager,

internationale Kooperation und Konfliktpravention, betrachtliche Chancen fir Entwick-
lungs- und Schwellenlander, insbesondere potenzielle EUMENA-
Energiegemeinschaft.

Sicherheitsrelevante Merkmale, die eine energiepolitische Herausforderung darstellen,
und die beim Transformationsprozess bewaltig werden miussen bzw. die eine Steigerung der
.Energiesicherheit* erschweren kdnnen, sind:

die Gewabhrleistung der Versorgungssicherheit auf der Basis Uberwiegend fluktuie-
render Energiequellen erfordert einen starken Ausbau von InfrastrukturmalRnahmen
wie Netztransferkapazitat, Energiespeicher und Last- und Erzeugungsmanagement,

hohe Investitionskosten am Anfang der Technologieentwicklung und entsprechende
volkswirtschaftliche ,Vorleistungen®,

Schaffung geeigneter bzw. modifizierter marktwirtschaftlicher Rahmenbedingungen
zur Mobilisierung einer ausreichend grof3en Anzahl von Akteuren,

die in einem EE-basierten Energiesystem vorherrschenden Energietrdger Strom und
Gas sind leitungsgebunden und verwundbarer,

lokal und insbesondere bei starker Sichtbarkeit teilweise erschwerte Akzeptanz fir
die Aufstellung von EE-Anlagen und fiir entsprechende Infrastrukturmaf3nahmen.

Ein Umbau der deutschen und europaischen Energieversorgung kann sich an folgenden
Hinweisen orientieren, um die , Energiesicherheit" so stabil wie mdglich zu halten bzw.
sie zu vergroRRern:

Flankierung des Ausbaus fluktuierender EE-Quellen durch ausreichenden Neubau
schnell regelbarer konventioneller Kraftwerke ausschlie3lich auf der Basis von Erd-
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gas, erganzt durch Biogase und langerfristig Gase aus erneuerbaren Quellen. Paral-
leler Abbau wenig regelbarer, konventioneller Kraftwerkskapazitat (must-run-units),

e Ausbau sicher abrufbarer erneuerbarer Energiequellen, wie der Stromerzeugung aus
Biomasse im Rahmen ihrer zulassigen ,6kologischen” Potenziale und der geotherma-
len Stromerzeugung,

e Erhohung der europaweiten Netztransferkapazitat des Stromverteilungsnetzes fur ei-
nen verbesserten weitrdumigen Ausgleich des fluktuierenden erneuerbaren Energie-
angebots und des Energiebedarfs,

e Erhdhung der Speicherkapazitat im deutschen und européischen Stromnetz mittels
Pumpspeicherkraftwerken, Druckluft-Speichern und langfristig EE-Wasserstoff bzw.
-Methan zur Verbesserung der mittelbaren Regelbarkeit fluktuierender EE-Quellen,

e Lastmanagement zur Anpassung der Last an das fluktuierende EE-Angebot durch die
Entwicklung intelligenter Verbrauchergerate und Stromnetze. Dabei Nutzung von Sy-
nergien bei der Kopplung des Stromsektors mit dem Warme- und dem Verkehrssek-
tor,

o Umbau warmegefihrter zu stromgefihrter Kraft-Warme-Kopplung mit Hilfe von War-
mespeichern sowie weiterer Ausbau stromgefuhrter KWK,

e Import von sicher abrufbarem EE-Strom aus solarthermischen Kraftwerken in Nordaf-
rika (DESERTEC) und Wasserkraft aus Skandinavien,

e Nutzbarmachung von EE-Strom fiir den Verkehrs- und Warmesektor durch eine intel-
ligente direkte Nutzung und durch Uberfiihrung in synthetische speicherbare Energie-
trager wie EE-Wasserstoff oder EE-Methan.

Unerlasslich zur Erreichung einer mdglichst grof3en gesellschaftlichen Zustimmung und
Akzeptanz zu den Zielsetzungen des Transformationsprozesses ist schlie3lich eine Ener-
giepolitik mit hoher Transparenz, Verlasslichkeit, Vorhersehbarkeit und Zielgerichte-
theit, damit die dafur erforderlichen Instrumente und Maflinahmen mit den notwendigen
politischen und gesellschaftlichen Mehrheiten rechtzeitig weiterentwickelt bzw. neu etabliert
werden koénnen.

9 Schlussfolgerungen und Empfehlungen

Die Bedeutung der Strategieelemente Effizienzsteigerung (EFF) und Einsatz erneuerbarer
Energien (EE) sind in den Sektoren Strom, Warme und Verkehr sehr unterschiedlich. Im
Bereich der Stromversorgung dominiert eindeutig die CO,-Minderung durch EE mit einer
Nettominderung von 209 Mio. t CO,/a. Der Beitrag durch Effizienzmal3nahmen beim Strom-
verbrauch fallt mit 51 Mio. t CO,/a relativ gering aus, weil sich die Bruttostromerzeugung bis
2050 nur gering verringert. Im Gegensatz dazu wird die CO,-Minderung bei der Warmebe-
reitstellung im Wesentlichen durch die deutliche Verminderung des W&armeverbrauchs er-
reicht. Von Effizienzmalinahmen stammen 196 Mio. t CO,/a, vom EE-Ausbau 47 Mio. t
COy/a. Eine ahnliche Gewichtung ergibt sich bei den Kraftstoffen, wo eine Minderung von
96 Mio. t COs/a auf EffizienzmalRnahmen und 26 Mio. t CO,/a auf EE entfallen. Dabei ist
allerdings zu beachten, dass der durch die Einflihrung der Elektromobilitét verringerte End-
energieverbrauch im Verkehrssektor unter Effizienz bilanziert ist. Die Elektromobilitat unter
Einsatz erneuerbaren Stroms allein liefert einen Minderungsbeitrag von etwa 23 Mio. t CO,/a
in den Szenarien A und B und 42 Mio. t CO,/a im Szenario C.
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Die erfolgreiche Umsetzung der zu erbringenden CO,-Minderungen erfordert in jedem Be-
reich die Kombination betréchtlicher struktureller Veranderungen, den Einsatz vielféltiger
energiepolitischer MalBhahmenbtndel mit gezielten Anreizen fur zahlreiche Einzelakteu-
re sowie die Uberwindung zahlreicher Hemmnisse und Einzelinteressen. AuRRerdem wach-
sen die Wechselwirkungen zwischen den Bereichen infolge wachsender Ausgleichs- und
Speichervorgange, sowohl zwischen Strom- und Warmeversorgung, als auch zwischen
Strom- und Gasversorgung. Die Verdnderungsprozesse mussen deshalb in ihrer zeitlichen
Abfolge gut aufeinander abgestimmt werden.

Im Energiekonzept wird eine Halbierung des gesamten Energieverbrauchs Deutschlands
als ZielgréRe vorgegeben. Zwischen den sachgerechten Zielen der Bundesregierung zur
Energieeffizienz und den tatsachlich sich einstellenden Wirkungen der aktuellen Instrumente
klafft derzeit jedoch eine immer gréRer werdende Liicke. Diese muss rasch durch wesent-
lich wirksamere Instrumente und Malinahmen geschlossen werden. Ohne eine verstarkte,
deutlich Uber bisherige Anstrengungen hinausgehende Energieeffizienzpolitik sind die ehr-
geizigen Klima- und Ressourcenschutzziele des Energiekonzepts nicht erreichbar.

Die empfohlenen MaRnhahmen zur Umsetzung der Zielsetzungen des Energiekonzepts sind
ausfuhrlich in der Langfassung erlautert. Auf sie wird hier schlaglichtartig verwiesen:
1. Effizienzsteigerungen im Stromsektor

A) Einrichtung eines aus dem Sondervermdgen ,Energie- und Klimafonds* finanzierten
Energieeffizienzfonds.

B) Ausweitung einer klaren Kennzeichnungspflicht fir Elektrogerate im Rahmen der Oko-
Design-Richtlinie der EU.

C) Volle Unterstitzung des Entwurfs einer europaischen Energieeffizienz-Richtlinie;
Weiterentwicklung der Richtlinie zu ehrgeizigeren Effizienzzielen.

D) Der zukinftige Stromeinsatz im Warmesektor ist weitgehend an EE-Stromuberschisse
zu koppeln; Einsatz von Speicherelektroheizungen sollte nur in Gebauden mit hohen War-
mestandards erfolgen; Elektrodirektheizungen sind deutlich zu reduzieren.

E) Entwickeln von ordnungsrechtlichen Vorgaben fur betriebliche und kommunale Ener-
gienutzungskonzepte und eine Verstarkung des Einspar-Contracting.

F) Neuausrichtung des Energie-(Strom-)steuergesetzes bzw. der Okosteuer in Richtung
zusatzlicher 6konomischer Anreize zur Effizienzsteigerung.

G) Uberprafung von Steuervergiinstigungen und Ausnahmeregelungen im Industriebe-
reich; Verknipfung mit dem Nachweis effizienter Energiemanagementsysteme.
2. Effizienzsteigerungen im Warmesektor

A) Verscharfung der EnEV fur Neubauten auf den Standard eines ,klimaneutralen Gebau-
des* bis zum Jahr 2020 in Verbindung mit h6heren EE-Anteilen im EEWarmeG.

B) Ausarbeitung eines , Sanierungsfahrplans fur den Bestand“ im Rahmen einer weiter-
entwickelten EnEV, Steigerung der Sanierungsrate, Sicherung einer ausreichenden energe-
tischen Sanierungstiefe und Sicherstellung ausreichender Fordermittel.

C) Verbesserte Mdglichkeiten flr Energie-Contracting fir Mietwohnungen; Novellierung
des Mietrechts zur Erleichterung der Amortisation von Investitionen in EffizienzmalRnahmen.
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D) Steuerliche Absetzbarkeit der Kosten energetischer Gebaudesanierungen verabschie-
den und umsetzen.

E) Begleitende Kontrolle der Umsetzung bzw. begleitendes Monitoring der ,Modernisie-
rungsoffensive”.

F) Verpflichtung zur Entwicklung und Unterstitzung kommunaler oder stadtteilbezogener
koordinierter Sanierungs- und Warmekonzepte im Hinblick auf bedarfsgerechte Nah-
Warmeversorgung aus KWK oder erneuerbaren Energien (,Klimaschutzgesetze").

G) Verstarkte Anreize bzw. Forderprogramme fiir Energiemanagementsysteme und die
energetische Optimierung energieintensiver Prozesse; Forderung innovativer Technologien
zur Steigerung der Energieeffizienz im Industriebereich.

H)  Verpflchtung zur Abwéarmenutzung fur Kaskadenprozesse;  verstarktes
Energiecontracting im Prozesswarmebereich.

3. Transformation der Stromversorgung

A) Das EEG ist das wirksamste Instrument der Férderung des EE-Ausbaus im Stromsektor.
Das Grundprinzip des Vorrangs erneuerbarer Energien muss grundsatzlich unverandert
erhalten bleiben; seine stetige Weiterentwicklung und Anpassung an kostensenkende
Technologieinnovationen muss dabei prinzipiell beibehalten werden, es sollte aber flexibler
gestaltet werden.

B) Die jetzigen Ausnahmeregelungen bei der EEG-Umlage sollten Gberprift und auf ein
mdglichst geringes Mafd zuriickgefuhrt werden. Auch Uber Sinnhaftigkeit der Marktpramie
sollte erneut nachgedacht werden, sofern sie nicht erkennbar zu einer Verbesserung der
Marktintegration der EE fuhrt.

C) Die Flexibilitat der verbleibenden konventionellen Kraftwerke muss deutlich erhght
werden; es werden sich zuklnftig nur noch hoch flexible Kraftwerke technisch und wirtschaft-
lich behaupten kénnen.

D) Auch EE-Anlagen missen Systemverantwortung ibernehmen; sie missen zuklnftig
auch zur Systemsicherheit beitragen (Regelleistung zur Frequenz- und Spannungshaltung;
Schutztechnik u. a.).

E) Das Stromnetz muss beschleunigt ausgebaut werden, sowohl auf der Verteilungsebene
als auch auf der Transportebene; die von der Bundesnetzagentur aktuell vorgelegten Sze-
narien der Stromversorgung bieten jetzt nach erfolgter Uberarbeitung einen geeigneten
Rahmen fur die Ausarbeitung des notwendigen Netzentwicklungsplans.

F) Verstarkte Anreize zum weiteren Ausbau der Kraft-Warme-Kopplung sind erforderlich,
vorrangig mit Warmespeichern; Biomasse-KWK nur mit Warmenutzungspflicht.

G) Die ,optimale* Struktur des zukiinftigen Speicherbedarfs sollte in weiteren Untersu-
chungen mdglichst genau ermittelt werden unter Variation der wesentlichen Einflussfaktoren
wie Flexibilitat der Kraftwerke, Ausbauintensitat der EE und der Stromnetze sowie Flexibilitat
von Lastmanagementmafinahmen; zur technischen Weiterentwicklung von Speichern sind
weitere Forschungsarbeiten erforderlich.

H) Die Rentabilitat der erforderlichen ,Backup“-Technologien muss gewahrleistet
sein; angepasste Rahmenbedingungen des Strommarktes sollten auch Anforderungen an
die Flexibilitat und den Standort der Kraftwerke einbeziehen und diese honorieren (z. B.
mittels ,Kapazitadtsmarkten").
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I) Es ist erforderlich, in wachsendem Umfang die Vollkosten aller Stromerzeugungsopti-
onen in die Preissignale des zukinftigen Strommarkts einzubringen. Angestrebt werden
sollte, dass die Vollkosten weitgehend externe Kosten der Energiebereitstellung (insbeson-
dere die Kosten des Klimawandels und die Entsorgungs- und Risikokosten) enthalten.

4. EE-Ausbau im Warmesektor

A) Eine umfassende Neuordnung des Marktanreizprogramms (MAP) sollte mit dem Ziel
erfolgen, die heutigen Budgetrestriktionen zu Uberwinden. Es sollte ein budgetunabhangi-
ges Forderinstrument, wie es das EEG im Strommarkt ist, eingefiihrt werden. Dieses muss
insbesondere den Altbaubestand einbeziehen.

B) Kommunen sollten verpflichtet werden, einheitlich strukturierte, flachendeckende War-
meplane bzw. Energiekonzepte zu erstellen; der mdgliche Beitrag von Nahwéarmeversor-
gungen auf der Basis von Sonne und Erdwéarme sollte dabei besondere Beachtung finden.

C) Bei groRBeren Solarkollektorsystemen sind weitere Entwicklungen zur Kostensen-
kung erforderlich; bei der ErschlieBung der Tiefengeothermie sollte die Aufmerksamkeit
starker auf die Warmebereitstellung und -verteilung gerichtet werden.

D) Die Weiterentwicklung kostengtinstiger thermischer Langzeitspeicher sollte vorange-
trieben werden, ebenso Untersuchungen und Modellvorhaben zur Integration von Warme-
speichern, Warmepumpen und Fern-/Nahwarmeverbiinden in das Stromlastmanagement.

E) Ausbau der Anreize fUir EE-gestltzte Warmenetze sowie Umstellung vorhandener
Warmenetze auf EE-Versorgung.

5. Entwicklungsstrategien im Verkehrssektor

A) Es sollten Anreize und Vorgaben (insbesondere die konsequente Verscharfung der CO,-
Grenzwerte fir Neufahrzeugflotten) zur weiteren deutlichen Reduktion spezifischer Kraft-
stoffverbréauche bei PKW (50-60%) und bei Nutzfahrzeugen (>30%) gesetzt werden.

B) Die Anreize zur Marktausweitung leichterer und auch kleinerer Fahrzeuge sollten
verstarkt werden, z. B. durch Einfuhrung eines allgemeinen Tempolimits, Abschaffung der
steuerlichen Vergunstigungen fiir Dienstwagen und Modifizierung der Pendlerpauschale.

C) Eine deutliche Verlagerung von Guterverkehr auf die Bahn durch eine Aufstockung
und Verlagerung von Investitionsmittel fir die erforderlichen Trassen ist essentiell.

D) Ein integriertes Mobilitdtskonzept sollte erarbeitet werden, das die Entwicklung des
Verkehrs ausgehend von gesellschaftlichen, demografischen und strukturellen Faktoren
untersucht, alle Verkehrstrdger umfasst und eine mdglichst grof3e Flexibilitdt und Durchlas-
sigkeit aller Verkehrstrager zum Ziel hat.

E) Zur weitgehenden Ablosung fossiler Kraftstoffe werden alle Optionen EE-basierter
Kraftstoffe bendtigt; Biokraftstoffe haben deutliche Potenzialgrenzen; sie sind hinsichtlich
der erzielbaren Ausbeute und der einsetzbaren Biomassen noch weiterzuentwickeln; die
Klimawirksamkeit von Biokraftstoffen muss umfassender untersucht werden.

F) Es sind moglichst hohe Beitrage von EE-Strom bzw. Elektrofahrzeugen anzustreben.
Dazu ist die Weiterentwicklung von Elektrofahrzeugen und der o6ffentlichen Ladeinfra-
strukturen unter Beachtung der netztechnischen Anforderungen erforderlich.

G) Ein Konzept sollte erstellt werden zur Markteinfihrung von Elektrofahrzeugen tber
starkere steuerliche Anreize o. 4. zur Kompensation der Mehrkosten.
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H) Chemische EE-Energietrager (Wasserstoff/Methan) sind potenzialseitig kaum begrenzt,
ihre Nutzung im Verkehr erfordert aber noch weitere Entwicklungsschritte, kostensenkende
Innovationen und Untersuchungen zur Optimierung der erforderlichen Infrastrukturen.

Die Bewertung der Transformationsstrategie im Energiesektor erfordert einen Blick Uber die
Zeitrdume hinaus, die Ublicherweise von der Tagespolitik, der Wirtschaft und erst recht von
den Finanzmarkten bei ihren Entscheidungen ins Auge gefasst werden. Mit dem Energie-
konzept hat die Politik gezeigt, dass sie prinzipiell in der Lage und bereit ist, die notwendigen
langerfristigen Entwicklungsspielrdume in ihre Entscheidungen einzubeziehen. Diese erfolg-
versprechende Betrachtungsweise sollte beibehalten und weiterentwickelt werden und sich
in den erforderlichen Instrumenten und MalRnahmen, die fur den Transformationsprozess
notwendig sind, niederschlagen. Dazu gehdért insbesondere auch, dass die Blrger Uber die
okologische Nutzlichkeit und 6ékonomische ZweckmafRigkeit der eingeschlagenen Stra-
tegie noch mehr als bisher informiert werden.

Um ,Rebound-Effekte” (zusatzlich induzierter Energieverbrauch durch Effizienzerfolge)
mdglichst klein zu halten, wird es auch erforderlich sein, einen verstarkten gesellschaftli-
chen Dialog Uber andere Wohlstandsmodelle und nachhaltiges Konsumverhalten anzusto-
Ben und auf Wechselwirkungen mit Klima- und Ressourcenschutz hinzuweisen. In diesen
Dialog einzuschlie3en ist auch, wie das bestehende , 6kologische” Marktversagen — d. h.
die unzulanglichen Preissignale des heutigen Energiemarkts hinsichtlich Klimaschutz und
Verringerung anderer Umweltbelastungen — korrigiert werden kann.

Die eindeutigen Erkenntnisse zum Klimawandel und seinen Folgen, die 6konomischen
Risiken einer weitgehend von fossilen Energieimporten abhéangigen Energieversorgung, die
Kenntnis um die wachsenden 6kologischen Gefahrdungen durch die immer aufwandiger
werdende Gewinnung weiterer fossiler Energierohstoffe und die nach wie vor ungeldsten
Fragen einer sicheren Endlagerung von Kernbrennstoffen sollten es erleichtern, immer mehr
gesellschaftliche und wirtschaftliche Akteure fiir den notwendigen Transformationspro-
zess der Energieversorgung in Richtung deutlicher Effizienzsteigerung und erneuerbare
Energien zu gewinnen.
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1 Einleitung

Die Emissionen an Treibhausgasen (Kohlendioxid (CO,), Methan (CH,), Lachgas u. a.) in
Deutschland sollen laut Energiekonzept der Bundesregierung vom 28. September 2010 bis
zum Jahr 2050 um 80% bis 95% gegentber dem Wert von 1990 gesenkt werden. Fir die
energiebedingten CO,-Emissionen allein erfordert diese Zielsetzung eine Reduktion um 85%
bis 100%, also in letzter Konsequenz eine emissionsfreie Energieversorgung. Um diese Ziele
zu erreichen, mussten zwischen 1990 und 2050 die Emissionen durchschnittlich um 1,3 bis
1,6 % pro Jahr sinken. Ende 2011 lagen die bisher erreichten Reduktionen der Emissionen
an Treibhausgasen bei 24% (bzw. bei knapp 25% fir die energiebedingten CO-
Emissionen). Die Emissionen sanken bisher also nur um jahrlich 1,1%, obwohl Anfang der
90er Jahre die Stilllegung vieler emissionsintensiver Anlagen in den 6stlichen Bundeslandern
bereits zu einer erheblichen Emissionsreduktion gefuhrt hatte. Soll das nachste Zwischen-
ziel, namlich eine Minderung um insgesamt 40% bis 2020, zeitgerecht erreicht werden, ist
nun eine betrachtliche Beschleunigung dieser Reduktionsrate auf rund 2% pro Jahr erforder-
lich, ohne dass &hnliche strukturelle Umbriiche wie um 1990 einen Beitrag liefern werden.

Diese Zielsetzung ist eine gewaltige Aufgabe, es bestehen aber gute Aussichten, die erfor-
derliche Steigerung der Reduktionsrate zu erreichen. Der Beschluss der Bundesregierung
vom Juni 2011, angesichts der Reaktorkatastrophe von Fukushima die Kernenergie endgul-
tig aufzugeben, durfte paradoxerweise wesentlich zur Zielerfullung beitragen. Denn dadurch
besteht jetzt ein breiter politischer und gesellschaftlicher Konsens, die Umstellung der Ener-
gieversorgung auf erneuerbare Energien bei gleichzeitiger Steigerung der Energieeffizienz
konsequent voranzubringen. Die Krafte vieler Akteure, die friiher im Streit um die Zukunft der
Kernenergie vergeudet wurden, kénnen jetzt zielgerichtet in diesen ehrgeizigen Transforma-
tionsprozess eingebracht werden. Entscheidend wird allerdings sein, den Impuls der von
einer breiten Mehrheit getragenen politischen Ziele und der bislang erreichten Ausbauerfolge
weiter zu nutzen und durch entsprechende energiepolitische Vorgaben und Instrumente zu
einem stabilen Trend auszubauen. Die grof3en Chancen Deutschlands, den notwendigen
Umbau der Energieversorgung in einer Vorreiterrolle weltweit anzuftihren und damit Wachs-
tum in nachhaltigen Wirtschaftsfeldern samt regionaler Wertschépfung dauerhaft zu sichern,
darfen nicht schon beim Auftauchen erster Schwierigkeiten vertan werden.

Sehr viel problematischer stellt sich die globale Situation dar. Im Jahr 2010 haben die CO,-
Emissionen mit 33,5 Mrd. t CO,/a ein neues Rekordniveau erreicht, damit sind sie rund 50%
hoher als 1990. Eine Stabilisierung oder gar ein Ruckgang sind derzeit nicht in Sicht ange-
sichts der rasanten Wachstumsraten der Emissionen in China, Indien und anderen Schwel-
lenlandern. Um die CO,-Konzentration in der Atmosphare auf 450 ppm zu begrenzen und
somit eine Erhéhung der mittleren globalen Temperatur um mehr als 2 Grad gegeniber der
vorindustriellen Zeit zu verhindern, dirfen bis 2050 nicht mehr als 750 Mrd. t CO, aus fossi-
len Quellen emittiert werden. Um dieses Globalbudget einzuhalten, sind bereits heute weit-
reichende Dekarbonisierungsmafinahmen notwendig und spatestens ab 2015 Reduktionsra-
ten von bis zu 5% pro Jahr erforderlich. Setzt der Transformationsprozess erst spater ein,
mussen die Reduktionen umso drastischer ausfallen. So lauten die aktuellen Erkenntnisse
der internationalen Klimaforschung, wie sie in diesem Jahr u. a. vom WBGU zusammenge-
stellt wurden [WBGU 2011]. Die mehr als vagen Absichtserklarungen des Klimagipfels in
Durban vom Dezember 2011 lassen derzeit wenig Hoffnung aufkommen, dass diese Forde-
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rungen rechtzeitig und angemessen erfillt werden kdnnen. Wichtige weitere Impulse erwar-
tet man daher in nachster Zeit eher von einzelnen Staaten und Staatengruppen, die Willens
sind, die Minderung von Treibhausgasen in ihrer Wirtschaft und ihrer Gesellschaft weiter
voranzubringen. Vor diesem Hintergrund ist der in Deutschland als Industrieland eingeschla-
gene Weg einer konsequenten Reduktion von Treibhausgasemissionen bis 2050 von ent-
scheidender Vorbildfunktion.

Strategien zu erarbeiten, die aufzeigen, wie das langfristige Klimaschutzziel und ein Umstieg
auf erneuerbare Energien in Deutschland erreicht werden kdnnen, ist das Ziel von Studien,
die seit mehr als einem Jahrzehnt vom DLR-Institut fir Technische Thermodynamik, Abtei-
lung Systemanalyse und Technikbewertung mit wechselnden Projektpartnern fiir das BMU
und das UBA durchgefiihrt werden. Mit den ersten Untersuchungen [UBA 2000; UBA 2002;
BMU 2004; BMU 2005a] wurden die Grundlagen fur die Erstellung von Leitszenarien fur den
Ausbau der erneuerbaren Energien (EE) geschaffen, die — neben anderen Untersuchungen
— als Datenbasis fur die Arbeit des BMU im Bereich der EE und fir die Formulierung von
energiepolitischen Zielen und Instrumenten dienen. Ein erstes Leitszenario wurde im Februar
2007 [BMU 2007] vorgestellt. Im Oktober 2008 folgte das Leitszenario 2008 [BMU 2008].

Auf der Basis differenzierter Potenzialabschatzungen, die technische, strukturelle und 6kolo-
gische Kriterien bertcksichtigen, sowie detaillierter Technik- und Kostenanalysen zu den EE-
Technologien entstanden verschiedene Szenarien eines mdglichen EE-Ausbaus in Wech-
selwirkung mit den ubrigen Teilen der Energieversorgung in Deutschland. Die Zielsetzung
der frlheren Szenarien war es, einen belastbaren, ,realistischen” Orientierungsrahmen fir
die zukiinftige Bedeutung der EE innerhalb des Gesamtkonzepts einer weitgehend dekarbo-
nisierten Energieversorgung zu schaffen. Unter ,realistisch” ist dabei ein Ausbau der EE zu
verstehen, der unter Beachtung bestehender energiepolitischer Handlungsméglichkeiten und
Instrumente, der vorhandenen strukturellen Hemmnisse und der unvermeidlichen Reibungs-
verluste unter den zahlreichen Akteuren anspruchsvolle, jedoch nicht unrealistisch ehrgeizi-
ge Zubaupfade fur diese Techniken darstellt. Dieses fir alle Szenarien verfolgte Prinzip hatte
u. a. zur Folge, dass verschiedene Ausbauvorschldage der Leitszenarien in energiepolitische
Handlungsprogramme und Zielsetzungen der Bundesregierung ibernommen wurden.

Die Arbeiten im BMU-Vorhaben ,Langfristszenarien und Strategien fur den Ausbau der
erneuerbaren Energien unter Berucksichtigung der européischen und globalen Entwicklung®
fuhren diese Arbeiten seit Februar 2009 weiter. Bisher wurden mit dem ,Leitszenario 2009
[BMU 2009], dem Bericht tber die ,EEG-Wirkungen bis 2030" [BMU 2010a] und der ,Leitstu-
die 2010" vom Februar 2011 [Nitsch et al. 2011] drei Berichte im Rahmen dieses Vorhabens
vertffentlicht. Der im Leitszenario 2009 vorgeschlagene Ausbau der EE war auch Grundlage
fur den Nationalen Aktionsplan fir Erneuerbare Energie (NREAP) bis 2020, den die Bundes-
regierung im Sommer 2010 der EU-Kommission tbermittelte. Mit dem hier vorliegenden
vierten Bericht findet das Vorhaben seinen Abschluss.

Wahrend die Leitszenarien 2007 bis 2009 darauf ausgerichtet waren, ein in sich konsistentes
Mengengeritst des EE-Ausbaus und der restlichen Energieversorgung darzustellen und
daraus strukturelle und 6konomische Wirkungen dieses Ausbaus abzuleiten und zu diskutie-
ren, erfolgte bereits in der Leitstudie 2010 eine wesentlich intensivere Durchdringung der
Struktur der zukinftigen Energieversorgung mit dem Schwerpunkt auf der Stromversorgung.
Die Projektpartner DLR Stuttgart und Fraunhofer IWES Kassel haben erstmals mittels geeig-
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neter Modelle (,REMix" (DLR) und ,Virtuelles Stromversorgungssystem* (IWES)) eine dyna-
mische und teilweise rdumlich aufgegliederte Simulation der Stromversorgung durchgefihrt.
Der Untersuchungsraum fir diese Simulation wurde auf ganz Europa (einschliel3lich eines
Teils von Nordafrika) ausgedehnt, um die Wechselwirkungen eines nationalen Umbaus der
Energieversorgung mit der Entwicklung in Nachbarregionen erfassen zu kénnen.

Dieser Ansatz wurde fur die vorliegenden Szenarien 2011 weiter ausgebaut. Insbesondere
wurden der konventionelle Kraftwerkspark, die fossile und biogene Kraft-Warme-Kopplung
und die Auswirkungen des Wind- und PV-Prognosefehlers in die detaillierte Modellierung
einbezogen. Als Ergebnis der Modellierung lassen sich die Erzeugungscharakteristiken der
EE-Stromerzeugung abbilden und Rickschliisse auf die notwendigen MafRnahmen im ,re-
gelbaren* Teil der Stromversorgung hinsichtlich Reservekapazitaten, Regelleistung und
Ausgleichsaufwand sowie zum notwendigen Netzausbau ziehen. Auch die 6konomischen
Ruckwirkungen infolge einer anderen Kraftwerksstruktur (langerfristig wenig bis keine Grund-
last; geringere Auslastung fossiler Kraftwerke u. a.) lassen sich damit praziser bestimmen.
Diese vertiefte Analyse ist erforderlich, wenn die Wirkungen deutlich wachsender EE-Anteile
an der Energieversorgung angemessen beschrieben werden sollen. Sie ist insbesondere
unverzichtbar, um einen Ubergang zu einer EE-Vollversorgung in Teilbereichen oder fiir die
gesamte Energieversorgung zu charakterisieren, wie sie fur das Erreichen des THG-
Minderungsziels von 95% unverzichtbar ist. Der weitere EE-Ausbau im Stromsektor wird
mafgeblich von dem Gelingen der elektrotechnischen Integration abhangen.

Der jetzt vorgelegte Schlussbericht enthélt funf Szenarien. Im Mittelpunkt stehen drei gleich-
wertige Szenarien (Szenario 2011 A, B und C), welche die Transformation des Energiesys-
tems auf dem Weg zu einer 80%igen Reduktion der Treibhausgase bis 2050 beschreiben.
Die Szenarien orientieren sich an allen Unterzielen des Energiekonzepts hinsichtlich EE-
Ausbau und Effizienzsteigerung — einschlief3lich des ehrgeizigen Stromeinsparziels von 25%
bis 2050 — und zeigen somit anschaulich, welche strukturellen Veranderungen mit einer
erfolgreichen Erfullung aller Ziele verbunden sind. Zu diesem Zweck wurden die Verbrauchs-
strukturen des Warmesektors und des Verkehrs im Vergleich zu den Vorgéngerstudien
weiter detailliert. Dabei wurde auch die steigende Bedeutung von EE-Strom als zukinftig
wichtige ,Primarenergiequelle” analysiert. Eine Konsequenz davon ist die wachsende Wech-
selwirkung von Strom-, Gas- und Warmenetzen. Die Szenarien 2011 A und B unterscheiden
sich hinsichtlich der Mdglichkeiten der chemischen Speicherung von EE-Strom (Szenario
2011 A: Wasserstoff; Szenario B: Methan). Mit dem Szenario 2011 C werden bei sonst
gleichen Randbedingungen die Auswirkungen einer noch gréf3eren Bedeutung der Elektro-
mobilitdt im Individualverkehr dargestellt. Zwei weitere Szenarien vervollstédndigen das Bild.
Das Szenario 2011 A’ erlautert die Auswirkungen geringerer Einsparerfolge im Stromsektor.
In einem Ausblick bis zum Jahr 2060 (Szenario 2011 THG95) werden die notwendigen
Schritte aufgezeigt, die zur Realisierung einer 95%igen THG-Reduktion entsprechend der
Obergrenze des Klimaschutzzieles im Energiekonzept der Bundesregierung fuhren kénnen.
Ein wesentliches Resultat dieser Bandbreite an Szenarien ist die Ermittlung eines Korridors
des zukiinftigen EE-Ausbaus bis hin zu einer praktisch emissionsfreien Energieversorgung.

Joachim Nitsch, Thomas Pregger,
Michael Sterner, Bernd Wenzel Februar 2012
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2 Rahmenbedingungen fur den weiteren Ausbau erneuer-
barer Energien

2.1 Politische Rahmenbedingungen und Zielsetzungen

Seit der Veroffentlichung des Zwischenberichts zum Vorhaben ,Langfristszenarien und
Strategien flr den Ausbau der erneuerbaren Energien in Deutschland bei Bertcksichtigung
der Entwicklung in Europa und global* [Nitsch et al. 2011] (,Leitstudie 2010%) im Februar
2011 haben sich insbesondere die politischen Rahmenbedingungen hinsichtlich der Kern-
energie wesentlich geandert. Mit dem Beschluss des Bundestages vom 30. Juni 2011 zur
dreizehnten Anderung des Atomgesetzes (AtG) wird — mit dhnlichem Zeithorizont wie der
urspringliche Ausstiegsfahrplan von 2000/2002 — die Nutzung der Kernenergie zur Stromer-
zeugung zeitlich gestaffelt bis Ende 2022 beendet (s. Kapitel 3.6). Die Ziele des Energiekon-
zepts der Bundesregierung vom Herbst 2010 [E-KONZEPT 2010] hinsichtlich eines wirksa-
men Klimaschutzes bleiben jedoch weiterhin die politische Richtungsvorgabe fir die dazu
erforderliche Transformation des Energiesystems. Das dort formulierte anspruchsvolle
Oberziel einer Reduktion aller Treibhausgase in Deutschland bis 2050 um mindestens 80%
bis 95% gegentiber 1990 stellt sich auch im Lichte aktueller Untersuchungen als zwingend
notwendig heraus, um die globale Erwdrmung auf maximal 2° C zu begrenzen [WBGU
2010]. Inzwischen ist aber auch erkannt worden, dass das Energiekonzept beziiglich der
Umsetzungsstrategien und -instrumentarisierung eine weitere Verfeinerung und in vielen
Bereichen Konkretisierungen erfordert.

Die im Energiekonzept als Ziele formulierten erneuerbaren Anteile an der Stromerzeugung
bis 2050 wurden am 30. Juni 2011 im Rahmen des ,Gesetzes zur Neuregelung des Rechts-
rahmens fir die Forderung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien” bestatigt.
Insbesondere die ab Anfang 2012 giltige Novellierung des EEG wurde als ,zentraler Bau-
stein” fir das Erreichen dieser Ziele mit diesem Gesetz auf den Weg gebracht. Schwerpunk-
te der Novellierung sind neue Rahmenbedingungen des Ausbaus im Einzelnen sowie Ande-
rungen und z. T. Vereinfachungen von Vergitungen, die Einfihrung einer Marktpramie und
Flexibilitatspramie zur verbesserten Markt- und Systemintegration und Anderungen von
Informationspflichten. Im Rahmen des ,Europarechtsanpassungsgesetzes Erneuerbare
Energien“ war das EEG bereits im April 2011 an die europaische Richtlinie 2009/28/EG zur
Forderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren Quellen angepasst worden. Des
Weiteren beinhaltet das ,Gesetz zur Neuregelung des Rechtsrahmens..." insbesondere
Anderungen der Ausgleichsmechanismusverordnung (AusglMechV), der Systemdienstleis-
tungsverordnung und der Biomasseverordnung. Weitere Beschlisse zur Energiewende vom
30. Juni 2011 betreffen Neuregelungen des Energiewirtschaftsrechts (insb. zur Netzausbau-
planung, EnWGANdG, NABEG), die Anderung des Gesetzes zur Errichtung eines Sonder-
vermoégens "Energie- und Klimafonds"”, Neuregelungen zum Einsatz und zur Nutzung erneu-
erbarer Energien und von Energien aus Kraft-Wéarme-Kopplung in Kommunen sowie zur
Planung von Offshore-Windanlagen (Anderung des Seeaufgabengesetzes als Grundlage fiir
eine Anderung der Seeanlagenverordnung).

Das Gesetzespaket zur Energiewende soll in mehreren Bereichen den Ausbau der erneuer-
baren Energien (EE) voranbringen. In den kommenden Monaten und Jahren wird sich zei-
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gen, ob mit diesen gednderten Randbedingungen weiterhin ein dynamischer und effizienter
Ausbau im Stromsektor sichergestellt ist und zusatzlich der Ausbau der EE im Warmesektor
deutlicher als bisher vorankommt. Ggf. sind hier Korrekturen und weitere Prazisierungen der
Regelungen erforderlich. Ebenfalls besteht die Gefahr, dass mit den derzeitigen gesetzlichen
Instrumenten und Vorgaben die anspruchsvollen Effizienzziele des Energiekonzepts nicht
erreicht werden kénnen und in den nachsten Jahren hier weitere gesetzliche bzw. ordnungs-
rechtliche Randbedingungen gesetzt werden muissen.

Die quantifizierten Ziele zur Minderung der Treibhausgasemissionen mit den Unterzielen der
deutlichen Reduktion des Energieverbrauchs und des Ausbaus der Erneuerbaren, die im
Gesetzespaket zum Energiekonzept der Bundesregierung bestatigt und bekraftigt wurden,
stellen die wesentlichen Rahmenbedingungen der Langfristszenarien in der vorliegenden
Studie dar. Insbesondere das Szenario 2011 A bildet die Zielsetzungen sehr weitgehend ab
und pruft, ob die verschiedenen Ziele untereinander kompatibel und konsistent sind. Metho-
disch werden in dieser Studie weitgehend normative, d. h. zielorientierte Ausbauszenarien
erstellt, im Unterschied zu explorativen Szenarien, die in der Regel mittels komplexer Ener-
giesystemmodelle entlang einer kostenoptimierenden Zielfunktion entwickelt werden. Der
normative Ansatz wurde gewahlt, da in den Szenarien dieser Studie viele unterschiedliche
Zielfunktionen auf transparente Weise berticksichtigt werden sollen, die sich beispielsweise
aus politischen, gesellschaftlichen und wirtschaftlichen Interessen und Notwendigkeiten
sowie technisch-strukturellen Moglichkeiten und Hemmnissen ergeben.

In der Tabelle 2-1 sind die quantifizierten Ziele des Energiekonzepts dargestellt. Die Unter-
grenze der THG-Reduktion von -80% bis 2050 (gegenuber 1990) wirde eine Reduktion
der energiebedingten CO,-Emissionen um ca. 85% bzw. einen Zielwert von ca. 150 Mio. t
CO,-Emission pro Jahr erfordern. Jeder Einwohner Deutschlands wirde dann jahrlich nur
noch 2 t CO, durch den Energieeinsatz verursachen. Dieses libergeordnete Emissionsziel ist
mit den Zielen zur Reduktion des Primarenergieverbrauchs (PEV, ohne nicht-energetischen
Verbrauch) um 50% sowie zum erneuerbaren Anteil am (Brutto-) Endenergieverbrauch von
60% dann kompatibel, wenn der verbleibende fossile PEV-Anteil eine deutlich geringere
CO.-Intensitat als derzeit erreicht. Das erfordert einen hohen Anteil von Erdgas am verblei-
benden fossilen Energieverbrauch und den fast vollstdndigen Riickzug der Kohle aus der
Stromerzeugung. Andernfalls misste die CCS-Technologie zur Anwendung kommen, um die
Ziele zu erreichen. Die im Energiekonzept genannte Obergrenze der THG-Reduktion von
-95% erfordert aufgrund verbleibender THG-Emissionen insbesondere aus der Landwirt-
schaft und aus Industrieprozessen die Reduktion der energiebedingten CO,-Emissionen auf
nahezu null. Dies entspricht einer weitgehenden Vollversorgung mit EE in allen Bereichen
bereits im Jahr 2050, was fur diesen Zeitpunkt aus struktureller und instrumenteller Sicht
eine extrem ehrgeizige Zielsetzung darstellt.

Das PEV-Reduktionsziel von 50% bis 2050 unterstellt bei einer angenommenen jahrlichen
Steigerung der Energieproduktivitdt um 2,1%/a ein durchschnittliches Wirtschaftswachstum
von nur 0,8%/a zwischen den Jahren 2008 und 2050. Anzumerken ist, dass dieses relativ
geringe Wirtschaftswachstum nicht mit den Vorstellungen tbereinstimmt, die derzeit fir die
Uberwindung der Schuldenkrise der Europaischen Union (u.a. Wachstumsbeschleuni-
gungsgesetz) fur notwendig gehalten werden. Wird z. B. von einer durchschnittlichen Wachs-
tumsrate des Bruttoinlandsprodukts von 1,3%/a im Zeitraum 2008 bis 2050 ausgegangen,
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musste die Energieproduktivitat bereits um 2,9%/a steigen, um obiges Reduktionsziel des
Priméarenergieverbrauchs erreichen zu kdnnen.

In den Szenarien dieser Studie wird — im Unterschied zu den Szenarien der Leitstudie 2010
— auch das Ziel der Stromverbrauchsminderung um 25% bis 2050 mit Bezug auf die End-
energie aller Stromverbraucher und das Jahr 2008 abgebildet. Im Energiekonzept ist das
Reduktionsziel fur Strom nur unspezifisch festgelegt, ohne weiter zu prazisieren, ob es sich
dabei um den Brutto-, Nettostromverbrauch oder den Endenergieverbrauch an Strom han-
delt?>. Fur die Szenarien 2011 wurde dieses Ziel bezogen auf die Strom-Endenergie ein-
schlieBlich neuer Verbraucher interpretiert. Dieses Reduktionsziel erscheint mit Blick auf die
vergangene Stromverbrauchsentwicklung sehr ambitioniert und verlangt wesentlich wirksa-
mere Instrumente als sie bisher im Energiekonzept angedacht sind. Aufgrund der langfristig
stark steigenden Anteile der Elektromobilitat am Individualverkehr in den Szenarien missen
folglich bei den herkémmlichen Stromverbrauchern Minderungsanstrengungen verlangt
werden, die deutlich tGber 25% liegen. Die Szenariovariante A’ stellt im Vergleich dazu dieses
Minderungsziel nur bezogen auf den Endenergiebedarf Strom der heutigen Verbraucher dar
(s. Kapitel 2.4). Durch die Unterscheidung in herkdmmliche ,heutige* Stromverbraucher und
zusatzliche ,zuklnftige" Verbraucher kann dargestellt werden, in welchem Ausmafll EE-
Strom zuklnftig zur Substitution von Kraft- und Brennstoffen in den Sektoren Verkehr und
Warme z. B. fur (wachsenden) Schienenverkehr, Elektromobilitat, Warmepumpen und Pro-
zesswarme in der Industrie verstérkt eingesetzt werden kann.

Die im Energiekonzept genannten Ziele fur die EE-Anteile am Bruttostromverbrauch werden
analog zur Leitstudie 2010 als Mindestziele aufgefasst, die ausgehend von den Marktdyna-
miken der letzten Jahre in den Szenarien etwas tbertroffen werden.

Fur den Warmebereich wird im Energiekonzept das Ziel quantifiziert, den Warmebedarf in
Gebéauden bis 2020 um 20% und bis 2050 den Primarenergiebedarf von Gebauden um 80%
zu reduzieren. Wird der Primérenergiebedarf analog zur Energieeinsparverordnung (EnEV)
definiert, bezieht sich das Ziel fur 2050 auf den Einsatz von nicht-erneuerbarer Energie fur
Heizung, Warmwasser, Liftung und Kihlung in Wohn- und Nichtwohngebauden sowie
zusatzlich fur eingebaute Beleuchtung in Nichtwohngebauden. Im Energiekonzept werden
keine konkreten Ziele fur den EE-Ausbau im Warmebereich genannt, ebenso keine guantifi-
Zierten Ziele fur den Bereich Prozesswarme sowie fir den Ausbau der Energieerzeugung
aus Kraft-Warme-Kopplungs-Anlagen (KWK). Bezlglich der EE im Warmesektor besteht
bislang aus dem Erneuerbare-Energien-Warmegesetz (EEWarmeG) das Ziel, am Endener-
gieverbrauch fur Warme (Raum-, Kihl- und Prozesswarme sowie Warmwasser) einen EE-
Anteil von 14% bis 2020 zu erreichen. Langfristige EE-Ziele sind bislang fur den Warmesek-
tor nicht festgelegt worden.

Fir den Endenergieverbrauch des Verkehrssektors sind die Reduktionsziele 2020 (-10%)
und 2050 (-40%) im Energiekonzept noch nicht mit konkreten Mal3Bhahmen wie strengeren

% Der Endenergieverbrauch (EEV-S) an Strom umfasst den Stromverbrauch der Sektoren private Haushalte,
GHD, des Verkehrs und des verarbeitenden Gewerbes. Nicht enthalten ist der Stromverbrauch im Umwand-
lungssektor. Der Bruttostromverbrauch (BSV) umfasst den Endenergieverbrauch an Strom, den Eigenver-
brauch von Heizkraftwerken, Kraftwerken und Heizwerken, sonstigen Verbrauch im Umwandlungssektor (Ko-
kereien, Raffinerien, Kohlezechen etc.), Netzverluste und den Stromverbrauch in Speichern. Der Nettostrom-
verbrauch (NSV) umfasst den Endenergieverbrauch an Strom und den sonstigen Stromverbrauch im Um-
wandlungssektor.
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CO,-Grenzwerten oder steuerlichen Instrumenten hinterlegt. Es findet eine starke Abstit-
zung auf den Durchbruch der Elektromobilitdt im Individualverkehr sowie auf hohe Beitrége
von Biokraftstoffen statt. Offen bleibt, inwiefern auch langfristig nachhaltige Biomasse flr
einen Import zur Verfiigung stehen kann und welche Verkehrstréger die voraussichtlich nur
begrenzt zur Verfiigung stehenden Biokraftstoffe einsetzen. Als weitere erneuerbare Optio-
nen werden sowohl Wasserstofffahrzeuge als auch Fahrzeuge mit Gasantrieb unter Einsatz
von Biogas und erneuerbarem synthetischem Methan genannt. Es bestehen aber entspre-
chend der unklaren langfristigen Technologie- und Kostenentwicklung diesbezuglich keine
konkreten Zielfestlegungen. Fur die Entwicklung der Elektromobilitat sind Zielwerte fiir die
Anzahl der Fahrzeuge mit elektrischem Antrieb bis 2020 (eine Million) und 2030 (sechs
Millionen) definiert, dartiber hinaus wird fir den EE- Anteil im Verkehr im Nationalen Aktions-
plan 2010 (NREAP) eine Zielgro3e bzw. ein Schatzwert von etwa 13% fur das Jahr 2020
genannt. Die aus dem EE-Ziel fur die Stromerzeugung und dem Ubergeordneten Ziel der
THG-Minderung fur das Jahr 2050 ableitbaren Ziele fir den EE-Anteil der Endenergie liegen
fur Warme (ohne Strom) bei ca. 50% und bei den Kraftstoffen im Verkehr bei etwa 40%.

Tabelle 2-1: Quantifizierte Ziele im Energiekonzept der Bundesregierung

2020 2030 2040 2050
Minderung der THG-Emissionen (bezogen auf 1990) -40% -55% -70% -80 bis 95%
Mindest-Anteil der EE am (Brutto-) Endenergiever- o o o o
brauch (BEEV) 18% 30% 45% 60%
Mindest-Anteil der EE am Bruttostromverbrauch 35% 50% 65% 80%
Minderung des Primarenergieverbrauchs *) -20% -50%
Minderung des Stromverbrauchs -10% -25%
Minderung des Endenergieverbrauchs Verkehr -10% -40%
Rgdgglerung des Warmebedarfs (2029) bzw. des -20% -80%
Primarenergiebedarfs (2050) von Geb&auden **)

*) Steigerung Energieproduktivitdt um im Mittel 2,1% pro Jahr
**) Steigerung der energetischen Sanierungsrate von 1% auf 2% pro Jahr

2.2 Demografische, wirtschaftliche und strukturelle Annahmen

Die demographischen, wirtschaftlichen und strukturellen Annahmen basieren im Wesentli-
chen auf den mit den Energieszenarien zum Energiekonzept der Bundesregierung [EWI
2010] abgestimmten Eckdaten der Leitstudie 2010 [Nitsch et al. 2011]. Neben einigen erfor-
derlichen Aktualisierungen bei den Ist-Daten ist lediglich die Entwicklung der Verkehrsleis-
tungen aus Konsistenzgrinden leicht modifiziert worden. Im Falle des Guterverkehrs wird
entsprechend der Leitstudie 2010 fiir die Jahre 2040 und 2050 von etwas niedrigeren Ver-
kehrsleistungen als in [EWI 2010] ausgegangen. Alle Angaben wurde bis 2060 fortgeschrie-
ben, um in einigen Fallen auch langerfristige Entwicklungen der EE abbilden zu kénnen. In
Tabelle 2-2 sind die Eckdaten zusammengefasst dargestellt. Die Nachfrage an Endenergie
wird durch Energie verbrauchende Aktivitdten wie Verkehrsleistungen, Beheizung von Wohn-
flachen oder industrielle bzw. wirtschaftliche Aktivitaten getrieben. Der Endenergieverbrauch
ergibt sich folglich aus den Prognosen dieser Eckdaten sowie den Energieintensitaten d. h.
der Steigerung der Energieproduktivitat oder Energieeffizienz.

46




Es wird angenommen, dass das Bruttoinlandsprodukt bis 2050 um iber 40% steigt. Auf-
grund des Bevolkerungsrickgangs steigt das Pro-Kopf-Bruttoinlandsprodukt sogar um etwa
60%. Die Bevolkerung Deutschlands geht zwischen 2005 und 2030 um 4% und bis 2050 um
10% zuriuck, wéahrend die den Energiebedarf bestimmenden Gré3en Personenverkehrsleis-
tung, Wohnflache und Nutzflache im Sektor Gewerbe, Handel, Dienstleistungen (GHD)
teilweise noch gering wachsen oder annéhernd konstant bleiben. Es wird dagegen erwartet,
dass die Verkehrsleistung im Guterverkehr noch sehr deutlich wachsen wird. Fir die spezifi-
sche Transportleistung des Guterverkehrs bedeutet dies einen starken Anstieg von derzeit
7640 auf 12360 tkm pro Kopf im Jahr 2050. Auch alle anderen spezifischen Grdfl3en steigen
noch, wenn auch weniger deutlich. Es wird klar, dass damit an die Steigerung der Energie-
produktivitdt hohe Anforderungen gestellt werden mussen, wenn es zu deutlichen absoluten
Energieverbrauchssenkungen kommen soll.

Tabelle 2-2: Demografische, wirtschaftliche und strukturelle Eckdaten fur die Szenarien 2011
sowie abgeleitete spezifische Werte

Absolutwerte 2005 2008 2010 | 2015 2020 2025 2030 2040 2050 2060
Bevolkerung (Mio.) 82,5 82,1 81,6 80,9 80,5 79,9 79,1 75,5 73,8 72,3
Erwerbstatige (Mio.) 38,8 40,3 39,0 39,3 38,6 37,5 36,2 34,3 32,8 31,5
Private Haushalte (Mio.) 39,2 40,1 39,9 40,3 40,7 40,9 41,0 40,4 40,0 39,5
Wohnungen (Mio.) 39,6 40,1 40,3 41,0 41,7 41,7 41,5 40,7 39,9 39,3
Wohnflache (Mio. m?) 3350 3448 3480| 3570 3640 3700 3680 3650 3600 3550
Beheizte Nutzflache (Mio. m2) 1480 1510 1518| 1530 1540 1530 1520 1470 1430 1380
BIP real (Mrd. EUR2000) 2125 2274 2187 2327 2437 2533 2632 2868 3158 3370
Anzahl PKW (& Krad) (Mio.) 46,1 46,6 46,8 47,1 47,4 47,5 47,5 47,0 46,0 45,0
Personenverkehr (Mrd. pkm) 1099 1122 1129 | 1143 1153 1151 1147 1099 1053 993
Guterverkehr (Mrd. tkm) *) 563 654 624 714 798 840 887 929 912 873
Spezifische Werte

Personen/Haushalt 2,10 2,05 2,05 2,01 1,98 1,95 1,93 1,87 1,84 1,83
Wohnflache/Kopf (m?) 40,61 42,00 42,63| 44,11 4523 46,28 46,51 48,38 48,79 49,10
Wohnflache/Wohnung (m2) 84,60 85,99 86,27| 87,07 87,29 88,73 88,67 89,68 90,23 90,33
PKW/Haushalt 1,18 1,16 1,17 1,17 1,16 1,16 1,16 1,16 1,15 1,14
Nutzflache/Beschaftigter (m?) | 38,14 37,47 38,88| 38,93 39,87 40,85 41,97 4291 4364 4381
BIP/Kopf (EUR2000) 25758 27734 27536 | 28753 30285 31686 33266 38012 42803 46611
Personenverkehr/Kopf (pkm) | 13321 13666 13829 | 14123 14316 14398 14497 14566 14272 13734
Guterverkehr/Kopf (tkm) 6824 7966 7643 | 8822 9631 10508 11223 12313 12361 12075

2005, 2008 und teilweise 2010 nach [BMWI 2011], *) ohne Rohrleitungen
2015 bis 2050 weitgehend nach Annahmen zu den Szenarien zum Energiekonzept 2010 [EWI 2010]
Verkehrsleistungen Personen- und Guterverkehr 2040 und 2050 eigene Annahmen; 2060 eigene Annahmen

Die Abbildung 2.1 zeigt die Entwicklung des Primé&renergieverbrauchs in Deutschland in den
letzten 10 Jahren. Die Finanz- und Wirtschaftskrise der Jahre 2008/2009 hat zu einer Verrin-
gerung des Energieverbrauchs im Jahr 2009 geflhrt, die Gber den tblichen Schwankungen
lag. Im Jahr 2010 hat der Primarenergieverbrauch mit knapp uber 14000 PJ/a [AGEB 2011a]
aber wieder anndhernd das Niveau der Jahre davor erreicht, insbesondere der Endenergie-
verbrauch ist im Jahr 2010 mit 9060 PJ/a wieder etwa gleich hoch wie im Jahr 2008
(9100 PJ/a). Die Energieverbrauchsstrukturen haben sich dagegen in den letzten Jahren
nicht nennenswert verschoben. Etwa 7% der Primarenergie werden fur nichtenergetische
Zwecke eingesetzt, 28,5% stellen Verluste im Umwandlungssektor dar, so dass 64,5% fir
den Endenergieverbrauch zur Verfigung stehen. Die Verluste entstehen mit rund 5% zum
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geringeren Teil durch den Eigenverbrauch im Umwandlungssektor insgesamt und durch die
Bereitstellung von vor allem Gas- und Strom (Fackel- und Leitungsverluste). Den weitaus
grofdten Teil stellen jedoch die Abwarmeverluste bei der Erzeugung von Strom aus thermi-
schen Kraftwerken dar. Mit rund 3000 PJ/a sind sie rein rechnerisch hoher als der gesamte
Raumwarmebedarf. Im Vergleich dazu sind die etwa 650 PJ/a genutzte KWK-Warme (6ffent-
liche Versorgung und Industrie) verhaltnismafig gering. Hier liegen also durch die Auswei-
tung der Kraft-Warme-Kopplung und durch den Ersatz von thermischen Kraftwerken durch
erneuerbare Energien betrachtliche Potenziale zur Senkung des Primérenergieeinsatzes.
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Abbildung 2.1: Endenergieverbrauch nach Sektoren, Verluste im Umwandlungsbereich und
nichtenergetischer Verbrauch (Summe = Primérenergie) in Deutschland 2000-
2010 [AGEB 2011a]

Der groRte Verbrauchssektor im Jahr 2010 war mit ca. 2580 PJ/a (Endenergie) der Haus-
haltssektor, dicht gefolgt vom Verkehr mit 2560 PJ/a (Abbildung 2.2). Der Industrieverbrauch
lag 2010 in gleicher GroRenordnung bei 2540 PJ. Mit deutlichem Abstand folgen Gewerbe,
Handel und Dienstleistungen (GHD) mit 1380 PJ/a. Nach Nutzungsarten dominiert die
Raumwarme mit 31% des Endenergieverbrauchs, gefolgt von Warmwasser und Prozess-
warme mit 26%. Wahrend zur Warmebereitstellung praktisch alle Energietrager eingesetzt
werden, darunter Strom mit einem Anteil von 10% (148 TWh/a, unter Einbeziehung der
Kalteerzeugung, die weitgehend mit Strom erfolgt), wird ,mobile Kraft“ fast ausschlief3lich mit
Olbasierten Kraftstoffen erzeugt. Der Stromanteil im Verkehr betrug im Jahr 2010 nur 2,3%.
Umgekehrt wird ,stationare Kraft* und Licht (1265 PJ/a) fast ausschlielich mit Strom bereit-
gestellt. Im Jahr 2010 deckten Mineraldle 37%, Gase 25% und Strom 21% des Endenergie-
bedarfs. EE (ohne Stromanteil) kamen auf 6%, Fernwarme auf 5% und Kohle einschlie3lich
nicht-erneuerbarer Abfalle auf 6%.
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Endenergie 2010 = 9 060 PJ/a (2 516 TWh/a)

nach Nutzungsarten nach Verbrauchssektoren
15.1%

28.1%
30.6% °
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Quelle:Auswertungstabellen der AGEB, Stand: Juli 2011; BDEW-Endenergieverbrauchsstruktur, 2008

SZEN11/END2010; 2.9.11

Abbildung 2.2: Struktur des Endenergieverbrauchs 2010 nach Nutzungsarten und nach Ver-
brauchssektoren [AGEB 2011a, BDEW 2008]

2.3 Annahmen zur zuktlinftigen Energiepreisentwicklung

Die Basis zur Ermittlung der Kosten des EE-Ausbaus und der Energieversorgung insgesamt
sind die in [Nitsch et al. 2011] getroffenen Annahmen fir die zukinftige Kostenentwicklung
der EE-Techniken und die dortigen Preisszenarien fir die Entwicklung der fossilen Energie-
preise und der Preise von CO,-Zertifikaten. Da sie die Bandbreite aktueller Angaben zur
maoglichen zukinftigen Preisentwicklung fossiler Energietrager weitgehend abdecken, sind
sie auch die Grundlage fir diese Untersuchung. Allerdings wurden einige Aktualisierungen
und Anpassungen fir den mittelfristigen Zeitraum sowie hinsichtlich des Ausgangsniveaus
des Jahres 2010 vorgenommen. Die hier verwendeten Preispfade A ,Deutlicher Anstieg” und
B ,MaRiger Anstieg® sind am Beispiel des Jahresmittelwerts des Rohélpreises (in
$a000/Barrel) in Abbildung 2.3 dargestellt.

Die Vergangenheitsentwicklung zeigt einerseits mehrere starke Preisspriinge beim Rohdl,
andererseits im Mittel jedoch eine stetig steigende Tendenz. Wahrend im Jahrzehnt 1990 bis
2000 ein Preis von 20 $/bbl als niedrig bezeichnet wurde, gilt heute ein Preis von 60-80 $/bbl
bereits als aulRerordentlich giinstig. Nach einem kurzfristigen Absinken des Olpreises auf
60 $,000/bbl (Jahresmittelwert) im Jahr 2009 lag der Jahresmittelwert fiir das Jahr 2010 be-
reits wieder bei 76 $,000/bbl. Der Mittelwert des Zeitabschnitts Januar bis Oktober 2011
Ubertrifft bereits mit rund 100 $,000/bbl den bisherigen Héchstwert des Jahres 2008. Die
zukiinftige Olpreisentwicklung im World Energy Outlook (WEO) 2010 [IEA 2010] fir zwei
Szenarien zeigt eine deutlich steigende Tendenz. Der Preispfad A: ,Deutlich” entspricht etwa
dem oberen Rand dieses Anstiegs und fiihrt ihn stetig bis 2050 fort. Als Kontrast dazu zeigt
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der Preispfad B: ,MaRig“ eine Preisentwicklung mit niedrigem Anstieg. Fur die vorliegende
Untersuchung wird Pfad A als plausibelste Annahme der zukinftigen Olpreisentwicklung
betrachtet, der Pfad B wird verwendet, um die Auswirkungen einer schwachen Olpreissteige-
rung darstellen zu kénnen.
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Abbildung 2.3: Roholpreisentwicklung 1970 bis 2010 (Jahresmittelwerte, nominal und Geld-
wert 2009), sowie Annahmen zur zukiinftige Entwicklung entsprechend der
Preispfade A: , Deutlich® und B: ,MaRig“; Vergleich mit Angaben des WEO
2010

Von Bedeutung fir das inlandische Preisniveau fossiler Energietrager sind die Grenziber-
gangspreise. Die resultierenden Werte sind in Tabelle 2-3 zusammengestellt. Zusétzlich ist
dort auch ein Preispfad C dokumentiert, der aus der Zeit eines sehr niedrigen Energiepreis-
niveaus stammt und hier nachrichtlich itbernommen wurde [Nitsch et al. 2011].

Fur die Hohe der Grenziubergangspreise spielen sowohl die Entwicklung des zuklnftigen
Wechselkurses $/€ eine Rolle, als auch die Entwicklung des Rohdlpreises, von dem zudem
auch die Erdgas- und Kohlepreise abhéangen. Bei den Preispfaden wird von einer zunachst
eher schwachen, langerfristig aber enger werdenden 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 Steinkohlepreise merklich.
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Tabelle 2-3: Entwicklung der Grenzibergangspreise fir Rohél, Erdgas und Steinkohle in
verschiedenen Energiepreispfaden, [in €500/GJ]; Werte 2007 bis 2010 nach [BMWi
2011, Stand Mai 2011] und Annahmen zu den Preisen von CO,-Zertifikaten

Pfad A: , Deutlich”

real, €2000/GJ 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Rohol 9,6 11,7 7,7 10,5 12,5 14,1 15,6 17,2 20,7 24,0
Erdgas 57 7,6 5,8 5,8 7,1 8,1 9,2 10,5 12,7 14,9
Steinkohle 2,4 3,9 2,7 29 3,9 4,9 5,6 6,3 7,7 8,9
CO,-Preise, 14,3 20 27 35 45 60 75
€2000/t CO2

Pfad B: , MaRig*“

Rohol 9,6 11,7 7,7 10,5 11,7 12,7 13,6 14,5 16,4 18,0
Erdgas 57 7,6 5,8 5,8 6,4 7,0 7,7 8,3 9,6 10,6
Steinkohle 2,4 3,9 2,7 29 3,5 4,0 45 49 5,7 6,4
CO,-Preise, 14,3 18 23 28 34 45 57
€2009/t COz

Pfad C: , Sehr niedrig”

Rohol 9,6 11,7 7,7 10,5 111 11,6 12,1 12,7 13,9 14,9
Erdgas 57 7,6 5,8 5,8 59 6,1 6,3 6,6 7,3 8,1
Steinkohle 2,4 3,9 2,7 29 3,1 3,4 3,6 3,8 4,3 47
CO»,-Preise, 14,3 17 20 23 26 36 45
€2000/t CO2

Die Preise in der Tabelle 2-3 sind in Abbildung 2.4 den Preisannahmen der Studie ,Modell
Deutschland — Klimaschutz bis 2050" fur den WWF Deutschland [WWF 2009] gegeniberge-
stellt. Die Entwicklung fiir Ol und Gas verlauft bis 2040 nahezu identisch mit den Annahmen
des Preispfads A, danach wird in der WWF-Studie von einer weiteren Beschleunigung des
Anstiegs ausgegangen. Bei Steinkohle wird von relativ geringen Preisanstiegen ausgegan-
gen, die Annahmen entsprechen eher dem Preispfad B.

Weiterhin sind Annahmen zur Entwicklung der Preise von CO,-Zertifikaten von Bedeutung.
Die jeweiligen CO,-Preise fir die Szenarien kénnen ebenfalls Tabelle 2-3 entnommen wer-
den. Wahrend im Preispfad C im gesamten Zeitraum von sehr niedrigen CO,-Preisen aus-
gegangen wird, erreichen die CO,-Preise des Preispfads A um 2050 eine Hohe, die in ver-
schiedenen Untersuchungen als ,externe” (d. h. bisher nicht oder nur unzureichend in be-
triebswirtschaftliche Kostenrechnungen eingehende) Kosten der Energieversorgung ermittelt
wurde. Der weitaus grof3te Anteil dieser externen Kosten resultiert aus den zukunftigen
Schadenskosten eines ungebremsten Klimawandels (z.B. ~70 €t CO; in
[Krewitt/Schlomann 2006]; 85 €/t CO; in [Stern 2007], vgl. auch [NEEDS 2009a]). 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 Stein-
kohle zum Uberwiegenden Teil und bei Braunkohle fast ausschliel3lich durch den Preis flr
CO,-Zertifikate bestimmt werden®. Daraus wird klar, dass ein unter Klimaschutzgesichts-
punkten fairer Wettbewerb fossiler und erneuerbarer Energietechnologien wesentlich von der
Hohe der zukinftigen CO,-Preise und damit von der Wirksamkeit des Handels mit CO,-
Zertifikaten abhangt. Ein umfassender Geltungsbereich, sowohl verbraucherseitig wie lan-

% 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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derseitig, als auch eine wirksame Beschrankung der ausgegebenen Emissionszertifikate
sind dabei die entscheidenden Parameter

Ein Naherungswert von 75 €,000/t CO, wird im Kapitel ,Okonomie* verwendet, um den Ein-
fluss ,6kologisch korrekter* Preise auf die Beurteilung von EE-Ausbau- und Effizienzstrate-
gien darzustellen.

- ohne CO2 - Aufschlag -
25

{0 e

A: Deutlich

Importpreise real; [EUR 2009/GJ]

Steinkohle

0 Lo b v b v b b b

1990 2000 2010 2020 2030 2040 2050

BMU/Preise/Grenz-W.pre; 30.10.11

Ist-Daten BMWi 2010

Abbildung 2.4: Importpreise von Rohdl, Erdgas und Steinkohle fir die Preispfade A und B
und Vergleich mit den Annahmen der WWF-Studie [WWF 2009]

Nicht in allen Untersuchungen zu zukiinftigen Energiesystemen wird von deutlichen Anstie-
gen fossiler Energiepreise ausgegangen. In den Szenarien, die fir das Energiekonzept der
Bundesregierung erstellt wurden [EWI 2010; EWI 2011], ist beispielsweise bis 2030 kaum
ein Preisanstieg festzustellen, erst danach steigen die Werte leicht. Daraus resultieren auch
etwa konstante Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke, die lediglich Uber die Kosten der
CO,-Emissionsrechte einen gewissen Preisanstieg erfahren. Mit der Vorgabe einer derarti-
gen sehr geringen zukiinftigen Energiepreissteigerung wurden fiir diese Szenarien die Rela-
tionen der Kosten von Energie aus fossilen Energietragern im Verhaltnis zu den Kosten von
EE und zu den Kosten einer weiteren Effizienzsteigerung in einem unzulédssig engen Aus-
mafd auf langere Zeit festgelegt, was leicht zu falschen Schlussfolgerungen hinsichtlich der
Vorteilhaftigkeit von Transformationsstrategien fihren kann. Fir zukinftige energiepolitisch
wichtige Weichenstellungen muss der Ungewissheit der zukiinftigen Energiepreisentwicklung
— die nach den Erfahrungen der letzten Jahre eine eindeutig steigende Tendenz hat — zu-
mindest mit einem Korridor Rechnung getragen werden.

Die Entwicklung der Brennstoffpreise frei Kraftwerke ergibt sich aus obigen Preispfaden der
Grenzubergangspreise (Abbildung 2.5). Die Pfade A und B bilden einen Korridor stetig stei-
gender Brennstoffpreise, der bis 2050 von einem etwa 2-fachen (Pfad B) bis knapp 3-fachen
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(Pfad A) realen Anstieg gegeniber 2010 ausgeht. Der Korridor schreibt den Anstiegstrend
fort, der sich seit etwa 2000 trotz aller Preisschwankungen abzeichnet. Damit erhéhen sich
die Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke entsprechend. Die Autoren gehen davon
aus, dass dieser Korridor représentativ fur die zukinftig zu erwartende Preisentwicklung
fossiler Energien ist.
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Abbildung 2.5: Brennstoffpreise frei Kraftwerk fir die Preispfade A, B und C

2.4 Definition und Erlauterung der untersuchten Szenarien

Die wesentlichen Unterscheidungsmerkmale der Szenarienvarianten der Leitstudie 2010
waren unterschiedliche Laufzeiten der deutschen Kernkraftwerke sowie der Anteil der Elekt-
romobilitat an der Fahrleistung des Individualverkehrs (33% bzw. 66%). Fur die vorliegende
Studie werden die Szenarien so definiert, dass verstarkt die prinzipiell méglichen infrastruktu-
rellen Entwicklungspfade im Verkehrssektor sowie deren Implikationen fir ein Energiesystem
mit hohen erneuerbaren Anteilen abgebildet werden (siehe auch Kapitel 3.3). Die Szenarien
orientieren sich am Oberziel des Energiekonzepts, die Treibhausgasemissionen bis 2050 um
mindestens 80% zu mindern und erflillen zudem weitgehend die Unterziele hinsichtlich EE-
Ausbau und Effizienzsteigerung. Dies umfasst auch das Ziel, den Stromverbrauch um 25%
bis 2050 zu mindern (bezogen auf Endenergie Strom im Jahr 2008). Dieser Stromverbrauch
schlief3t die Elektromobilitdt und andere neue Verbraucher mit ein, den Stromverbrauch zur
Erzeugung der synthetischen Energietrager Wasserstoff oder Methan jedoch nicht. Es wer-
den die folgenden, grundsétzlich gleichwertigen Szenarienvarianten (Szenarien 2011) in
dieser Studie untersucht:
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Szenario 2011 A: stellt beziiglich des EE-Ausbaus im Stromsektor das mittlere Szenario
dar. Die Fahrzeuge mit Elektroantrieb (rein elektrische Fahrzeuge und Plug-in-Hybride)
erreichen einen Anteil an der Fahrleistung des PKW-Verkehrs im Jahr 2050 von 50%.
Der restliche Individualverkehr wird Uber erneuerbaren Wasserstoff nutzende Fahrzeuge
sowie Uber effiziente konventionelle Fahrzeuge (hybridisiert aber ohne Netzanschluss)
abgedeckt. In diesem Szenario wird angenommen, dass Wasserstoff die Rolle der che-
mischen Speicherung von EE-Strom tbernimmt. Dazu wird auch eine (begrenzte) Vertei-
lungsinfrastruktur (fur GroRRverbraucher) bendtigt. Wasserstoff wird sowohl in der Kraft-
Warme-Kopplung zur Strom- und Warmebereitstellung, kurzzeitig auch zur reinen Rick-
verstromung als auch als zusatzlicher Kraftstoff im Verkehr eingesetzt. Der Kernenergie-
ausstieg wird entsprechend des am 30. Juni 2011 vom Bundestag beschlossenen Fahr-
plans (13. Gesetz zur Anderung des Atomgesetzes) beriicksichtigt.

Szenario 2011 B: Die grundsatzlichen Annahmen zur Energieverbrauchs- und Erzeu-
gungsstruktur entsprechen denen des Szenarios 2011 A. Abweichend davon wird Was-
serstoff aus erneuerbarem Strom lber die Methanisierung zu synthetischem Methan um-
gewandelt. Durch die Moglichkeit der direkten Einspeisung in das Erdgasnetz werden
Speicherung und Transport ohne zuséatzliche Infrastruktur mdglich. Die Nutzung erfolgt,
entsprechend den Vorgaben des Szenarios 2011 A, sowohl im Verkehrssektor Uiber ei-
nen ansteigenden Anteil von Fahrzeugen mit Gasantrieb sowie in dezentralen und zent-
ralen KWK-Anlagen zur Strom- und Warmeerzeugung, als auch in Anlagen zur kurzzeiti-
gen Rickverstromung. Die aufgrund der Energieverluste der Methanerzeugung erforder-
liche zusatzliche Stromnachfrage wird Uber zusatzlich installierte Wind- und PV-
Leistungen gedeckt.

Szenario 2011 C: Die grundsatzlichen Annahmen zur Energieverbrauchs- und Erzeu-
gungsstruktur entsprechen denen des Szenarios 2011 A. Abweichend davon wird keine
Wasserstoffnutzung im Verkehr angenommen, sondern der PKW-Sektor besteht im Jahr
2050 zu 100% aus vollelektrischen Fahrzeugen und Plug-in-Hybriden. EE-Wasserstoff
wird in begrenztem Mal3e aus erneuerbarem Strom erzeugt und nur in der Kraft-Wéarme-
Kopplung und zur kurzzeitigen Rulckverstromung eingesetzt. Eine weitergehende
Methanisierung von Wasserstoff wird in diesem Szenario nicht unterstellt. Da der Strom-
verbrauch des Verkehrssektors unter Endenergie ausgewiesen wird, wird hier zwar for-
mal das stromseitige Einsparziel von -25% bis 2050 nicht erfllt, es ist jedoch das Szena-
rio mit dem geringsten Bruttostromverbrauch.

Diesen drei ,Hauptszenarien“ werden noch zwei weitere Szenarien hinzugefiigt, die spezielle
Punkte beleuchten:

Szenario 2011 A’: Abweichend vom Szenario A wird das 25%-Stromsparziel nur auf die
heutigen Stromverbraucher (ohne Warmepumpen, ohne Elektromobilitat und ggf. héherer
Stromeinsatz fur Prozesswarme) bezogen. Daraus ergibt sich eine Minderung gegentiber
2008 um etwa 15% bis 2050. Die Stromnachfrage aus dem Verkehr sowie die Erzeugung
von Wasserstoff entsprechen dabei den Annahmen im Szenario 2011 A. Bei den Haus-
halten, Kleinverbrauchern und der Industrie wird von geringeren Erfolgen bei der Strom-
verbrauchsminderung im Vergleich zu Szenario 2011 A ausgegangen.

Szenario 2011 THG95: Dieses Szenario gibt einen Ausblick auf den EE-Ausbau und die
Effizienzentwicklung, die zum Erreichen der oberen Grenze des Zielkorridors fir die Re-
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duzierung der Treibhausgase (95%) des Energiekonzepts erforderlich sind. Der darge-
stellte Entwicklungspfad fur ein solches 95%-THG-Szenario erfordert die annahernde
Vollversorgung mit erneuerbaren Energien in allen Nutzungsbereichen. Trotz der erst fur
2060 angenommenen Zielerreichung ist dieses Szenario aufRerst ehrgeizig, sowohl beim
EE-Ausbau als auch bei den fir ihre Nutzung erforderlichen Strukturanpassungen. In
diesem Szenario besitzt wiederum der Wasserstoff eine tragende Rolle* als chemisch
gespeicherter Strom, fur die Bereitstellung einer zusatzlichen Leistung im Stromsektor
sowie fir eine EE-Vollversorgung des Warmesektors und des Verkehrs.

2.5 Ausstieg aus der Kernenergie

Mit dem Beschluss des Bundestages vom 30. Juni 2011 zur dreizehnten Anderung des
Atomgesetzes (AtG) wird die Nutzung der Kernenergie zur Stromerzeugung zeitlich gestaffelt
bis Ende 2022 beendet. Der Ausstiegsfahrplan ahnelt im zeitlichen Ablauf dem bereits im
Jahr 2000 beschlossenen Ausstieg; im Unterschied dazu sind jedoch die Abschaltzeitpunkte
der Kraftwerke konkret festgelegt worden. Eine erste Szenarioabschatzung zu einem ver-
kiirzten Kernenergieausstieg wurde im Rahmen dieser Untersuchung bereits im April 2011
erarbeitet [Nitsch 2011].

Ausgangspunkt fur die weitere Stromproduktion der Kernkraftwerke bis 2022 ist eine Brutto-
stromerzeugung von 140,6 TWh/a in 2010 mit einer Bruttoleistung von 21,5 GW (netto:
20,4 GW). Rund 35 TWh/a stammten in diesem Jahr aus den Ende Marz 2011 stillgelegten
acht Reaktoren (einschl. Krimmel insgesamt 8,8 GW brutto bzw. 8,4 GW netto). Fir 2011
wird angenommen, dass in diesen Reaktoren bis Ende Marz 2011 noch 7,5 TWh/a Strom
erzeugt wurden. Die noch in Betrieb befindlichen Reaktoren werden bis etwa 2015 mit der im
Jahr 2010 erreichten Auslastung (~8000 h/a) betrieben. Danach wird die Auslastung, u. a.
wegen der deutlich ausgeweiteten EE-Stromproduktion leicht zuriickgehen. In den Szenarien
sinkt sie auf rund 7800 h/a im Jahr 2020.

Fur 2011 ergibt sich folglich eine Stromerzeugung aus Kernenergie von etwa 111 TWh/a (7,5
+ 103). Im Jahr 2012 sinkt die Stromproduktion dann auf rund 100 TWh/a. Bis 2015 sind
noch 12,7 GW Leistung in Betrieb, in diesem Jahr erfolgt die Abschaltung des Kraftwerks
Grafenrheinfeld. Es folgen Ende 2017 das Kraftwerk Gundremmingen B und Ende 2019 das
Kraftwerk Philippsburg 2. Im Jahr 2020 sind noch 8,7 GW Kraftwerksleistung in Betrieb, die
in den Szenarien rund 67 TWh/a Strom bereitstellen. Ende 2021 und 2022 erfolgt dann die
Abschaltung der restlichen sechs Kernkraftwerke. Wahrend zwischen 2015 und 2019 also
nur jeweils ein Kraftwerk im Zweijahresabstand stillgelegt wird, gehen in diesen beiden
Jahren jeweils 4,3 GW vom Netz. Nach der Abschaltung von 8,8 GW im Marz 2011 sind dies
die zweitgrof3ten jahrlichen Leistungsriickgange.

* Hier wird auf eine parallele Darstellung des Szenarios mit EE-Methan-Erzeugung, die ebenfalls mdglich wére,
verzichtet, da es im Wesentlichen darum geht, den prinzipiell machbaren Weg einer 95%igen THG-Minderung
aufzuzeigen.
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Abbildung 2.6: Stromerzeugung aus Kernenergie bis zum vollstandigen Ausstieg zum Jah-
resende 2022 nach dem Ausstiegsbeschluss der Bundesregierung vom 30.
Juni 2011

Die derzeitige Stromerzeugung aus Kernkraftwerken entspricht einer vermiedenen CO.-
Erzeugung von 109 Mio. t CO,, wenn der gegenwartige fossile Kraftwerksmix (mit einer CO,-
Intensitat von 0,752 kgcoo/lkWhg) als Alternativerzeugung zum Vergleich herangezogen wird.
Diese mussen daher bis 2022 zusatzlich durch emissionsfreie Technologien, also Effizienz
und EE, kompensiert werden. Vergleichsweise vermeiden die EE im Ausbauzustand von
Ende 2010 bereits rund 120 Mio. t CO,/a. Bei der entsprechenden Zielsetzung des Energie-
konzepts wird bis 2020 von einer Nettoreduktion der THG-Emissionen von -40% gegenuber
1990 (entsprechend noch -25% gegeniiber 2010) ausgegangen. Der Beitrag der energiebe-
dingten CO,-Emissionen an dieser Nettoreduktion belduft sich auf noch rund 200 Mio. t
CO./a gegeniiber 2010. Mit der durch Kernenergiestrom derzeit vermiedenen CO,-Menge
muss also eine Bruttomenge von 310 Mio. t CO,/a bis zum Jahr 2022 durch Verringerung der
Energienachfrage, Verschiebung des Energietrdgermixes zu mehr Erdgas und insbesondere
durch den weiteren EE-Zubau vermieden werden.
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3 Annahmen in wichtigen Einzelbereichen der Energiever-
sorgung

3.1 Entwicklung des Stromverbrauchs

Im Energiekonzept 2010 hat sich die Bundesregierung das Ziel gesetzt, den Stromverbrauch
bis 2050 um 25% gegenluber dem Niveau von 2008 zu reduzieren, wobei dieses Ziel in den
Szenarien 2011 auf den End-Energieverbrauch an Strom einschlieRlich ,neuer* End-
Verbraucher (insbesondere Warmepumpen und Elektromobilitét, aber auch wachsender
Schienenverkehr, wachsender Klimatisierungsbedarf und zunehmender Einsatz von Strom
zur Prozesswarmebereitstellung) bezogen wird. Nach dieser Definition ist der Verbrauch von
nicht in der Endenergie enthaltenen Verbrauchern (wie Speicherverluste oder der Stromver-
brauch fiir die Wasserstoff- oder Methanerzeugung aus EE-Strom) bei dem Reduktionswert
von 25% nicht bertcksichtigt.

700
WO Brutto-Stromverbrauch (BSV)
600 B Endenergieverbrauch (EEV) Strom
500 -
< 400
<
=
|_

Ziel EK (2050) [N

NREAP (2020)

Abbildung 3.1: Bisherige Entwicklung des Endenergieverbrauchs (EEV) an Strom sowie des
Brutto-Stromverbrauchs (BSV) [AGEB 2011d, BMWi 2011]. Zuséatzlich: Schat-
zung BSV fur 2020 aus dem NREAP Deutschlands und die EEV-Zielmarke des
Energiekonzepts (EK) (2050)

3.1.1 Endenergieverbrauch an Strom in Deutschland von 2000 bis 2010

Der Endenergieverbrauch an Strom (EEV-S) in Deutschland verzeichnete zwischen 2000
und 2007 einen Anstieg um 6% von 495 TWh auf 526 TWh [AGEB 2011d, BMWi 2011, s.
Abbildung 3.1]. Im Jahr 2008 lag er mit 524 TWh in etwa auf dem Niveau des Vorjahres,
wahrend die Wirtschafts- und Finanzkrise einen deutlichen Rickgang des Stromverbrauchs
(insbesondere im Industriesektor) im Jahr 2009 (auf 495 TWh) zur Folge hatte. Die Daten fur
2010 zeigen einen Wiederanstieg des Stromverbrauchs auf 516 TWh/a. Die Stromintensitét
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(Endenergie) des Bruttoinlandsproduktes (gemessen in EEV-S pro € BIP) verringerte sich im
Zeitraum 2000-2010 um 4% (im Mittel 0,4%/a) von 240 kWh/1000 € auf 230 kWh/1000 £,
wenngleich nicht kontinuierlich: Der Zeitraum 2000 bis 2004 sah eine leichte Zunahme der
Stromintensitat, der ein deutlicher Riickgang der Stromintensitéat des BIP zwischen 2005 und
2010 gegenuber steht. ,Neue“ Verbraucher spielen fir den EEV-S derzeit noch eine unter-
geordnete Rolle: Der Stromverbrauch der Elektromobilitat ist zurzeit vernachlassigbar; der
Stromverbrauch von Warmepumpen liegt heute bei ca. 2 TWh.

Das verarbeitende Gewerbe trug im Jahr 2010 mit 42,4% am deutlichsten zum Stromver-
brauch in Deutschland bei, gefolgt von den privaten Haushalten (27,3%). Der Anteil des
Sektors GHD (Gewerbe, Handel und Dienstleistungen) am EEV-S betragt 27,1%, der des
Verkehrs 3,2%. In absoluten Werten bedeutet das Ziel einer 25%igen Reduktion des Strom-
verbrauchs, dass im Jahr 2050 nicht mehr als 393 TWh Strom (Endenergie) in den Sektoren
private Haushalte, GHD, Industrie und Verkehr verbraucht werden durfen.

Die privaten Haushalte verzeichneten zu Beginn der 2000er Jahre einen deutlichen Anstieg
beim EEV-S, der sich Mitte des Jahrzehnts stabilisierte und seit 2006 — mit Ausnahme von
2010 — leicht rucklaufig ist. Da der Riickgang des EEV-S der privaten Haushalte von einem
leichten Bevdlkerungsriickgang begleitet wurde, stagnierte der Pro-Kopf-Verbrauch an Elekt-
rizitat Mitte der 2000er Jahre, zeigt derzeit (2010) aber wieder eine zunehmende Tendenz.
Uber den Zeitraum 2000 bis 2010 betrachtet stieg er allerdings im Mittel um +0,8% pro Jahr.

Im Sektor GHD schwankt der Stromverbrauch im letzten Jahrzehnt deutlich, aber ohne
signifikante Tendenz zwischen 131 und 140 TWh/a. Dank steigender Bruttowertschdpfung
(BWS) sank jedoch die Stromintensitat des Sektors GHD (gemessen in EEV-S pro BWS) um
13% (im Mittel: -1,4% pro Jahr) zwischen den Jahren 2000 und 2010.

Der Stromverbrauch der Industrie stieg zwischen 2000 und 2007 um 14% an (von 208 TWh
auf 236 TWh). Nach dem konjunkturbedingten Rickgang auf 200 TWh im Jahr 2009 lag der
Stromverbrauch der Industrie im Jahr 2010 mit 219 TWh wieder 9% Uber dem Vorjahresni-
veau. Zwischen 2000 und 2010 stieg so der EEV-S der Industrie um 5%. Die Bruttowert-
schopfung des verarbeitenden Gewerbes sank im selben Zeitraum um 1%. Daher stieg die
Stromintensitat, d. h. der Stromverbrauch pro Bruttowertschépfung in der Industrie, zwischen
2000 und 2010 um 6%.

3.1.2 Bruttostromverbrauch (BSV) zwischen 2000 und 2010

Der Bruttostromverbrauch (BSV) ist die BezugsgrolR3e zur Berechnung der EE-Anteile am
Stromverbrauch geman der ,Richtlinie zur Forderung der Nutzung von Energie aus erneuer-
baren Quellen” (2009/28/EG). Im Vergleich zum Endenergieverbrauch an Strom umfasst der
Bruttostromverbrauch auch den Strom-Eigenverbrauch in (Heiz-)Kraftwerken und Heizwer-
ken, sonstigen Stromverbrauch im Umwandlungssektor (Kokereien, Raffinerien, Kohleze-
chen etc.), Netzverluste, den Stromverbrauch in Speicherkraftwerken sowie den — heute
noch zu vernachlassigen — Stromverbrauch fur die Gber Speicherkraftwerke hinausgehende
Stromverwendung, also beispielsweise die Wasserstofferzeugung aus EE-Uberschussstrom.
In der Vergangenheit trugen diese zusatzlichen Komponenten zu einem BSV bei, der in etwa
90 TWh hoher lag als der Endenergieverbrauch (siehe Abbildung 3.1, BSV: 580 TWh im Jahr
2000, 610 TWh im Jahr 2010). Insbesondere aufgrund des zu erwartenden Anstiegs der
Stromspeicherung und ggf. der Wasserstofferzeugung wird sich die Entwicklung des BSV bei
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einem deutlichen Ausbau der EE-Stromerzeugung von der Entwicklung des Endenergiever-
brauchs an Strom abkoppeiln.

3.1.3 Entwicklung des Stromverbrauchs und der Stromintensitéat bis 2050

Das Szenario A geht davon aus, dass entsprechend der Zielsetzung im Energiekonzept der
EEV-S von derzeit 516 TWh (2010) bis zum Jahr 2050 kontinuierlich auf 393 TWh zurlickge-
hen wird. Bei einem Anstieg des BIP von 2274 Mrd. €000 (2008) auf 3158 Mrd. €000 geht
damit eine Reduktion der Stromintensitat der Wirtschaftsleistung (bezogen auf EEV-S) von
46% einher, was einem jahrlichen Rickgang der Stromintensitat von im Mittel 1,5% pro Jahr
entspricht (s. Abbildung 3.2). Zum Vergleich: Im Zeitraum 2000-2010 nahm die Stromintensi-
tat des BIP (bezogen auf Endenergie) im Mittel um 0,5% pro Jahr ab (Abbildung 3.2) und lag
damit nur bei einem Drittel des Wertes, der nétig ist, um die Stromeinsparziele im Energie-
konzept der Bundesregierung zu verwirklichen, sollte sich die BIP-Entwicklung im Rahmen
der hier getroffenen Annahmen bewegen.

Trotz der deutlichen Reduktion des EEV-S sinkt der Brutto-Stromverbrauch (BSV) im Szena-
rio A nur bis zum Jahr 2030 (auf 556 TWh), um danach bis 2050 wieder auf 583 TWh anzu-
steigen. Im Jahr 2020, dem letzten Jahr des Nationalen Aktionsplans fur erneuerbare Ener-
gie (NREAP), liegt der BSV im Szenario A bei 572 TWh, wahrend der NREAP fir 2020 von
562 TWh ausgeht. Grund fur die Entkopplung der Entwicklung des EEV-S und des BSV ist in
erster Linie der ab 2025 stetig steigende Einsatz von EE-Strom zur H,-Elektrolyse, der sich
im Jahr 2050 im Szenario A auf 110 TWh belauft, und der zwar zum Brutto-Stromverbrauch,
nicht aber zum Endenergieverbrauch an Strom beitragt.

Das Szenario A’ strebt im Gegensatz zum Szenario A nur einen 25%igen Rickgang des
EEV-S der ,klassischen* Stromverbraucher an, d. h. ohne Stromverbrauch fur Warmepum-
pen und Elektromobilitat. Im Szenario A’ sinkt daher der gesamte EEV-S nur auf 445 TWh/a
im Jahr 2050, 15% weniger als 2008. Die Stromintensitat der Wirtschaftsleistung (EEV-S pro
BIP) nimmt in diesem Szenario zwischen 2008 und 2050 nur um 39% ab. Die Steigerung der
Stromproduktivitdt bzw. der jéhrliche Rickgang der Stromintensitat liegt aber mit 1,2%l/a
(Mittelwert zwischen 2008 und 2050) immer noch mehr als doppelt so hoch wie die in den
Jahren 2000 bis 2008 erzielten Werte und stellt somit an sich schon ein sehr ehrgeiziges Ziel
dar (Abbildung 3.2).

Im Szenario A’ wird ab Mitte der 2020er Jahre in identischem Umfang wie im Szenario A EE-
Wasserstoff aus EE-Strom eingesetzt. Der Brutto-Stromverbrauch sinkt daher von 615 TWh
(2008) zunéchst auf 572 TWh (2030), steigt dann aber bis 2050 auf 635 TWh an. Das Sze-
nario B unterscheidet sich im Strom-Endenergieverbrauch nicht vom Szenario A.

Der Endenergieverbrauch an Strom im Szenario C unterscheidet sich von Szenario A nur
durch den verstarkten Einsatz fur Elektromobilitat. Im Jahr 2050 liegen der EEV-S im Szena-
rio C daher bei 431 TWh, 38 TWh hdher als im Szenario C und 18% niedriger als 2008. Aus
dem im Szenario C gegeniber Szenario A deutlich geringeren Einsatz von EE-Strom zur H,-
Elektrolyse (im Jahr 2050 im Szenario A: 110 TWh, Szenario C: 22 TWh) resultiert ein nied-
rigerer Bruttostromverbrauch im Jahr 2050 (Szenario A: 584 TWh, Szenario C: 534 TWh).
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Abbildung 3.2: Entwicklung der Stromintensitat (Endenergieverbrauch Strom pro Bruttoin-
landsprodukt) fur die Szenarien 2011, im Vergleich zu den Szenarien , Refe-
renz“ und , Innovation* aus [WWF 2009] und , Referenz" und ,Minimal“ aus
[EWI 2010] (SzEK)

3.1.4 Vergleich der Entwicklung des Stromverbrauchs mit anderen Szenarien

Die Entwicklung des Bruttoinlandsprodukts in den ,Energieszenarien fiir das Energiekon-
zept* [EWI 2010] wurde fir die vorliegende Studie Gbernommen. Die Szenarien der WWF-
Studie ,Modell Deutschland* [WWF 2009] hingegen schéatzen die Entwicklung des Wirt-
schaftswachstums bis 2050 etwas geringer ein: Im Jahr 2050 liegt dort das BIP nur bei 2981
Mrd. €000, 5,6% niedriger als in [EWI 2010]. Bis 2050 sinkt der Stromverbrauch im Referenz-
szenario (,SzEK REF") aus [EWI 2010] auf 497 TWh, 5% niedriger als 2008. Die dabei
unterstellte mittlere jahrliche Anderung der Stromproduktivitat (EEV-S pro BIP) betragt dabei
-0,9% (s. auch Abbildung 3.2). Im Referenzszenario der WWF-Studie (,WWF REF") betragt
der EEV-S im Jahr 2050 468 TWh, was einem Riickgang um 11% gegeniber 2008 ent-
spricht. Aufgrund des geringeren Wirtschaftswachstums in [WWF 2009] liegt die mittlere
jahrliche Anderung der Stromproduktivitat trotz des gegeniiber SZEK REF niedrigeren Ener-
gieverbrauchs ebenfalls bei -0,9%/a. Das Minimalszenario® der SzEK (,SzEK Min“) geht von
einem EEV-S im Jahr 2050 von 399 TWh aus (-24% gegentiber 2008) und liegt damit in
vergleichbarer GréRenordnung wie das Szenario A (393 TWh bzw. -25%). Daraus resultiert
eine mittlere Zunahme der Stromeffizienz (bzw. Abnahme der Stromintensitat) von 1,4% pro
Jahr (Abbildung 3.2). Im Innovationsszenario des WWF (,WWF INN") liegt der EEV-S im
Jahr 2050 bei 324 TWh (-38% gegenuber 2008). Damit wird flr den Zeitraum 2008 bis 2050
ein mittlerer jahrlicher Rickgang der Stromintensitat um 1,8% unterstellt, mehr als das

® Das Szenario ,Minimal* kombiniert Stromverbrauchsentwicklungen in einzelnen Sektoren aus verschiedenen
Szenariovarianten in [EWI 2010]: Fur jeden Sektor wurde die Variante (bzw. die Varianten) ausgewabhlt, die in
diesem Sektor von dem niedrigsten Stromverbrauch 2050 ausgeht. Fiir private Haushalte, den GHD-Sektor
und die Industrie ist das die Variante IB, fir den Verkehrssektor die (bzgl. des Verkehrs identischen) Varianten
IIA/B und llIA/B. Der gesamte EEV-S in diesem konstruierten Szenario liegt im Jahr 2050 nochmals 10 TWh
niedriger als in der Szenariovariante, die insgesamt den niedrigsten Stromverbrauch zeigt (1B).
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Dreieinhalbfache des zwischen den Jahren 2000 bis 2008 tatsachlich stattgefundenen Ruck-
gangs der Stromintensitat. Diese Werte stellen somit sicherlich eine Untergrenze des darge-
stellten Korridors der Stromintensitaten dar. Die Stromintensitaten der Szenarien A, A’ (B)
und C liegen innerhalb dieses Korridors.

3.2 Entwicklung des Warmebedarfs

3.2.1 Derzeitige Struktur des Endenergieverbrauchs zur Warmebereitstellung

Zur Bereitstellung von Raumwarme®, Prozesswarme’ und Warmwasser wurden im Jahr 2008
mit 5237 PJ [AGEB 2011c] nahezu 58% des gesamten Endenergieverbrauchs Deutschlands
verbraucht und nahezu 40% der energiebedingten CO,-Emissionen erzeugt. Im Jahr 2010
belaufen sich die naherungsweise ermittelten Ausgangswerte fur die Szenarien 2011 auf
5133 PJ/a. Dies veranschaulicht die herausragende Bedeutung des Warmesektors bei der
Umstrukturierung und Dekarbonisierung des Energiesystems hin zu einer nachhaltigen,
klimaschonenden Energieversorgung.

Mit Gber 50% (2805 PJ in 2008) leistet dabei der Endenergieverbrauch fir Raumwarme den
bedeutendsten Beitrag zum Endenergieverbrauch fir Warme, wovon nahezu zwei Drittel
(1833 PJ) auf die Beheizung von Wohngebduden und ein Viertel auf die Beheizung von
Gebéauden im Sektor GHD fielen. Der Endenergieverbrauch fiir Prozesswarme macht 38%
des gesamten Endenergieverbrauchs fur Warme aus (2004 PJ im Jahr 2008). Der weitaus
groRte Teil (1636 PJ oder 82%) fallt dabei auf den Industriesektor, 12% auf den Haushalts-
sektor und 6% auf den Sektor GHD. Die Warmwasserbereitung verbrauchte im Jahr 2008
insgesamt 428 PJ (8% des Endenergieverbrauchs fur Warme). 79% davon werden in Haus-
halten verbraucht, 15% im Sektor GHD und die verbleibenden 6% in der Industrie. Fossile
Energietrager tragen unmittelbar 72% zum Endenergieverbrauch an Wéarme bei. Weitere
12% bzw. 9% stammen aus Strom bzw. Fernwarme, die derzeit noch ebenfalls gré3tenteils
aus nicht-erneuerbaren Energiequellen erzeugt werden. Damit wird der Uberwiegende Teil
des Endenergieverbrauchs fir Warme heute aus fossiler Energie gedeckt.

3.2.2 Strategie- und Forderelemente im Warmesektor

Fur die Umstrukturierung und Optimierung des Warmesektors stehen die drei zentralen
Strategieelemente Effizienzsteigerung (d. h. Reduktion des Warmebedarfs einerseits, Opti-
mierung von Anlagen zur Wéarmeerzeugung andererseits), verstarkte Nutzung der Wéarme
aus Kraft-Warme-Kopplung und erneuerbare Energien zur Verfigung. Dabei sind effektive
Forderstrategien im Warmesektor wesentlich schwieriger zu konzipieren und umzusetzen als
z. B. im Strombereich, da im Warmemarkt buchstablich Millionen von Akteuren — praktisch
jeder Immobilienbesitzer — Investitionsentscheidungen treffen, bei denen Effizienzbetrach-
tungen oder Treibhausgasemissionen meist nicht im Vordergrund der Uberlegungen stehen.

Standards fur die energetische Qualitat von Neubauten werden in der Energieeinsparverord-
nung (EnEV) gesetzt. Hier kann auch in Zukunft mit einer weiteren Verscharfung des Anfor-

® hier und in der ganzen Studie einschlief3lich Klimakalte
" hier und in der ganzen Studie einschlie3lich Prozesskalte
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derungsniveaus fiir Neubauten gerechnet werden. Fir das wesentlich groRere Segment des
Altbaubestandes gibt es derzeit nur eine bundesweite gesetzliche Regelung zur energeti-
schen Sanierung, wenn sowieso Anderungen an AuRenbauteilen wie AuRenwéanden, Fenster
etc. vorgenommen werden, obwohl gerade in diesem Segment die hochsten Einsparpotenzi-
ale zu erzielen sind und die Ziele des Energiekonzepts der Bundesregierung — Reduktion
des Primarenergieverbrauchs von Gebauden um 80% bis 2050 — zumindest implizit eine
tiefgreifende, umfassende energetische Sanierung des Gebaudebestandes voraussetzen.

Das seit 2002 bestehende Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWK-G) hat zum Ziel, den Anteil
der Stromerzeugung aus KWK auf 25% zu erhdhen. Zwischen 2005 und 2009 stieg der
Anteil der KWK an der Nettostromerzeugung von 14% auf 15,5%. Die in diesem Jahr durch-
geflihrte Zwischeniberprifung zum KWK-G kam allerdings zu dem Schluss, dass der KWK-
Anteil an der Netto-Stromproduktion bis 2020 auf hdchstens 20,8% anwachsen wird
[Prognos 2011]. Weitere MalRBhahmen sind notwendig, um das Ziel von 25% zu erreichen.

Der Ausbau der erneuerbaren Energien im Warmebereich wird durch das bundesweite
Erneuerbare-Energien-Warme-Gesetz (EEWarmeG), das baden-wirttembergische Erneuer-
bare-Warme-Gesetz (EWarmeG) sowie das im EEW&rmeG verankerte
Marktanreizprogramm (MAP) gefordert. Wahrend das EEWarmeG sich jedoch nur auf das
kleine Neubausegment beschrankt, dabei aber sowohl Wohngeb&ude als auch Nichtwohn-
gebaude einschliefdt, schreibt das baden-wirttembergische EWarmeG den Einsatz erneuer-
barer Energien bei der Sanierung der Heizungsanlage ausschlieflich fir Wohngebaude vor.
Fur die Forderwirkung des MAP ist es mit entscheidend, dass die Férderung langfristig und
planbar gewahrt wird. Der kurzfristige Stopp des MAP im Frihjahr 2010 hat in dieser Hinsicht
zu einer Verunsicherung der Investoren, einem Rickgang der Antrage auf MAP-F6rderung
und damit einem Rickgang des durch das MAP initiierten Ausbaus der erneuerbaren Ener-
gien im Warmebereich gefuhrt.

Es besteht daher die Gefahr, dass die Umsetzung der energiepolitischen Ziele im Wéarme-
markt, die durch konsequente Ausnutzung der Strategieelemente Effizienz, KWK und erneu-
erbare Energien erreichbar waren, ohne eine Verscharfung und Ausweitung der ordnungspo-
litischen Vorgaben einerseits und eine Ausweitung und Verstetigung der Fordermittel ande-
rerseits gefahrdet ist. In den Szenarien dieser Studie wird implizit unterstellt, dass die Ziel-
setzungen der Bundesregierung im Warmesektor erreicht werden kdnnen. An gegebener
Stelle wird jedoch auf die notwendige Ausweitung oder Anpassung von Forderinstrumenten
hingewiesen.

3.2.3 Entwicklung des Raumwarmebedarfs

Mit 54% Anteil am EEV fur Warme bzw. 31% des gesamten Endenergieverbrauchs ist die
Raumwarmebereitstellung bei weitem der bedeutendste Nutzungsbereich. Angesichts be-
deutender Potenziale zur Effizienzsteigerung (energetische Sanierung im Bestand, Niedrig-
energie- oder gar Passivhaus-Standard fiir Neubauten, Einsatz von Fern- und Nahwéarme
aus Kraft-Warme-Kopplung, Warmepumpen) und zum Einsatz erneuerbarer Energien ist der
potenzielle Beitrag des (Raum-) Warmesektors zum Klimaschutz, zum effizienten Umgang
mit Rohstoffen und zur Minderung der Importabhangigkeit von Erdgas und Erdél immens.

Der Endenergieverbrauch fiir Raumwarme in privaten Haushalten sank in den letzten Jahren
von 2114 PJ im Jahr 2000 auf 1833 PJ (2008) [AGEB 2011c, AGEB 2011b, UOGR 2010,
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eigene Berechnungen]. Gleichzeitig nahm die Wohnfliche von 3245 Mio. m? auf
3462 Mio. m? zu [BMWi 2011]. Damit sank der spezifische Endenergieverbrauch zur Bereit-
stellung von Raumwérme im Laufe der letzten Jahre von 170 kWh/m? im Jahr 2000 auf
147 kWh/m? im Jahr 2008. Dieser Riickgang ist einerseits auf die energetische Sanierung
von Teilen des Gebaudebestands, andererseits auf energieeffiziente Neubauten und den
Abriss ineffizienten Altbestands zurtickzufiihren.

In den Szenarien 2011 wird davon ausgegangen, dass der spezifische Endenergieverbrauch
fur Raumwarme in Wohngeb&uden bis 2050 um tiber 57% auf 63 kWh/(m? - a) im Jahr 2050
sinken wird. Unter Beriicksichtigung eines Anstiegs der Wohnflache auf 3653 Mio. m? im
selben Zeitraum reduziert sich der Endenergieverbrauch zur Beheizung von Wohngebauden
bis 2050 auf 850 PJ, d.h. in leicht geringerem MaRe als der spezifische Verbrauch
(Abbildung 3.3). Dabei wird unterstellt, dass im Neubausektor der spezifische Endenergiebe-
darf fir Raumwéarme von derzeit jahrlich 60 kwh/(m? - a) (bezogen auf die Wohnflache) auf
nahezu Nullenergiestandard im Jahr 2050 (5 kWh/(m? - a)) sinkt. Fir den Geb&udebestand
wird davon ausgegangen, dass die Sanierungsrate von derzeit ca. 1% pro Jahr bis 2020 auf
2% pro Jahr erhoht werden kann, wie es im Energiekonzept der Bundesregierung vorgese-
hen ist. Gleichzeitig steigt die Sanierungstiefe auf ca. 50%, d. h. energetische Sanierungen
der Gebaudehlle, aber auch der Warmeerzeugung, reduzieren den Endenergiebedarf fir
Warme der sanierten Hauser auf ca. 50% des Verbrauchs vor der Sanierung. Im Jahr 2050
hat damit der Bestand an Hausern, die vor 2008 gebaut wurden, noch einen spezifischen
Endenergieverbrauch fir Raumwéarme von ca. 80 kWh/(m? - a), in etwa die Halfte des heuti-
gen Wertes. Damit wird bis zum Jahr 2050 nahezu der gesamte Geb&udebestand einer
anspruchsvollen energetischen Sanierung unterzogen (ggf. in mehreren Teilsanierungen).
Zum Vergleich: Laut einer Studie des IOW [WeiR und Dunkelberg 2010] wurden in der Ver-
gangenheit bei anspruchsvollen energetischen Sanierungen Einsparungen in der Gréf3en-
ordnung von 25 kWh/(m? - a) erzielt. Fur die Szenarien bedeutet dies, dass die Effizienz
energetischer Sanierungen im Vergleich zur Vergangenheit verdreifacht werden muss.

Diese Sanierungsraten und -tiefen sind unabdingbar, um die im Energiekonzept der Bundes-
regierung anvisierten Ziele im Gebaudesektor — Reduktion des Warmebedarfs um 20% bis
2020 bzw. des Primarenergiebedarfs (entsprechend EnEV) um 80% bis 2050 — erreichen zu
kénnen. Angesichts momentan realisierter Sanierungsraten und -effizienzen sind diese
Annahmen allerdings als &ul3erst ambitioniert anzusehen. Eine deutliche Steigerung der
Sanierungsrate und -effizienz wird daher eine deutliche Verbesserung und Verstarkung des
energiepolitischen Instrumentariums, insbesondere fir den Gebaudebestand, erfordern.
Derzeit ist allerdings kein derartiges Malinahmenbundel abzusehen.

Die Zielszenarien SzEK I/IV aus [EWI 2010] gehen von einem noch geringeren EEV flr
Raumwarme in Wohngebauden im Jahr 2050 aus (826 PJ, s. Abbildung 3.3) als die hier
vorliegenden Szenarien (850 PJ), wohingegen die Szenariovariante 1l und Il der SzEK
926 PJ fur 2050 ansetzen. Im Vergleich dazu werden im Referenzszenario der SzEK nur
eine Reduktion des Raumwarmebedarfs in Wohngebauden auf 1377 PJ erreicht. Das WWF-
Szenario ,Innovation“ unterstellt eine noch wesentlich effizientere Gebaudesanierung als die
SzEK I/IV: In WWF-INN betragt der EEV fur Raumwarme in Wohngebauden nur noch 291
PJ im Jahr 2050 (Abbildung 3.3).
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Abbildung 3.3: Vergleich der Annahmen zum Endenergieverbrauch fir Raumwarme in den
Sektoren private Haushalte, GHD und Industrie fur die Szenarien 2011, [WWF
2009] und [EWI 2010]; Daten 2008 aus [AGEB 2011c]

Die beheizte Nutzflache in Nichtwohngebauden in Deutschland nimmt in den Szenarien von
derzeit rund 1520 Mio. m* bis 2020 auf 1540 Mio. m? zu, um dann bis 2050 auf 1430 Mio. m?
zurlickzugehen. Dabei reduziert sich der Endenergiebedarf zur Beheizung von Nutzflachen
von derzeit (2009) 887 PJ (Industrie: 195 PJ, GHD: 692 PJ) auf 294 PJ im Jahr 2050 (Indust-
rie: 114 PJ, GHD: 180 PJ). Fur Nutzflachen in den Sektoren GHD und Industrie wird dieselbe
Sanierungsrate und -tiefe wie fir Wohngebaude unterstellt. Aufgrund héherer Abriss- und
daraus resultierenden héheren Neubauraten kann jedoch im Nutzgebaudesektor deutlich
schneller ein signifikant niedrigerer spezifischer Endenergieverbrauch fir Raumwarme reali-
siert werden (Mittelwert 2050: 25 kWh/(m? - a)).

Im Vergleich zu den Zielszenarien aus [EWI 2010], die im Bereich der Nichtwohngeb&aude ab
ca. 2040 von ,Nullenergiegebauden” ausgehen, werden hier die unterstellten Erfolge bei der
energetischen Sanierung bzw. beim energieeffizienten Neubau von beheizten Nutzflachen
etwas zurtickhaltender eingeschéatzt: Der Referenzfall aus [EWI 2010] geht von einem EEV
fur Raumwarme in Nichtwohngebauden von 270 PJ im Jahr 2050 aus (davon 90 PJ in der
Industrie, Abbildung 3.3). In den Szenarien SzEK I/V und in der WWF-Studie sinkt der End-
energieverbrauch des GHD-Sektors fur die Raumwarme bis 2050 auf nahezu null; im Szena-
rio WWF-INN wird sogar von einem gesamten Endenergiebedarf fir Raumwarme in Industrie
und GHD von nur 37 PJ (2050) ausgegangen. In den Szenarien 2011 wird dagegen der
verbleibende Bedarf fir Raumwarme in Industrie und GHD fur 2050 mit 295 PJ/a ermittelt,
was einer Reduktion gegeniber 2010 um nahezu 70% entspricht (Abbildung 3.3). Der ge-
samte Raumwarmebedarf sinkt bis 2050 auf 1145 PJ/a, was einer Verringerung um 60%
gegeniiber dem Verbrauch des Jahres 2010 entspricht.
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3.2.4 Entwicklung des gesamten Warmebedarfs

Die Energienachfrage in den anderen Bereichen des Warmebedarfs, ,Warmwasser* und
.Prozesswarme”, fallt beim Warmwasser zu knapp 80% in den privaten Haushalten an und
bei Prozesswarme zu 85% in der Industrie. Auch diese Bereiche missen ihren Beitrag zur
Reduktion der Energienachfrage leisten, um das im Energiekonzept der Bundesregierung
formulierte Gesamtziel einer deutlichen Reduktion des Priméarenergieverbrauchs von -50%
bis 2050 zu erreichen. In diesen Bereichen sind die Einsparpotenziale jedoch deutlich gerin-
ger als im Raumwarmebereich. In den Szenarien 2011 sinkt der Endenergieverbrauch fur
Warmwasser bis 2050 gegeniber 2010 um 26% auf dann 296 PJ/a, derjenige fir Prozess-
warme um 31% auf dann 1350 PJ/a. Die Werte entsprechen weitgehend den bereits in der
Leitstudie 2010 [Nitsch et al. 2011] abgeleiteten Angaben und unterscheiden sich in den
einzelnen Szenarien nur geringfligig.
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Abbildung 3.4: Entwicklung des Warmebedarfs (Endenergie) der Verbrauchssektoren, unter-
gliedert in Raumwarme(RW), Warmwasser (WW) und Prozesswarme (PW)*
* Daten fiir 2005 in Anlehnung an [BDEW 2008]

Fasst man die gesamte Warmenachfrage zusammen (Abbildung 3.4) so reduziert sich diese
von derzeit 5133 PJ/a (2010) auf rund 2800 PJ/a im Jahr 2050, sinkt also um 45%. Mit 67%
sinkt die Warmenachfrage des Sektors GHD am deutlichsten, es folgen die privaten Haus-
halte mit 47% und die Industrie mit 27%. Darin zeigen sich die geringeren Einsparpotenziale
im Prozesswarmebereich im Vergleich zum Raumwarmesektor. Wahrend derzeit private
Haushalte die hochste Nachfrage nach Warme haben (2330 PJ/a), wird im Jahr 2050 die
Industrie mit dann 1276 PJ/a der grofdte Warmeverbraucher sein.
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3.3 Entwicklung des Verkehrssektors

3.3.1 Die Verkehrsszenarien

Die in Abschnitt 2.4 definierten Szenarien A, B und C unterscheiden sich in erster Linie
beziglich der Annahmen zum Verkehr und hier vor allem zum Individualverkehr. Die
Szenarienvarianten stellen drei prinzipiell unterschiedliche Entwicklungspfade der Fahrzeug-
flotten und damit der eingesetzten Energietrager dar. Der jeweilig eingesetzte Energietrager
beeinflusst neben der direkten Riickkopplung auf den Strombedarf ebenfalls die bendtigte
Versorgungsinfrastruktur. In allen drei Varianten wird generell von einer optimistischen Ent-
wicklung der Elektromobilitat im PKW-Sektor ausgegangen, die bis 2050 fiir rein elektrische
Fahrzeuge und Plug-in-Hybride zu einem Fahrleistungsanteil von zusammen mindestens
50% fuhrt. Abbildung 3.5 zeigt eine schematische Darstellung der grundsatzlich unterschied-
lichen Nutzungspfade von erneuerbarem Strom im PKW-Verkehr entsprechend der Szenari-
en A, B und C fur das Jahr 2050. Zudem erfolgt eine Abschatzung des spezifischen Ver-
brauchs der jeweiligen charakteristischen Option im Verkehrsszenario ausgehend vom
Stromnetz entlang der einzelnen Kraftstoffpfade einschlie3lich der Nutzung im jeweiligen
Antriebskonzept. Der spezifische Verbrauch ist pro Fahrzeugkilometer (Fkm®) angegeben.
Die technischen Effizienzpotenziale der PKW-Fahrzeugkonzepte werden in der zugrunde
gelegten 6konomischen Optimierung mit dem Marktmodell VECTOR 21 [DLR 2011] ggf.
nicht ganz ausgeschopft. Im Szenario A sind die Anteile von Brennstoffzellen (ca.
0,30 kWhg/Fkm) und Wasserstoff-Verbrennungsmotor (ca. 0,59 kWhe/Fkm) entscheidend fur
den spez. Verbrauch der gesamten Prozesskette. Im Szenario B ist fir das Jahr 2050 ein
spez. Verbrauch von ca. 0,69 kWhg/Fkm unterstellt, bedingt durch den relativ niedrigen
Wirkungsgrad des Gasmotors und die Verluste der EE-Methanerzeugung. Wenn dagegen
Uber die Onsite-Reformation aus EE-Methan Brennstoffzellenfahrzeuge mit Wasserstoff
versorgt werden, betrdgt der spez. Verbrauch ca. 0,41 kWhg/Fkm und ist damit deutlich
niedriger als bei der Nutzung von Erdgas oder auch von Wasserstoff in einem Verbren-
nungsmotor. Weitaus niedrigere spezifische Verbrduche ergeben sich bei den Fahrzeugen
mit Elektroantrieb.

8 Umrechnung:1 Fkm (Fahrzeugkilometer) = 1,5 Pkm (Personenkilometer)
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Brennstoffzellenfahrzeug (Fuel Cell Vehicle - FCV), Verbrennungsmotor (Internal Combustion Engine - ICE) oder als Hybrid (ICEx),
Plug-in-Hybrid (z. B. Extended Range Electric Vehicle - EREV), Vollelektrofahrzeug (Battery Electric Vehicle - BEV)

Abbildung 3.5: Schematische Darstellung des Individualverkehrs fir die Szenarien A, B und C
mit optimistischen Kennwerten fur das Jahr 2050

Im Szenario A wird neben einem Fahrleistungsanteil von 50% der Fahrzeuge mit Elektroan-
trieb zusatzlich angenommen, dass sich als Resultat der Technologie- und Kostenentwick-
lungen in der PKW-Flotte ein signifikanter Anteil an Wasserstofffahrzeugen (FCV, ICE und
ICEnyp) entwickeln kann. Aufgrund der entsprechenden Infrastrukturentwicklung wird bei
anderen Verkehrstragern Wasserstoff ebenfalls in plausiblen Anteilen eingesetzt. Szenario A
bleibt aus Sicht des Verkehrssektors, was die Rolle des Wasserstoffs insgesamt angeht,
aber konservativ im Vergleich zu anderen Szenarien (z. B. Szenarien im Projekt GermanHy).
Ziel ist es, eine Wasserstoffnachfrage und -erzeugung darzustellen, die einerseits einen
groRen Teil des erneuerbaren ,Uberschussstroms” nutzen kann und andererseits im Falle
der Notwendigkeit eines dritten erneuerbaren Energietragers im Verkehr — neben EE-Strom
und Biokraftstoffen — eingesetzt werden kann, soweit dies zur Erreichung des Klimaschutz-
zieles erforderlich ist. Dieses Erfordernis ergibt sich unter der Annahme, dass das einsetzba-
re Biokraftstoffpotenzial aus nachhaltiger Biomasse begrenzt ist und batterieelektrische
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Fahrzeuge auf absehbare Zeit aufgrund der Reichweitenbegrenzung die Fahrleistungen nur
zum Teil abdecken kénnen. Die in Abbildung 3.5 angenommenen Infrastrukturoptionen fur
die Wasserstoff- und Methanerzeugung sind in Kapitel 3.6 beschrieben.

Im Szenario B wird neben einem Fahrleistungsanteil von 50% der Fahrzeuge mit Elektroan-
trieb angenommen, dass der aus erneuerbarem Strom erzeugte Wasserstoff in einem weite-
ren Umwandlungsschritt (Methanisierung) in synthetisches, erneuerbares Methan umgewan-
delt wird. Dieses Methan wird in das bestehende Erdgasnetz eingespeist, womit es prinzipiell
fur alle Gasanwendungen zur Verfigung steht. Es wird in diesem Szenario angenommen,
dass sich Wasserstofffahrzeuge auf den Fahrzeugmarkten nicht durchsetzen kénnen und
sich keine dezentrale Wasserstofferzeugungs- und -nutzungsinfrastruktur entwickeln kann.
Transport und Speicherung des erneuerbaren Methans kénnen tber die bestehende Erdgas-
infrastruktur erfolgen. Das EE-Methan wird bilanziell unter Voraussetzung entsprechender
Geschaftsmodelle @hnlich der Okostromvermarktung ausschlieRlich dem Verkehr zugeord-
net. Ebenfalls wird ein Anteil des in das Erdgasnetz eingespeisten Biomethans zugerechnet.
In diesem Szenario wird davon ausgegangen, dass einerseits durch die entstehenden er-
neuerbaren Anteile und andererseits durch positive Entwicklungen der Verbrauchsminderung
und der Fahrzeugkosten sich auf dem PKW-Markt ein bedeutender Anteil an Fahrzeugen mit
Gasantrieb entwickeln kann. Auch im LKW-Verkehr kbnnen Gasantriebe die heutigen Die-
selantriebe zumindest teilweise ersetzen. In diesem Szenario ist die Rolle von Gasantrieben
S0 angesetzt, dass die CO,-Emissionen des Verkehrs durch den Einsatz von erneuerbarem
Methan sowie Erdgas zur Substitution von flissigen Kraftstoffen im Vergleich zum Szenario
A gleich sind. Dadurch steigen der Endenergieverbrauch des Verkehrs sowie auch der
Erdgasverbrauch insgesamt im Szenario B, wohingegen der Verbrauch an Mineraldl sinkt.

In Szenario C wird eine optimistische Entwicklung der Elektromobilitdit angenommen, die bis
zum Jahr 2050 eine vollstandige Abdeckung der PKW-Fahrleistungen durch Fahrzeuge mit
elektrischem Antrieb erreicht. Die PKW-Fahrzeugflotte besteht ausschlief3lich aus rein elekt-
rischen Fahrzeugen (BEV) und Plug-in-Hybriden (Verbrennungsmotor als Stromaggregat
oder sekundaren Antrieb). Aufgrund des Stromminderungszieles wird in diesem Szenario
kein zusatzlicher Stromeinsatz bei den anderen Verkehrsarten angenommen. Es wird weder
Wasserstoff noch synthetisches Methan im Verkehrssektor genutzt. Folglich ergibt sich der
erneuerbare Anteil an den Kraftstoffen nur aus dem Einsatz von Biokraftstoffen, der aufgrund
des begrenzten Biomassepotenzials in allen drei Szenarien gleich angesetzt wird.

3.3.2 Simulationen zum Individualverkehr

Die Plausibilitat der drei prinzipiell unterschiedlichen Entwicklungspfade im PKW-Sektor
wurde mit einem Flottensimulationsmodell (VECTOR 21) Uberprift [DLR 2011]. Das Modell
erlaubt die Simulation des Markterfolges eines Fahrzeugkonzepts, das mit mehreren Tech-
nologiebausteinen und deren technisch-6konomischen Entwicklungspfaden abgebildet ist.
Hierbei kann eine Vielzahl von Einflussfaktoren wie Fahrzeugsegmente, Kraftstoffpreise
sowie Restriktionen aufgrund gesetzlicher Vorgaben (insb. CO,-Grenzwerte) und der Anfor-
derungen und des Kaufverhaltens von Kunden berlcksichtigt werden. Die modellinterne
Entscheidungsfindung erfolgt auf Basis der Total Cost of Ownership (TCO) in Verbindung mit
einer Minimierung der CO,-Emissionen. Das Modell wurde anhand der Entwicklung der
Dieselfahrzeuganteile in der Vergangenheit validiert [Mock 2010]. Die Modellannahmen
bestimmen in dieser kostenoptimierenden Simulation sehr stark das Ergebnis, weshalb die

68



berechneten Flottenentwicklungen nur exemplarischen Charakter haben. Fir die Szenarien
2011 wurden davon die Fahrleistungsanteile der neuen Fahrzeugkonzepte abgeleitet.

Fir den Durchbruch der neuen Fahrzeugkonzepte sind in allen Féllen niedrige CO,-
Emissionsgrenzwerte sowie eine dynamische Minderung der Technologiekosten erforderlich.
Im Falle der Wasserstofffahrzeuge und der Elektrofahrzeuge wurde eine Kaufférderung in
den ersten 5 Jahren der Markteinfihrung angenommen. Die Preise der Fahrzeuge ergeben
sich modellintern aus der dynamischen Berechnung zukinftiger Produktionskosten innovati-
ver Technologien mittels Lernkurven. Die Fahrzeuge wurden in ihrer Auslegung und ihrer
Antriebsstrangarchitektur in den drei Szenarien nicht verandert. In allen drei Fallen konnten
Rahmenbedingungen definiert werden, die von zum Teil ambitionierten aber grundsatzlich
mdglichen Entwicklungspfaden der Technologien und Flottenentwicklungen entsprechend
der Szenarien A, B und C ausgehen.

Der Durchbruch der Brennstoffzellen hangt wesentlich von den erreichbaren Kostenreduktio-
nen insbesondere im Verhaltnis zu den Hybriden ab. Brennstoffzellenfahrzeuge kdnnen
unter den getroffenen Annahmen langfristig einen stabilen Marktanteil erreichen, bis zum
Jahr 2050 steigt in diesem Szenario der Anteil an der PKW-Flotte auf etwa 23%. An diesem
Wert orientiert sich die Annahme des Fahrleistungsanteils der Wasserstofffahrzeuge im
Szenario 2011 A. Hybridfahrzeuge nehmen in diesem Szenario eine ,Wegbereiterrolle* fur
vollelektrische Antriebe ein.

Eine Simulation der Flottenentwicklung entsprechend den Vorgaben des Szenarios B mit
dem Ziel einer moglichst hohen Marktdurchdringung mit Gasfahrzeugen lieferte einen Flot-
tenanteil von 35% im Jahr 2050. Die wesentliche Rahmenbedingung zum Durchbruch von
Gasfahrzeugen im Flottenmodell stellt die Annahme dar, dass die derzeitige Steuererleichte-
rung fur Erdgas im Verkehr nicht — wie bisher geplant — ab 2018 auslauft, sondern die Be-
steuerung von 20% ab 2020 schrittweise nur auf 70% fir alle Gase angehoben wird. Des
Weiteren wird im Szenario von einer zunehmenden Beimischung von Biogas und erneuerba-
rem Methan zum Erdgas ausgegangen.

Bei der Vorgabe einer vollstdndigen Durchdringung der Flotte mit Elektrofahrzeugen und
Plug-in-Hybriden bis 2050 ist eine Verscharfung der Randbedingungen der Simulation erfor-
derlich. So wurde angenommen, dass der auf EU-Ebene geregelte CO,-Ausstol3 von Neu-
fahrzeugen bis 2050 auf ca. 30 g CO,/km sinkt und der Olpreis bis 2050 stark ansteigt. Die
Vorgabe einer 100%-igen Durchdringung von elektrischen Fahrzeugen (BEV und Hybride)
bis 2050 konnte damit dargestellt werden. In den Jahren bis 2020 zeigt sich aus den Ergeb-
nissen des Modells VECTOR 21, dass Fahrzeuge mit elektrischem Antrieb nur bei Kaufern
mit einer Jahresfahrleistung von Uber 30.000 km/a (im Mittel) konkurrenzfahig sind (z. B.
Lieferverkehr und Pendler), bis zum Jahr 2030 sinken die Jahresfahrleistungen der Kaufer
von Elektrofahrzeugen auf etwa 20.000 km/a.

3.3.3 Weitere Annahmen zu den einzelnen Verkehrstragern

Die Ergebnisse der PKW-Flottenmodellierungen nach [DLR 2011] wurden bei der Erstellung
neuer Verkehrsszenarien fir die drei Szenarien A, B und C berlcksichtigt. Eine genauere
Festlegung der Entwicklungspfade wurde auch fir die anderen Fahrzeugsegmente und
Verkehrstrager erarbeitet und als Grundlage fur die Abbildung des Verkehrs in den Gesamt-
szenarien genutzt. Hierzu wurden weitere Unterteilungen im Verkehrssektor hinsichtlich des
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Einsatzes von Kraftstoffen und Antriebskonzepten bzw. der Verkehrstrager vorgenommen
(z. B. leichte Nutzfahrzeuge (LNF), motorisierte Zweirader, Plug-in-Hybride). Ebenso wurde
die Entwicklung der spezifischen Energieverbrauche im Verkehr ausgehend von den in
[Nitsch et al. 2011] verwendeten Werten tUberarbeitet.

Die angenommene Entwicklung der gesamten Personen- und Guterverkehrsleistungen ist in
Tabelle 3-1 dargestellt, ebenso die Aufteilung auf die Verkehrstrager. Im Personenverkehr
zeigen sich wenig strukturelle Verdnderungen, nach 2030 geht der Individualverkehr zurtick;
der Flugverkehr steigt bis 2030 noch deutlich. Die Guterverkehrsleistung wachst, bezogen
auf das Jahr 2008, bis 2040 um 42% und damit deutlich starker als das BIP mit 26%. Ent-
sprechend [WWF 2009] und [UBA 2010a] wird angenommen, dass sich die Glterverkehrs-
leistung der Bahn stark erhéhen lasst, wenn rechtzeitig entsprechende Investitionen getatigt
werden (vgl. auch: [Holzhey 2010]).

In den Szenarien wird deshalb angenommen, dass die Giterverkehrsleistung der Bahn bis
2030 gegeniber dem Jahr 2010 um 60% und bis zum Jahr 2050 um den Faktor 2 ansteigt.
Auch die Guterverkehrsleistung der Schifffahrt nimmt in den Szenarien noch deutlich zu, um
etwa 60% bis zum Jahr 2050. Dennoch ergibt sich aufgrund der angenommenen Gesamtgu-
terverkehrsleistung, dass die Verkehrsleistung des StralRenguterverkehrs bis 2040 noch um
37% steigt und erst danach wieder zurlickgeht.

Tabelle 3-1: Verkehrsleistungsentwicklung im Personen- und Guterverkehr in den Szenarien

2005 2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Motorisierter Personen- 1099 1122 1117 1129 1153 1147 1099 1053
verkehr (Mrd. Pkm)
PKW/Zweirader 875 880 875 885 888 883 840 800
Bahnen (Nah + Fern) 90 99 98 99 101 99 98 96
OPNV StraRe 81 82 83 85 93 87 84 82
Flugzeug 53 61 61 61 70 78 77 75
Guterverkehr (Mrd. Tkm)” 563 654 608 624 798 888 929 912
LKW (einschl. LNF) 403 473 456 459 587 637 650 606
Bahn 95 116 96 107 138 171 191 214
Schiff 64 64 55 56 72 78 85 90
Flugzeug 1,0 1,2 1,2 1,3 2,0 2,4 25 25

*) ohne Rohrleitungen

Die Tabelle 3-2 zeigt zusammenfassend die angenommenen spezifischen Verbrauche im
Verkehr und deren Entwicklung bis zum Jahr 2050. Fir die konventionellen PKW-Fahrzeuge
werden bis 2050 Verbrauchsminderungen von 45 bis 50% fir méglich gehalten, bei den
Nutzfahrzeugen liegen die Minderungen um Uber 30%. Bei den elektrischen Antrieben wird
das Minderungspotenzial etwas niedriger eingeschatzt, da sie schon zu Beginn mit einer
hohen Effizienz in den Markt kommen. Ein Minderungspotenzial von Uber 50% wird auch bei
den Wasserstoffantrieben gesehen, was auch aus der Annahme eines zunehmenden Anteils
von Brennstoffzellenfahrzeugen folgt.
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Tabelle 3-2:  Annahmen zur Entwicklung der spezifischen Verbrauche im Sektor Verkehr

| 2005 | 2010 | Einheit

| 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050

Personenverkehr

PKW Effizienzfaktoren (2005 = 1,00)

- Benzin 1,79 1,64 | MJ/Pkm 0,82 0,72 0,60 0,52 0,50 0,45
- Diesel 1,59 1,54 | MJ/Pkm 0,90 0,76 0,64 0,59 0,55 0,50
- Elektrisch BEV 0,48 0,48 | MJ/Pkm 0,99 0,96 0,88 0,81 0,75 0,70
- Biodiesel 1,59 1,54 | MJ/Pkm 0,90 0,77 0,70 0,63 0,55 0,50
- Bioethanol 1,79 1,64 | MJ/Pkm 0,82 0,72 0,62 0,55 0,50 0,45
- Wasserstoffantrieb 1,60 1,41 | MJ/Pkm 0,81 0,73 0,65 0,60 0,51 0,45
- Gasantrieb 1,82 1,77 | MJ/Pkm 0,84 0,78 0,72 0,65 0,62 0,59
- Plug-in-Hybride 0,76 0,76 | MJ/Pkm 0,99 0,97 0,90 0,82 0,74 0,67
Zweirader

- Benzin 1,19 1,13 | MJ/Pkm 0,93 0,88 0,86 0,83 0,81 0,79
- Elektrisch BEV 0,32 0,32 | MJ/Pkm 0,99 0,96 0,88 0,81 0,75 0,70
- Bioethanol 1,19 1,14 | MJ/Pkm 0,93 0,88 0,86 0,83 0,81 0,79
- Wasserstoffantrieb 1,07 0,94 | MJ/Pkm 0,81 0,73 0,65 0,60 0,51 0,45
Bahn (Nah- und Fernverkehr, OPNV)

- Elektrisch 0,41 0,37 | MJ/Pkm 0,82 0,76 0,73 0,70 0,68 0,67
- Diesel 1,04 1,04 | MJ/Pkm 0,97 0,94 0,91 0,87 0,84 0,80
- Biodiesel 1,04 1,04 | MJ/Pkm 0,97 0,94 0,91 0,87 0,84 0,80
OPNV StraRe

- Diesel 0,55 0,52 | MJ/Pkm 0,90 0,81 0,79 0,74 0,70 0,66
- Biodiesel 0,55 0,52 | MJ/Pkm 0,90 0,81 0,79 0,74 0,70 0,66
- Elektrisch BEV 0,16 0,16 | MJ/Pkm 0,99 0,96 0,89 0,82 0,77 0,70
- Wasserstoffantrieb 0,88 0,78 | MJ/Pkm 0,81 0,73 0,65 0,60 0,51 0,45
- Gasantrieb 0,62 0,60 | MJ/Pkm 0,84 0,78 0,72 0,65 0,62 0,59
- Plug-in-Hybride 0,25 0,25 | MJ/Pkm 0,99 0,98 0,91 0,79 0,74 0,69
Flugzeug

- Kerosin 5,81 5,52 | MJ/Pkm 0,90 0,84 0,79 0,72 0,67 0,65
- Biokraftstoff BtL 5,81 5,52 | MJ/Pkm 0,90 0,84 0,79 0,72 0,66 0,63
Guterverkehr

LKW

- Diesel 1,22 1,15 | MJ/tkm 0,87 0,83 0,77 0,71 0,67 0,63
- Biodiesel 1,25 1,18 | MJ/tkm 0,87 0,83 0,77 0,71 0,67 0,63
- Elektrisch BEV 0,37 0,37 | MJ/tkm 0,99 0,96 0,88 0,81 0,75 0,70
- Wasserstoffantrieb 1,86 1,75 | MJ/tkm 0,94 0,89 0,83 0,77 0,70 0,66
- Gasantrieb 1,40 1,35 | MJ/tkm 0,84 0,78 0,72 0,65 0,62 0,59
- Plug-in-Hybride 1,02 1,02 | MJ/tkm 1,00 1,00 0,95 0,88 0,82 0,78
LNF

- Benzin 3,11 2,88 | MJ/Fzg.-km 0,85 0,77 0,71 0,65 0,63 0,60
- Diesel 3,66 3,45 | MJ/Fzg.-km 0,89 0,81 0,78 0,72 0,70 0,67
- Biodiesel 3,66 3,45 | MJ/Fzg.-km 0,89 0,83 0,78 0,74 0,70 0,67
- Bioethanol 3,11 2,88 | MJ/Fzg.-km 0,85 0,77 0,71 0,66 0,63 0,60
- Elektrisch BEV 1,11 1,11 | MJ/Fzg.-km 0,99 0,96 0,88 0,81 0,75 0,70
- Wasserstoffantrieb 3,69 3,25 | MJ/Fzg.-km 0,81 0,73 0,65 0,60 0,51 0,45
- Gasantrieb 3,18 3,18 | MJ/Fzg.-km 0,84 0,78 0,72 0,65| 0,63 0,60
- Plug-in-Hybride 1,36 1,36 | MJ/Fzg.-km 1,00 1,00 0,93 0,86 0,73 0,64
Bahn

- Elektrisch 0,135| 0,115 | MJ/tkm 0,83 0,81 0,79 0,79 0,76 0,76
- Diesel 0,57 0,51 | MJ/tkm 0,86 0,84 0,81 0,78 0,76 0,74
- Biodiesel 0,61 0,54 | MJ/tkm 0,86 0,84 0,81 0,78 0,76 0,74
Schiff

- Diesel 0,20 0,19 | MJ/tkm 0,94 0,93 0,91 0,89 0,87 0,85
- Biodiesel 0,21 0,21 | MJ/tkm 0,94 0,93 0,91 0,89 0,87 0,85
Flugzeug

- Kerosin 35,0 32,4 | MJ/tkm 0,90 0,84 0,79 0,72 0,67 0,65
- Biokraftstoff BtL 35,0 32,4 | MJ/tkm 0,90 0,84 0,79 0,72 0,66 0,63
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Sowohl bei den Wasserstofffahrzeugen als auch bei den Fahrzeugen mit Gasantrieb sind die
Verteilungs-, Speicher- und Betankungsverluste in den spezifischen Verbrauch mit einge-
rechnet. Im Flugverkehr wird langfristig eine Verbrauchsminderung um etwa 35%, beim
Bahnverkehr um etwa 25% bezogen auf den Gitertransport und 33% beim Personenverkehr
mit elektrischen Antrieben gesehen. Im Schiffsverkehr werden 15% Verbrauchsminderung
bis 2050 angesetzt.

Fur alle Verkehrsarten erfolgte ein Abgleich mit den Annahmen zu Fahrleistungen und den
spezifischen Verbrauchen aus dem Verkehrsmodell TREMOD [IFEU 2010; IFEU 2011a].
Aufgrund der Abbildung weiterer Fahrzeugkonzepte und der Berticksichtigung der langfristi-
gen Entwicklungspfade wurde von den Annahmen aus dem TREMOD-Modell teilweise
abgewichen. Zur Aufteilung der Fahrleistungen auf Verkehrstrdger wurden auch Ergebnisse
der Studien [WWF 2009] und [Renewbility 2009] berlcksichtigt. Die Annahmen zur Entwick-
lung der Verkehrsleistungen einzelner Verkehrsarten (s. Kapitel 4.4) haben sich durch die
Anpassungen gegenuber der Leitstudie 2010 in der Summe nicht wesentlich geandert.

3.4 Entwicklung der KWK

3.4.1 Bedeutung der KWK im zukiinftigen Energiesystem

Der Ausbau und die Flexibilisierung der Kraft-Warme-Kopplung (KWK) stellt ein wichtiges
Standbein der Transformation des Energiesystems dar. Vorziige der KWK sind die hohe
Effizienz sowie die oftmals geringen (variablen) Stromgestehungskosten. Folglich weist die
KWK bei der Mehrzahl der Anlagen niedrige CO,-Vermeidungskosten auf. Durch den be-
schlossenen Atomausstieg hat sich die Konkurrenzsituation am Strommarkt gegenwartig
etwas entschéarft. Gerade fur kleine KWK-Anlagen stellt sich die wirtschaftliche Situation aber
anders dar. Um den KWK-Zubau und die Vorrangigkeit im Kraftwerkseinsatz zu gewahrleis-
ten ist auch weiterhin eine Foérderung von BHKW- als auch Fernwarme-KWK-Anlagen not-
wendig. Um zudem auch bei steigenden Anteilen von Wind- und Solarenergie hohe KWK-
Anteile im Stromnetz und in den Warmenetzen zu gewahrleisten, ist eine héhere Flexibilitat
durch den Bau von Warmespeichern und eine hohere installierte Anlagenleistung im Ver-
haltnis zur Wéarme-Jahreshochstlast notwendig.

Fur den langfristigen Entwicklungszeitraum bestehen die folgenden Grenzen der KWK:

o die Dominanz des fluktuierenden EE-Anteils und damit auch zusehends von saisonalen
Einflissen bzw. langer andauernden Wetterphasen, die nicht mehr mittels ,Kurzzeit-
warmespeicher” Uberbriickt werden kénnen,

e der angestrebte deutliche Riickgang des Warmebedarfs aufgrund einer umfassenden
Gebaudesanierung und durch verstarkte Effizienzmalinahmen bei der Warmwasserbe-
reitung und beim Prozesswéarmeinsatz,

e die Ausweitung von Solarkollektoranlagen und — in geringerem Ausmalfd — der hydro-
thermalen Warmenutzung, langerfristig auch der Warmenutzung aus Geothermie-
Anlagen zur Stromerzeugung, insbesondere wenn diese in Warmenetze einspeisen.
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Auf der anderen Seite gibt es jedoch auch Faktoren, welche die Auslastung der KWK for-
dern. Dazu z&hlen:

e zusatzliche Stromspeicher wie der Zubau nationaler Pumpspeicher sowie Pumpspei-
cher im Alpenraum (Kurzzeitspeicher) oder die Anbindung und Erweiterung der skandi-
navischen Speicherwasserkraft (Langzeitspeicher),

e Lastmanagement-Anwendungen im Allgemeinen,

e zusatzliche ,neue* Stromverbraucher, wie Elektrofahrzeuge und Warmepumpen, die
ihrerseits jedoch auch Lastmanagementaufgaben zu erfillen haben.

Aufgrund des langfristigen Anstiegs von tberschissigem Wind- und PV-Strom im Energie-
system zeichnet sich perspektivisch eine steigende Bedeutung der direkten Stromnutzung im
Warmebereich ab, in Warmenetzen im Speziellen durch Elektroheizer (E-Heizer) und Grol3-
warmepumpen. Zu den noch bestehenden Forschungsfragen zahlt, inwiefern dabei ein
langfristiger Einsatz von KWK-Anlagen auch in einer annahernden EE-Vollversorgung durch
die Mdoglichkeit einer sehr effizienten Nutzung von EE-Wasserstoff oder EE-Methan noch
wirtschaftlich sein kann.

Aus der Abwéagung dieser Faktoren kann — unter Berlcksichtigung der Bandbreite mdglicher
zukunftiger Entwicklungen — geschlossen werden, dass der Anteil der KWK an der Strom-
versorgung in der Zukunft eher geringer ausfallt als in allgemeinen Potenzialabschatzungen
angenommen wird. Die Ergebnisse der Modellierung fur die Fallbeispiele ausgewahlter
Szenarien und Szenariojahre sind in Abschnitt 6.2.5 dargestellt. KWK ist einerseits eine
hocheffiziente kostengtlinstige Brickentechnologie, die méglichst zlgig ausgebaut werden
sollte, anderseits ist darauf zu achten, dass der langerfristig noch sinnvolle ,KWK-Sockel®,
wie er auch bei einer weitgehend auf EE basierten Energieversorgung bendtigt wird, mittel-
fristig nicht wesentlich tGberschritten wird, damit die Investitionen in Kraftwerke und Wéarme-
netze in ausreichendem MalRe abgeschrieben werden kdnnen. Aus Sicht der Infrastruktur ist
dabei die netzgebundene KWK besonders geeignet, sich flexibel an die neuen Rahmenbe-
dingungen des Strommarktes anzupassen und parallel Warme aus erneuerbaren Quellen
(z. B. Solarthermie) zu integrieren. Gerade BHKW (sowohl netzgebunden als auch Objekt-
versorgung) kénnen dabei aufgrund der geringeren Lebens-/bzw. Abschreibungsdauer eine
besondere Rolle spielen.

3.4.2 Veranderungen in der Struktur des Warmebedarfs

Bestimmend fir die weitere Entwicklung der KWK ist die zukiinftige Entwicklung des War-
mebedarfs bzw. die Realisierung der EffizienzmaRnahmen in den Bereichen Haushalte,
Gewerbe-Handel-Dienstleistungen (GHD) und Industrie. Im Kapitel 3.2 wurde diese Entwick-
lung, erlautert. Da dabei der Raumwarmebedarf besonders stark abnimmt, erhdht sich relativ
der Anteil der Prozesswarme und somit der Grundlastanteil an der Warmelast. Es wird an-
genommen, dass im Bereich der 6ffentlichen Fernwadrmenetze der Anteil von Warmwasser
und Prozesswarme (Bandlast) von 20% im Jahr 2010 auf rund 30% im Jahr 2050 steigt. Dies
begunstigt die Ausnutzungsdauer und Systemintegration der KWK. Andererseits ist im
Sommerhalbjahr mit einer verstarkten Einspeisung von Uberschissiger Warme aus
Solarkollektorenanlagen in Warmenetze zu rechnen. Der Anteil der Solarthermie in Wéarme-
netzen steigt bis auf 13% im Jahr 2050 (2020: 2%; 2030: 10%; 2040: 12%). Im Bereich der
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industriellen KWK treten bezogen auf den Raumwarmebedarf branchenspezifisch sehr grol3e
Unterschiede auf [Eikmeier et al. 2011]. Es wird vereinfachend von einem Raumwéarme-
Anteil von 20% Uber alle Branchen flr den gesamten Zeitraum ausgegangen. Die resultie-
renden Jahresdauerlinien des Warmebedarfs sowie die gewdahlte Auslegung fur KWK-
Anlagen (jeweils unteres Segment) zeigt Abbildung 3.6.
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Abbildung 3.6: Vergleich der Jahresdauerlinien des Warmebedarfs 2020 und 2050 der 6ffent-
lichen Versorgung (linke Grafiken; abztglich Solarthermie) und der Industrie
(rechte Grafiken) und zweckmalige KWK-Auslegung*)

*) Standort Wirzburg, x-Achse = Stunden eines Jahres, y-Achse = normierter Warmebedarf (Maximum 2020 =
100%)

3.4.3 KWK-Warmepotenziale der offentlichen und der industriellen KWK-
Versorgung

Grundlage fur die Potenzialabschatzung der netzgebunden KWK (Fernwarme/Nahwarme)
der 6ffentlichen Versorgung bildet das ,Verfahren zur Entwicklung und Anwendung einer
digitalen Warmebedarfskarte fir die Bundesrepublik Deutschland* fir den Bereich der Haus-
halte [Blesl et al. 2010], sowie ein enger Abstimmungsprozess mit dem Energieeffizienzver-
band fur Warme, Kalte und KWK e. V. (AGFW). Bei Gemeinden, die bislang noch nicht durch
netzgebundene KWK versorgt sind, wurde die 6konomische Grenze flir Netzversorgungen
bei mindestens 6000 Einwohnern und mindestens 250 Mehrfamiliengebauden gezogen. Dies
ist eine sehr konservative Schatzung, da es in der Praxis auch Nahwarmeversorgungssys-
teme in kleinen Gemeinden gibt (z. B. in zahlreichen Bioenergieddrfern), die diese Anforde-
rungen nicht erfillen. Dieses Potenzial wird hier zusatzlich beriicksichtigt. Es wird davon
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ausgegangen, dass diese Gemeinden Uber Biogas-BHKW, langerfristig auch mit
Geothermie-HKW versorgt werden.

Der Anteil der Haushalte an der Versorgung mit netzgebundener Warme betréagt derzeit 40%
(bzw. 30% der Fernwarme), der GHD-Anteil betragt 26% (bzw. 40% der Fernwarme). Des
Weiteren gibt es einen Anteil von 34% der industriellen KWK, die stromseitig dem Bereich
der offentlichen KWK zugeordnet werden (industrielle KWK ohne Arealnetze und ohne Ei-
genstromversorgung), aber nicht Fernwéarme im eigentlichen Sinn liefern [AGEB 2011b]. Die
zusatzlich erschliel3baren Potenziale im Bereich der offentlichen Versorgung werden nur im
Bereich Haushalt und GHD gesehen. Das daraus resultierende Warmepotenzial kann Abbil-
dung 3.7 entnommen werden. Eine angenommene rasche Erschliel3ung der neuen Potenzia-
le fihrt zunéchst zu einer Ausweitung der KWK-Warmenachfrage. Parallel dazu sinkt jedoch
die Raumwarmenachfrage stetig. Im Zusammenwirken beider Entwicklungen kann langfristig
die Gesamtnachfrage nach KWK-Warme in der heutigen Gré3enordnung gehalten werden,
der Anteil von BHKW daran wird in den Szenarien jedoch deutlich steigen.
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Abbildung 3.7: Warmesenkenpotenzial im Bereich der netzgebundenen KWK der 6ffentlichen
Versorgung (ohne Landgemeinden) *)

*) in Anlehnung an die Analysen von [Blesl et al. 2010] zum FW-Potenzial von Haushalten und Ubertragung auf
die Sektoren GHD und Industrie nach [AGEB 2011b]. Im Rahmen des KWK-Szenarios in dieser Studie werden
ca. 50% des mdoglichen Zubaus als erschlossen angenommen.

Der Bereich Fernwarmebestand und Fernwarmeverdichtung ist durch Heizkraftwerke (HKW)
dominiert. Der Anteil der netzgebundenen BHKW an der KWK-Warme im Bereich Fernwér-
mebestand und Fernwéarme-Verdichtung betragt 10%. Fir den Bereich der Fernwarme-
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Erweiterung wurde ein BHKW-Anteil von 1/3 unterstellt. Neubaugebiete und neu erschlosse-
ne Gemeinden werden dagegen ausschliel3lich durch BHKW versorgt. Es wird konservativ
davon ausgegangen, dass nur ca. 50% der gesamten Warme-Potenziale im Bereich der
netzgebundenen KWK zeitnah erschlossen werden kénnen. Die deutliche Erhdhung des
KWK-Anteils an der Nettostromerzeugung ist hauptsachlich durch die Verbesserung der
Stromkennzahl aufgrund von Modernisierung und Neubau von Kraftwerken bedingt.

Im Bereich der Objektversorgung (Objektnetze und Hausheizungen) ist die Entwicklung der
KWK weniger vom Potenzial der Warmesenken begrenzt. Hier ist die Entwicklung vielmehr
von wirksamen Foérderprogrammen und Anreizsystemen abhangig, was aber auch generell
fur den Ausbau der netzgebundenen KWK gilt.

Basis fur das KWK-Warmepotenzial der Industrie ist die Entwicklung des Warmebedarfs der
Industrie gemaf den Daten des Statistischen Bundesamtes und den unterstellten Effizienz-
steigerungen bei der industriellen Warmebereitstellung (Abbildung 3.8). Die Bewertung des
maoglichen Anteils der KWK am Gesamtwarmebedarf ist jedoch mit grol3en Unsicherheiten
behaftet. Wahrend in anderen Studie auch Prozessdampftemperaturen von bis zu 500°C
angerechnet werden [Eikmeier et al. 2011], wird fir die Szenarien 2011 konservativ und in
Abstimmung mit dem Verband der Industriellen Energie- und Kraftwirtschaft (VIK) nur das
Potenzial fir Prozessdampftemperaturen bis zu 350°C angerechnet. Fir hbhere Temperatu-
ren ist die Wirtschaftlichkeit der Anlagen genauer zu untersuchen.
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Abbildung 3.8: Geschéatztes Warmesenkenpotenzial im Bereich Industrie abziglich industriel-
ler ,Fernwéarme" der 6ffentlichen Versorgung®)

*) in Anlehnung an unverdffentlichte Analysen des VIK und [BDEW 2008]. Im Rahmen des KWK-Szenarios in
dieser Studie werden ca. 95% des mdglichen konservativ geschétzten Zubaus als erschlossen angenommen.

Der Anteil der Prozesswarme zwischen 100 und 350°C am Gesamtwarmebedarf wird mit ca.
20% abgeschatzt, der Anteil von Niedertemperatur-Prozesswarme und Raumwarme (Tem-
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peratur < 100°C) mit ca. 12%. Der Hauptteil des Warmebedarfs der Industrie ist damit fur
den KWK-Einsatz nicht geeignet. Dabei muss bericksichtigt werden, dass ein Teil der in-
dustriellen KWK des Anlagenbestandes bereits der offentlichen Versorgung zugerechnet ist.
Es wird angenommen, dass aufgrund von prozessbedingten Leistungsspitzen nur 75% des
Wwarmebedarfs durch KWK gedeckt werden kénnen. Das derart konservativ geschatzte
KWK-Potenzial wird in den Szenarien 2011 mit 95% fast vollstéandig erschlossen. Dies kom-
pensiert weitgehend den Riickgang der Warmenachfrage aufgrund steigender Energieeffizi-
enz. Die Erhéhung des KWK-Anteils an der Nettostromerzeugung ist hauptsachlich durch die
Verbesserung der Stromkennzahl bedingt.

3.4.4 Flexibilisierung der KWK mittels Warmespeicher

Um hohe KWK-Anteile an der Stromerzeugung zu gewahrleisten ist es notwendig, die KWK-
Anlagen durch die Installation von Warmespeichern und durch eine bezogen auf die Warme-
hdchstlast groRer dimensionierte Anlagenleistung zu flexibilisieren. Durch die Installation von
E-Heizern kann in diesen Speichern zudem uberschissiger Wind- und PV-Strom genutzt
werden, wenn die Speicherkapazitat zeitweise nicht zur Deckung des Warmebedarfs aus-
reicht. Im Bereich der offentlichen Versorgung kénnen drucklose oder druckbehaftete Was-
serspeicher eingesetzt werden. Im Bereich der Industrie kann der Einsatz von
Latentwarmespeichern (z. B. Salz-Graphit) eine Alternative zur begrenzten Kapazitat von
Dampfspeichern sein [Hirn, Meyer 2008]. Grundsatzlich bestehen Standort-Beschrankungen
der Speichergrol3e. Die Dimensionierung der E-Heizer ist vom Netzanschluss und von den
Leistungspreisen der Netzentgelte abhéngig. Fir die Szenarien in dieser Studie wurde un-
terstellt, dass KWK-Anlagen eine Flexibilitdt im Tagesbereich aufweisen. Eine optimale
Anlagenauslegung muss dabei noch Gegenstand weiterer Forschungsarbeiten sein. Die
getroffenen Annahmen kénnen Tabelle 3-3 entnommen werden.

Tabelle 3-3: Parameter der Flexibilisierung der KWK-Einspeisung *)

Thermische Leistung 2010 2020 ‘ 2030 2040 2050
Speicher [h/KWK-Engpassleistung]

- 6ffentliche Versorgung 2h 6h 10 h 12 h 12 h
- Industrie Oh 3h 5h 6h 6h
Anteil E-Heizer an Warmehdéchstlast

- offentliche Versorgung - 10% 15% 30% 30%
- Industrie 10% 15% 30% 30%
Anteil Heizkessel an Warmehéchstlast

- 6ffentliche Versorgung 100% 100% 100% 100% 100%
- Industrie 100% 100% 100% 100% 100%

*) fir 2010 Abschéatzung anhand Recherche zu vorhandenen Speichern und unter Beriicksichtigung der teilweise
genutzten Kapazitat der Fernwarmeleistungen; ab 2010 eigene Annahmen.

Weitere Inflexibilitaten der KWK liegen im Bereich der rechtlichen und energiewirtschatftli-
chen Rahmenbedingungen. Die KWK der Industrie und Objektversorgung nehmen derzeit
aufgrund von vermiedenen Netzentgelten und Eigenstromerzeugung nur begrenzt am
Strommarkt teil. Im Bereich der Objektversorgung verhindert auch die Anrechenbarkeit des
Ublichen Preises, dass die Steuerungssignale des Marktes wirken. Innerhalb des EEG ist
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dagegen mit der Einfihrung der Flexibilitatsprdmie ein Instrument geschaffen worden, das
eine Integration der Biogas- und Biomethan-BHKW in den Markt (und damit die Integration
der fluktuierenden EE) ermdglicht. Insbesondere in Uberschusssituationen sind neue Steue-
rungsinstrumente zu finden, die eine vorrangige Einspeisung von Wind- und PV-Strom ge-
genuber dem Strom aus KWK-Anlagen erméglichen.

3.4.5 Das Mengengerust der KWK in den Szenarien 2011

Auf der Basis der erlauterten Annahmen und Randbedingungen wurde ein detailliertes Men-
gengerist fur die Szenarien 2011 erstellt (fir Ist-Zahlen vgl. auch [Gores et al. 2011,
Prognos 2011]). In Tabelle 3-4 und Abbildung 3.9 sind die Angaben zur Nettostromerzeu-
gung aus KWK-Anlagen fir das Szenario 2011 A zusammengestellt. Fir die Szenarien A", B
und C sind die Werte vereinfachend anndhernd identisch angenommen worden, flr Szenario
C konnte sich jedoch aufgrund des hdheren Anteils von Lastmanagement und geringerem
Anteil von Uberschussstrom eine hohere Auslastung der KWK ergeben.

Derzeit belauft sich der Anteil der KWK an der Nettostromerzeugung mit 88 TWh/a auf 15%,
er ist in den letzten Jahren nur unwesentlich gewachsen. 87% des KWK-Stroms stammen
aus fossilen Quellen, wobei Erdgas dominiert (Abbildung 3.10). In der 6ffentlichen Versor-
gung werden rund 70% des KWK-Stroms erzeugt, der Grof3teil davon in groRen HKW (71%).
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Abbildung 3.9: Entwicklung der KWK-(Netto-)Stromerzeugung — fossil und erneuerbar

Im Jahr 2020 kann mit der unterstellten Ausbaustrategie das Ziel 25% KWK-Anteil an der
Stromerzeugung erreicht werden. Dazu ist jedoch eine deutliche Steigerung des jahrlichen
Zubaus an KWK-Leistung erforderlich. Im Jahr 2025 erreicht der KWK-Anteil mit 26,9% ein
Maximum. Danach sinkt die KWK-Stromerzeugung wieder, liegt aber auch im Jahr 2050 mit
110 TWh/a noch um 29% Uber dem heutigen Wert. lhr Anteil an der Nettostromerzeugung
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betragt dann noch 18,6%. Der Rickgang des relativen KWK-Anteils ist deutlicher, da die
Stromerzeugung, u. a. wegen der zunehmenden Wasserstoff/Methanproduktion aus Wind-
und PV-Strom, nach einem Minimum in 2030 wieder steigt. Die Beitrdge der einzelnen Seg-
mente haben sich bis 2050 deutlich verschoben. Groflze HKW tragen dann nur noch zu ca.
45% zur offentlichen Versorgung bei, BHKW zur Versorgung von Warmenetzen und fir
Einzelobjekte dominieren mit ca. 55% in der ¢ffentlichen Versorgung.

Tabelle 3-4: Entwicklung der KWK-(Netto-)Stromerzeugung in den Szenarien 2011

KWK-Strom [TWh/a] 2005 2008 2009 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Vergleich
- Nettostromerzeugung (exkl. PSW-Erzeugung) 574 593 552 581 547 526 509 500 532 590
- KWK-Stromerzeugung 80,3 86,1 855 883 101 133 137 132 121 110
- fossiler KWK-Strom 773 786 755 768 808 1046 101,3 892 69,1 526
- EE KWK-Strom 3,0 76 100 115 204 285 357 423 521 573
- Anteil KWK, % 140 145 155 152 185 253 269 263 228 18,6
- Anteil fossile KWK, % 963 912 883 870 798 786 739 678 57,0 478
- Anteil EE-KWK, % 3,7 88 11,7 130 202 214 261 322 430 522
Offentliche KWK 547 605 589 610 673 825 820 798 766 715
Offentliche Fernwarme, groRe HKW 44,4 46,9 433 433 433 469 439 431 39,7 334
- HKW, Braunkohlen 3,9 3,8 3,8 3,7 21 0,6 0,5 0,5 0,5 0,0
- HKW, Steinkohle 139 112 116 116 126 134 121 109 6,9 6,7
- HKW, Miill (einschl. biogene Abfalle) 15 2,3 2,4 2,4 2,7 2,9 3,0 31 2,9 2,7
- Anteil fossil 0,8 1,1 1,2 1,2 14 14 15 1,6 14 14
- Anteil biogen 0,8 1,1 1,2 1,2 1,4 1,4 15 1,6 14 14
- HKW, Erdgas u.a. 252 290 252 252 234 271 252 255 264 210
- HKW, Holz 0,0 0,6 0,4 0,4 2,2 2,7 2,7 2,8 2,8 2,8
- HKW, Geothermie (reduziert Fernwarme) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,2
Offentliche Nah- und Fernwarme, BHKW > 50 kW, 10,0 129 14,7 165 20,1 22,6 251 23,7 252 273
- BHKW, Anschluss Erdgasnetz 9,3 8,9 8,9 9,7 12,7 156 165 14,1 12,7 111
- Erdgas 9,3 8,7 8,4 8,4 98 12,7 115 7,6 11 0,7
- Biomethan (Biogas + Bio-SNG) 0,0 0,2 0,5 1,0 2,8 3,0 4,9 65 116 103
- BHKW, Pflanzendl 0,0 0,6 0,9 1,0 0,8 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
- BHKW, Biogas (Bioenergiedorfer), Deponie-, Klargas 0,7 3,5 4,9 5,8 6,6 6,1 6,3 6,0 51 4,8
- HKW, Geothermie (Bioenergiedorfer) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,9 2,3 3,6 74 115
Objektversorgung, < 50 kW 0,2 0,6 0,9 1,2 39 130 13,0 13,0 11,7 10,7
- BHKW, Anschluss Erdgasnetz 0,2 0,6 0,9 1,2 37 11,0 105 10,6 9,3 8,8
- Erdgas 0,2 0,6 0,9 1,2 3,7 9,1 7,6 6,7 25 0,0
- Biomethan (Biogas + Bio-SNG) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 2,0 2,9 3,9 6,8 8,7
- BHKW, Pflanzendl 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0
- Brennstoffzelle, Biomethan (Biogas + Bio-SNG) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,2 2,0 2,4 2,4 2,3 2,0
Industrielle KWK 256 257 266 273 339 506 550 51,7 445 384
- HKW, Braunkohlen 13 1,2 1,2 1,2 1,2 1,2 0,9 0,9 0,6 0,5
- HKW, Steinkohle 18 1,7 1,7 1,7 1,7 1,7 14 14 0.9 0,5
- HKW, Erdgas u.a. 203 201 205 213 219 336 352 328 282 241
- Erdgas u.a. 203 201 205 213 219 336 352 328 2382 218
- Biomethan (Biogas + Bio-SNG) 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 2,2
- BHKW, Anschluss Erdgasnetz 0,5 0,7 0,7 0,8 4,8 75 11,1 10,0 8,2 6,9
- Erdgas 0,5 0,7 0,7 0,8 2,8 3,6 53 1,3 0,4 0,0
- Biomethan (Biogas + Bio-SNG) 0,0 0,0 0,0 0,0 2,0 3,9 59 8,8 7,8 6,9
- BHKW / HKW, flussige Biomasse 0,2 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,0 0,0 0,0 0,0
- HKW, Holz, Schwarzlauge 15 1,6 2,1 2,1 4,1 6,3 6,4 6,5 6,5 6,5

*) Erdgas, Ol etc. kann langfristig anteilig durch EE-H, und EE-CH, substituiert werden
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Die Stromkennzahl (netto) der KWK liegt derzeit im Mittel bei 0,46. Sie steigt mit der Errich-
tung von Neuanlagen stetig und erreicht im Jahr 2050 einen Wert von 0,72. Die Energieer-
zeugung verschiebt sich also deutlich zur Stromseite, was dem zukinftigen Einsatz der KWK
strukturell und 6konomisch entgegenkommt. Verbunden damit ist ein Rickgang der KWK-
Warmeerzeugung (ohne Geothermie) bis 2050 um 27% auf 136 TWh/a (490 PJ/a) mit einem
Zwischenmaximum in 2020 (Abbildung 3.11). Da der gesamte Warmeverbrauch deutlicher
zurlickgeht, erhoht sich dennoch der Anteil der KWK an der Warmeversorgung. Er steigt von
derzeit ca. 10% auf 14% in 2020 und bis zum Jahr 2050 auf 21%.
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Abbildung 3.10: Entwicklung der KWK-Nettostromerzeugung und des KWK-Anteils — Einsatz-
bereich und Energietrager

Auch im Bereich der KWK steigt der Anteil der EE deutlich. Die biogene Stromerzeugung ist
der Haupttrager dieser Entwicklung. Langerfristig kann auch die Geothermie Beitrage erbrin-
gen, wobei hier die Quantifizierung des warmeseitigen KWK-Anteils mit Unsicherheiten
verbunden ist (Abbildung 3.11). Der derzeitige Beitrag (2009) der EE mit 11,7% steigt bis
2050 auf gut 52%. Der in den Szenarien in 2040 einsetzende Ersatz von fossilem Erdgas
durch EE-Wasserstoff bzw. EE-Methan (der sich beispielsweise im Szenario 2011 A in 2050
auf 7 TWh/a Stromerzeugung belduft) ist hierbei noch nicht bertcksichtigt.
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Abbildung 3.11: Entwicklung der KWK-Warmeerzeugung — fossil und erneuerbar (einschl.
Geothermie)

3.5 Die Rolle der Biomasse in den Szenarien 2011

3.5.1 Einordnung von Biomassepotenzialen

Das Energieangebot natirlicher Energiestrome hat naturgeman eine geringe flachenspezifi-
sche Energiedichte. Wesentliches Kennzeichen der meisten Nutzungstechniken der EE ist
daher ihre flachenhafte Ausdehnung. Fur die Nutzung von Biomasse ist der Wirkungsgrad
der Photosynthese der fur die flachenspezifische Energieausbeute mafigebende Faktor.
Typische jahrliche flachenspezifische Energieertrage von EE-Techniken sind in Abbildung
3.12 zusammengestellt.

Fur die exergetisch minderwertigste Energieform Warme niedriger bis mittlerer Temperatur
(80 bis 200 °C) sind die Ertrage am héochsten (Beispiel Kollektor in Mitteleuropa mit 250 bis
300 kWhy/m2), fir Strom aus EE sind sie deutlich niedriger. Allerdings sind bei hohen Einst-
rahlungen mit solarthermischen Kraftwerken auch erhebliche Ausbeuten bis zu 300 kWhg/m?
erzielbar. Die relativ niedrigen Ertrage bei der Windenergie beziehen sich auf die auch noch
fur andere Zwecke nutzbare Gesamtflachen von Windparks mit einer Aufstelldichte von 20
MW/kmz2, Die Umwandlung in chemische (also speicherbare) Energietrager fuhrt zu zusatzli-
chen Verlusten. Solarer Wasserstoff (aus solarem Importstrom und Elektrolyse) kann mit
Ertragen von 150 bis 180 kWhnem/m? bereitgestellt werden, Wasserstoff aus Wind-Offshore-
Strom hat Ertréage von 50 bis 70 kWh¢hem/m?2. Fur die Bereitstellung von EE-Methan (aus EE-
Wasserstoff) verringern sich die Ertrage nochmals um etwa den Faktor 0,8.
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Ersichtlich ist, dass die technische Nutzung der Solarstrahlung oder der Windenergie um ein
bis zwei GréRenordnungen héhere flachenspezifische Ertrége liefern als die energetische
Nutzung von Biomasse. Das gilt auch fur die Bereitstellung von Energietrdgern derselben
Qualitat, also Wasserstoff oder Methan im Vergleich zu speicherbaren Bioenergietragern.
Dies andert sich auch nicht grundsatzlich, wenn im Biomasseanbau noch mégliche Ertrags-
steigerungen angenommen werden. Grof3e Energiebeitrdge, wie sie insbesondere Regionen
mit hoher Energieverbrauchsdichte (GroR3stadte, Ballungszentren, Industrieregionen, insbe-
sondere Megastadte in Schwellen- und Entwicklungsl&ndern) bendétigen, werden daher nur
mittels technischer EE-Systeme (und nicht Uber Biomasse) bereitstellbar sein, wenn ihr
Energiebedarf Uberwiegend durch EE gedeckt werden soll. Als Fazit ergibt sich aus dieser
generellen Abschatzung, dass Biomasse zwar fir den Einstieg in eine auf EE basierende
Energieversorgung ein wichtiger Bestandteil ist, insbesondere weil sie traditionell in der
Warmenutzung bereits eingefihrt ist und dort hohe Anteile hat. Langerfristig stof3t ein aus-
geweiteter Einsatz wegen des groR3en Flachenbedarfs (und anderer 6kologischer Nutzungs-
kriterien) an klare Potenzialgrenzen.
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Abbildung 3.12: Typische flachenspezifische Energieertrage von EE und ihrer Bandbreiten*)

*) Wind entsprechend deutschen Verhaltnissen, 5 MW-Anlagen, Aufstelldichte 20 MW/km?2; Bezug auf gesamte
Flache; EL: Elektrizitdt, W: Warme, CH: chemischer Energiespeicher; Solartechnologien: zwei typische Ange-
bote der solaren Einstrahlung, 2500 kWh/m?2a fur solarthermische Kraftwerke

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 unsachgeméafRen Anbau von Energiepflanzen
verstarken noch die Notwendigkeit, mit der Ressource ,Biomasse” sehr sorgfaltig umzuge-
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hen. Eine wichtige Voraussetzung fir die energetische Nutzung von Biomasse ist daher die
Definition klar umrissener ,0kologisch* begrenzter Potenziale, die diese Rahmenbedingun-
gen vorrangig bertcksichtigen. Diese Notwendigkeit wurde in verschiedenen Untersuchun-
gen bekraftigt [SRU 2007; WBA 2007]. Bereits in [BMU 2004] wurden dazu 6kologisch ,ver-
tragliche” Potenziale der Biomassenutzung in Deutschland ermittelt. Da sie sich als belastbar
erwiesen haben, werden sie auch zur Erstellung der Szenarien 2011 mit nur geringfligigen
Anpassungen Ubernommen.

Auf dieser Basis stehen in Deutschland Biomassen mit einem (Primar-)Energieinhalt von
maximal rund 1550 PJ/a zur nachhaltigen Nutzung zur Verfiigung. Diese werden bereits bis
2030 in den Szenarien nahezu vollstandig ausgeschopft. Darunter belauft sich das nachhal-
tig nutzbare Potenzial an Reststoffen auf maximal 800 PJ/a, einschlieZlich des organischen
Anteils im Abfall. Die Reststoffe bestehen wiederum zu ca. 640 PJ/a aus festen Reststoffen
und ca.160 PJ/a aus vergarbaren Reststoffen (s. [Nitsch et al. 2011]). Im Jahr 2010 wurden
mit rund 500 PJ/a bereits 62% des Reststoffpotenzials genutzt. An nutzbarer inlandischer
Landflache zum nachhaltigen Anbau von Energiepflanzen waren in [Nitsch et al. 2011] ma-
ximal 4,2 Mio. ha angenommen worden. Mit 1,97 Mio. ha werden derzeit bereits 47% davon
genutzt [FNR 2011] und zwar 1,17 Mio. ha fir Kraftstoffe (vorwiegend Raps) und
0,80 Mio. ha fur die Biogaserzeugung (vorwiegend Mais).

3.5.2 Biomassenutzung in den Szenarien 2011

In den Szenarien 2011 wird das inlandische, nachhaltig nutzbare Potenzial nicht Uberschrit-
ten, so dass die Szenarien rechnerisch ohne Import von Biomasse auskommen. Damit wird
einerseits eine Untergrenze der energetischen Biomassenutzung dargestellt, andererseits
kénnen dadurch hohe Mal3stédbe an den nachhaltigen Anbau von Biomasse gestellt werden.
Sollen héhere Beitrdge der Biomasse flr energetische Zwecke bereitgestellt werden, miss-
ten diese Uber Importe erfolgen, was bereits heute Uber den Weltmarkt geschieht. Diese
missen jedoch grundsatzlich als bedenklich betrachtet werden, da gerade beim internationa-
len Handel mit energetisch nutzbaren Biomassen massive Nutzungskonkurrenzen mit der
Nahrungsmittelproduktion in Schwellen- und Entwicklungslandern auftreten kénnen und der
nachhaltige Anbau von Energiepflanzen auch bei Einfuihrung von Zertifikatssystemen ver-
mutlich nicht zuverlassig gesichert werden kann. Wenn man zudem davon ausgeht, dass
sich die anderen Weltregionen langfristig &hnlich ambitionierte Klimaschutzziele auferlegen
und andererseits das nachhaltig nutzbare Biomassepotenzial auf global etwa 95 bis 100 EJ
begrenzt ist [Seidenberger et al. 2008], stellt die Annahme eines massiven Biomasseimports
mit der Vorgabe strenger Nachhaltigkeitskriterien keine robuste Strategie dar.

In den ,Energieszenarien fur das Energiekonzept® von [EWI 2010] wird Biomasseimport
zugelassen, aber auf eine Menge von maximal 500 PJ/a begrenzt. Das inlandische Potenzial
der Biomasse wird mit 1700 PJ/a angenommen, sodass mit insgesamt 2200 PJ/a eine deut-
lich héhere energetische Biomassenutzung angenommen wird als in den hier beschriebenen
Szenarien 2011. In [WWF 2009] ist Biomasseimport ebenfalls eine Option, wenn ,internatio-
nal abgestimmte verpflichtende Mindeststandards die Nachhaltigkeit aller Agrarrohstoffe
gewabhrleistet.” Das in Deutschland nutzbare Potenzial an Biomasse wird dort mit 1200 PJ/a
angegeben. Im ,Innovationsszenario“ wird fir 2050 ein primarenergetischer Einsatz an
Biomasse von rund 1700 PJ/a ermittelt. Es wird also in [WWF 2009] von einer vergleichba-
ren Menge an importierter Biomasse wie bei [EWI 2010] ausgegangen, die heimisch nutzba-
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re Menge ist jedoch geringer, sodass der Gesamtwert etwa demjenigen der Leitszenarien
entspricht.

Die in [BMU 2004] und [BMU 2008] abgeleitete und begrindete Struktur der Biomassenut-
zung wird auch fur die Szenarien 2011 weitgehend beibehalten. Wegen der hdheren erziel-
baren Energieertrdge und einer effektiveren Treibhausgasminderung wird der groRere Teil
der heimischen Biomassepotenziale zur stationdren Warmeerzeugung bzw. zur gekoppelten
Strom- und Warmeerzeugung in KWK eingesetzt. Fir diese Verwendungszecke werden
100% der biogenen Reststoffe und Abfélle und die Ertrdge von 45% der Anbauflache
(1,9 Mio. ha) eingesetzt. In der langerfristigen Aufteilung werden davon 1,0 Mio. ha der
Biogaserzeugung zugeordnet, von denen derzeit bereits 80% genutzt sind. Fur
Kurzumtriebsplantagen, also zum Anbau von Pflanzen fiir Festbrennstoffe, werden 0,9 Mio.
ha ,reserviert. Diese Nutzung steht heute mit 6000 ha [FNR 2011] noch ganz am Anfang.
Sie sollte aber zuklinftig mit groRerer Intensitat betrieben werden, da Kurzumtriebsplantagen
bei guter Ausbeute geringere 6kologische Belastungen verursachen als ein ausgedehnter
Anbau etwa von Mais zur Biogaserzeugung. In der hier gewahlten Aufteilung stehen langer-
fristig damit rund 1100 PJ/a Biomasse (Heizwert; davon 815 PJ/a Festbiomasse und 285
PJ/a Bruttogasertrag) fur die Strom- und Warmeerzeugung zur Verfligung.

Die ubrigen 2,3 Mio. ha Anbauflache werden in den Szenarien fur die Bereitstellung von
Biokraftstoffen verwendet. Bei einem angenommenen Bruttoertrag von ~150 GJ/ha, wie er
fur Kraftstoffe der 2. Generation (BtL, Ethanol aus Zuckerriiben, Biomethan) zukinftig mog-
lich erscheint [FNR 2009], kénnten dann maximal 350 PJ/a an biogenen Kraftstoffen im
Inland bereitgestellt werden, wenn ausschlie3lich Kraftstoffe der 2. Generation genutzt wer-
den. Die Bruttoertrdge der derzeit vorwiegend eingesetzten Biokraftstoffe, Biodiesel aus
Raps und Ethanol aus Getreide liegen lediglich bei 50 GJ/ha und kénnen bis 2020 mogli-
cherweise noch auf 65 bis 70 GJ/ha gesteigert werden. In den Szenarien 2011 wird eine
langerfristig nutzbare Biokraftstoffmenge von 300 PJ/a angenommen, was im Jahr 2050
einer mittleren Ausbeute von 130 GJ/ha entspricht, also etwa eine Verdopplung der Ausbeu-
te gegenuber der heutigen Kraftstoffe.

Die Moglichkeiten, Energie aus Biomasse bereit zu stellen, sind sehr vielfaltig. Der universell
mdogliche Einsatz im Strom-, Warme- und Verkehrssektor ist dabei ein entscheidender Vorteil
von Biomasse gegenuber anderen erneuerbaren Energieerzeugern. Darlber hinaus kann
Biomasse ohne grof3en technischen Aufwand gespeichert und bedarfsorientiert (flexibel)
eingesetzt werden. Aus Abbildung 3.13 gehen die unter den genannten Voraussetzungen
aus Biomasse nachhaltig bereitstellbaren Endenergiemengen hervor.

Neben den o. g. Kraftstoffmengen werden nach Ausschopfung des Gesamtpotenzials im
Zeitraum 2040-2050 knapp 850 PJ nutzbare Endenergie (60 TWh/a Strom und 630 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. Langfristig wird angenommen,
dass rund 80% der Biomasseanlagen in Kraft-Warme-Kopplung arbeiten. Derzeit wird bei
nur ca. 50% der Stromerzeugung aus Biomasse die Abwéarme genutzt [Gores et al. 2011].
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Abbildung 3.13: Bereitstellung von Strom, Nutzwarme und Kraftstoff aus Biomasse sowie
Wandlungs- und Bereitstellungsverluste*)

*) Daten 2000 bis 2005 [AGEE-Stat 2011]; Verluste = Differenz zu Angaben zur Primérenergie

Im Jahr 2010 wurde mit 70% der weitaus grof3te Beitrag zur gesamten EE-Endenergie in
Deutschland (990 PJ/a bzw. 10,9%) durch die energetische Biomassenutzung bereitgestellt.
In der fur die Szenarien 2011 dargestellten Nutzungsaufteilung kann heimische, nachhaltig
nutzbare Biomasse ihren Beitrag an der Deckung des Endenergieverbrauchs von derzeit
7,7% (bzw. 700 PJ/a) auf knapp 13% (1020 PJ/a) in 2020 und auf 22% (1145 PJ/a) in 2050
(Szenario 2011 A) steigern. Insgesamt steigt damit der Energiebeitrag der Biomasse gegen-
Uber 2010 nochmals um rund 63%, er wird nahezu vollstindig bereits bis 2030 bereitgestellt.
Die hier beschriebene Bereitstellung und Nutzung von Biomasse wurde in den Szenarien
nicht variiert.

3.5.3 Einsatz der Biomasse in der gekoppelten Strom- und Warmeerzeugung

Aufgrund des begrenzten heimischen Biomassepotenzials und der verhaltnismafiig geringen
flachenspezifischen Energieertrdge von Biomasse im Vergleich zu alternativen erneuerbaren
Energien ist es aulerst wichtig, dass die energetische Biomassenutzung entsprechend
bestimmter o©kologischer und wirtschaftlicher Bewertungskriterien erfolgt. Im nationalen
Biomasseaktionsplan fir Deutschland werden die folgenden Bewertungskriterien fir die
verschiedenen Bioenergienutzungspfade aufgefuhrt [BMU & BMELYV 2009]:

¢ Klimaschutz und andere Umwelteinwirkungen,

e Versorgungssicherheit,
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e Wirtschaftlichkeit, Energieeffizienz,
o die Beschéftigung und Wertschopfung im landlichen Raum
e sowie Auswirkungen auf andere Nutzungsbereiche von Biomasse.

Auf dem Weg hin zu einem Energieversorgungssystem mit hohem EE-Anteil kann die ener-
getische Biomassenutzung eine wichtige Rolle einnehmen. Mit einem stetigen Ausbau der
EE werden neben MalRhahmen, die die Kapazitat bestehender und zukinftiger Stromnetze
erhohen, auch die ErschlieBung neuer Speicherkapazitaten und vorhandener Lastmanage-
mentpotenziale sowie ein optimiertes Erzeugungsmanagement erforderlich.

Hier kann die energetische Biomassenutzung, besonders durch Biogas, Biomethan und
zuklnftig moglicherweise auch Bio-SNG (Holzvergasung und Einspeisung ins Erdgasnetz)
betriebene Stromerzeugungsanlagen, aufgrund der prinzipiellen Steuerbarkeit der Strompro-
duktion eine wichtige Rolle einnehmen. Dies erlaubt Stromnetze effizienter einzusetzen und
zusatzliche fluktuierende Strommengen nutzbar zu machen. Mit Strom aus diesen Anlagen
kann so Erzeugungsmanagement betrieben werden, um in der Kombination mit Lastmana-
gement, Energiespeichertechnik und Netzausbau die fluktuierende Erzeugung auszuglei-
chen. In diesem Zusammenhang wird auf das regenerative Kombikraftwerk [Mackensen et.
al. 2008] verwiesen. Dort konnte gezeigt werden, dass sich verschiedene erneuerbare Ener-
gien wie Wind, Photovoltaik, Biogas und Wasser mithilfe eines gesteuerten Energieerzeu-
gungsmanagements in ihrer Stromeinspeisung gegenseitig erganzen kénnen.

Bei der energetischen Biomassenutzung sind ein hoher Wirkungsgrad bei der Stromerzeu-
gung sowie ein hoher Nutzungsanteil der bei der Verstromung in einem BHKW entstandenen
Abwarme anzustreben. Ein hoher Warmenutzungsgrad (>80%) ist jedoch nur an wenigen
der meist dezentral, in landlichen Regionen gelegenen Biogasanlagenstandorten gegeben.
Die Aufbereitung von Biogas zu Biomethan und Einspeisung in das Erdgasnetz zur flexiblen
Nutzung in einem BHKW am Ort der Warmesenke, stellt hier eine Alternative dar. Die Aufbe-
reitung und Einspeisung von Biogas ist heute Stand der Technik. Im Jahr 2011 speisten
bereits 52 Biogasaufbereitungsanlagen rund 40 000 m3/h Biomethan ins deutsche Erdgas-
netz ein. In einem mit Biomethan betriebenen BHKW ist die EEG Vergitung an eine 100%-
ige Nutzung der Abwarme gekoppelt. Biomethan-BHKW werden daher immer warmegefihrt
betrieben. Der grofite Teil des eingespeisten Biomethans wird derzeit der KWK-Nutzung
zugeflhrt. Eine entsprechende Verwertung von Biomethan ist dabei der alternativen Nutzung
als Kraftstoff oder zur reinen Warmeerzeugung vorzuziehen, da hierdurch mehr THG-
Emissionen eingespart werden kénnen. Entscheidend tber die Hohe der eingesparten THG-
Emissionen ist, ob durch ein Biomethan-BHKW ein neuer KWK-Standort erschlossen wird
oder Erdgas in einer bestehenden KWK-Anlage durch Biomethan ersetzt wird. In letzterem
Fall fallen die eingesparten THG-Emissionen deutlich geringer aus, da Erdgas als KWK-
Brennstoff bereits relativ geringe spezifische THG-Emissionen hat. Der haufig diskutierte
Methanschlupf bei der Biogasaufbereitung ist nach 836 der Verordnung Uber den Zugang zu
Gasversorgungsnetzen [GasNZV 2010] bis zum 30. April 2012 auf 0,5% je Normkubikmeter
Rohbiogas, danach auf 0,2% begrenzt.

Die Stromproduktion aus Biomasse bis 2050 ist in Abbildung 3.14 dargestellt. Im Jahr 2010
wurde 6,4 GW, elektrische Leistung durch Biomasse bereitgestellt, verbunden mit einer
Stromproduktion von 33,5 TWh, [AGEE-Stat 2011], was ca. 5,5% des Strombedarfs ent-
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sprach. Davon wurden 12,5 TWhg aus Biogas und Biomethan produziert. Im Jahr 2050
werden in den Szenarien 2011 knapp 60 TWhg durch Biomasse bereitgestellt. Bei einer
entsprechenden installierten Leistung und der Mdoglichkeit der am Bedarf orientierten, ge-
steuerten Stromproduktion kann sie einen wesentlichen Beitrag zur Weiterentwicklung des
bestehenden Stromversorgungssystems hin zu hohen EE-Anteilen leisten.

Strom aus Biogas und Biomethan wurde in der Vergangenheit im Jahresverlauf anndhernd
gleichmaRig und — im Vergleich zu Strom aus Windenergie — verhaltnismafig teuer produ-
ziert. Durch eine steuerbare, am Bedarf orientierte Stromproduktion durch Biomasseanlagen
kann der monetéare Wert des Stroms aus Biogas, Bio-SNG und Biomethan zukunftig gestei-
gert werden [Gerhardt et. al. 2008, Holzhammer et al. 2011]. Wahrend Strom aus Biomasse
im Jahr 2010 noch zu annahernd gleichen Teilen aus fester Biomasse in Heizkraftwerken
sowie durch Vor-Ort-Verstromung von biogasbetriebenen BHKW produziert wurde, hat in
den Szenarien 2011 die Verstromung von Bio-Erdgassubstituten (Biomethan, Bio-SNG) in
KWK-Anlagen im Jahr 2050 einen grofRen Anteil an der Stromproduktion aus Biomasse.
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Abbildung 3.14: Stromproduktion 2005-2050 aus Biomasse nach Art der eingesetzten Energie-
trager, Ist-Daten nach [AGEE-Stat 2011]

3.5.4 Einsatz der Biomasse zur Warmeerzeugung und im Verkehr

Im Gegensatz zur EE-Stromerzeugung ist die energetische Biomassenutzung historisch
bedingt der dominierende erneuerbare Energietrager im Warmebereich mit einem Anteil von
ca. 92% (entsprechend 125 TWh/a bzw. 450 PJ/a) im Jahr 2010. Den grof3ten Teil der War-
mebereitstellung leisten dabei holzbefeuerte Einzelheizungen mit knapp 70 TWh/a.
Nahwéarme aus HKW, BHKW und Heizwerken ist mit 50 TWh/a beteiligt, weiter 5 TWh/a sind
Fernwarme aus der Verwertung biogener Abfalle. Der Nahwarmeanteil wird in den Szenarien
2011 noch deutlich steigen, bis 2050 auf knapp 100 TWh/a (Abbildung 3.13). W&hrend in
diesem Segment derzeit feste Biomasse als Energietrager vorherrscht, wird in den Szenari-
en 2011 von einem sukzessiv steigenden Verwertungsgrad der KWK-Warme von biogasbe-
triebenen KWK-Anlagen und Heizkraftwerken ausgegangen (Abbildung 3.15). Der weitere
Einsatz fester Biomasse in Einzelheizungen steigt nur noch sehr gering; der aus Abbildung
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3.15 ersichtliche Zuwachs findet in Nahwarmeversorgungen, insbesondere in der KWK, statt.
Dabei wird angenommen, dass die heute noch nicht marktreife Vergasungstechnik zur Ein-
speisung ins Erdgasnetz und Verstromung in BHKW zum Einsatz kommen wird.
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Abbildung 3.15: Warmeerzeugung aus Biomasse und Biogas 2005-2050 nach Energietragern,
Ist-Daten nach [AGEE-Stat 2011]

In den Szenarien 2011 wird von einer maximal nutzbaren Biokraftstoffmenge von 300 PJ/a
ausgegangen (Abbildung 3.13). Fiur diesen Verwendungszweck werden 2,3 Mio. ha der zur
Verfugung stehenden Anbaufléche fur Energiepflanzen verwendet. Angenommen wird, dass
zum Zeitpunkt 2050 Uberwiegend Kraftstoffe der ,2. Generation“ zum Einsatz kommen wer-
den, also Biogas, Biomethan und synthetische Biokraftstoffe aus fester Biomasse (BtL).
Darlber hinaus kann durch die anaerobe Vergarung der bei der Produktion von Rapsdl,
Biodiesel und Ethanol anfallenden Nebenprodukte, auch die Flacheneffizienz dieser Bio-
kraftstoffe noch erhoht werden [FNR 2011]. Eine exakte Aufteilung wurde in den Szenarien
nicht vorgenommen. Gekennzeichnet sind diese Kraftstoffe in den Szenarien durch eine
deutlich héhere flachenspezifische Ausbeute, die im Mittel bei 130 GJ/ha liegt.

3.6 Eckdaten der EE-Wasserstoff- und -Methanbereitstellung

3.6.1 Chemische Energietrager als Langzeitspeicher und neuer Energievektor

Grol3e erneuerbare Energiemengen, wie sie fiir eine weitgehende oder vollstandige Versor-
gung mit EE erforderlich sind, stehen nur als Strom zur Verfliigung. Langerfristig missen
daher Wind- und Solarstrom soweit handhabbar gemacht werden, dass konventionelle
Kraftwerke dauerhaft ersetzt werden kdénnen und EE-Strom in grof3en Mengen auch fir
andere Verbrauchssektoren zur Verfigung stehen kann. Aufgrund eingeschrankter direkter
Anwendungsmdglichkeiten muss EE-Strom teilweise in eine chemische Energieform umge-
wandelt werden. Es ist erforderlich, dass zum einen die Umwandlungstechnik stets und mit
kurzen Reaktionszeiten dem fluktuierenden EE-Angebot folgen kann und zum anderen die
Umwandlung in sehr unterschiedlichen Leistungen bei méglichst gro3er Effizienz und sehr
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flexibel dezentral und zentral mdglich ist. Transport und Verteilung des chemischen Energie-
tragers sollten zudem weitgehend auf vorhandenen Infrastrukturen aufbauen kénnen. Der
entstehende Energietrager muss multifunktional nutzbar sein. Er muss als Brennstoff sowohl
fur die ,Rlckverstromung” in thermischen Kraftwerken aller Leistungsklassen mdéglichst
mittels KWK einsetzbar sein, als auch direkt im Warmebereich (fir Warme héherer Tempera-
tur, die von Solarkollektoren und Erdwarme nicht bedient werden kann). Letztlich muss er
auch als Kraftstoff im Verkehr eingesetzt werden kénnen, um die Langstreckenmobilitat zu
bedienen, bei der Biokraftstoffen potenzialseitig und der Elektromobilitdt seitens der Reich-
weite Grenzen gesetzt sind.

Diese Eigenschaften treffen auf die gasférmigen chemischen Energietrager Wasserstoff und
Methan zu. Beide Nutzungspfade beginnen mit elektrolytisch erzeugtem Wasserstoff aus
EE-Strom. Die Elektrolyseure sind damit eine Schlisseltechnologie fir eine zukinftige EE-
Vollversorgung. Wasserstoff kann prinzipiell, wie Erdgas, direkt energetisch genutzt werden,
er kann aber auch in einem weiteren Verfahrensschritt (Methanisierung) in synthetisches
Methan umgewandelt werden. Beide Energietrager sind prinzipiell in der Lage, die durch die
Angebotscharakteristiken der erneuerbaren Energien gesetzten Grenzen zu Gberwinden und
Uber die Gasinfrastruktur zu jeder Zeit eine gesicherte Energieversorgung zu gewahrleisten.
Da jedoch Verluste bei ihrer Bereitstellung und -nutzung unvermeidlich sind und diese zu-
satzliche Kosten verursachen, liegt es auf der Hand, dass zuvor alle Verfahren einer direkten
Nutzung von EE-Strom, die i.d.R. kostenglnstiger sind, im Warmebereich und im Verkehr
ausgeschopft werden [Nitsch 2002]. Auf die Moglichkeiten der weitgehenden Flexibilisierung
einer auf EE basierten Energieversorgung mittels synthetischer chemischer Energietrager
wurde schon vor mehr als zwei Jahrzehnten unter dem Stichwort: ,Solare Wasserstoffwirt-
schaft" hingewiesen [Winter 1986; Enquete 1990]. In den letzten Jahren wurde die ldee unter
dem Stichwort ,Power-to-Gas" wieder aufgegriffen und um die Strom-Erdgasnetz-Kopplung
erweitert [Sterner, 2009; Specht 2010].

Der Leitgedanke dabei ist eine intelligente Vernetzung von Strom- und Gasnetz und uUber
eine ausgeweitete Kraft-Warme-Kopplung auch zu Warmenetzen. Dazu mussen die Netze
im standigen Informationsaustausch Uber Energieerzeugung und -nachfrage stehen und
Uber Speicher unterschiedlicher Kapazitat und Leistung verfiigen. Abbildung 3.16 zeigt die
Struktur einer derartigen Energieversorgung, wenn EE-Wasserstoff als chemischer Energie-
trager zur Verwertung der direkt nicht nutzbaren EE-Strommengen genutzt wird. Vorteilhaft
ist dabei, dass mit einem einzigen Verfahrensschritt, der Elektrolyse, die Verkniipfung von
Strom- und Gasnetz hergestellt wird. Nachteilig ist die fUr reinen Wasserstoff nicht vorhan-
dene Transport-, Verteilungs- und Speicherinfrastruktur.

Mit dem Betrieb reiner Wasserstoffnetze liegen zwar langjahrige Erfahrungen vor und in
frlheren Stadtgasnetzen betrug der Wasserstoffanteil bis zu 50%, allerdings bei relativ
niedrigen Betriebsdriicken. Eine erdgasahnliche Vollversorgung mit Wasserstoffnetzen
aufzubauen ware prohibitiv aufwendig. Auch verteuern sich bei reinem Wasserstoff wegen
der héheren Verdichterleistungen die Transportkosten um rund 50% gegenlber Erdgas, die
Kapazitat von Gasspeichern sinkt bei gleichem Druck bei Wasserstoff etwa auf ein Drittel
gegenluber Methan. Eine ausgedehnte Infrastruktur ist andererseits nicht notwendig, falls
sich der stationéare Einsatz von Wasserstoff auf GroR3verbraucher (Kraftwerke, HKW/BHKW
und Industriebetriebe) mit ausreichenden dezentralen H,-Speicherkapazitaten beschrankt
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sowie die Deckung eines Wasserstoffbedarfs im Verkehr tber Onsite-Erzeugung und
-Speicherung erfolgt.
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Abbildung 3.16: Struktur einer zukiinftigen Energieversorgung mit erneuerbaren Energien auf
Basis gekoppelter Strom-, Gas- und Warmenetze mit EE-Wasserstoff als che-
mischem Energietrager und Langzeitspeicher®, angelehnt an [Sterner 2009]

Bei diesem Konzept kdnnten die Elektrolyseure grofdtenteils dezentral angeschlossen sein,
sodass die Verknlipfung von Strom und Gas Uber das Stromnetz erfolgt. Fir grol3e (saisona-
le) H,-Speichermengen missten allerdings zusatzlich Untertagespeicher (Salzkavernen)
geschaffen werden, wozu in Deutschland erste Pilotprojekte entstehen. Wasserstoff kann als
Zusatzgas auch eingeschrankt in Erdgasnetzen transportiert, gespeichert und verteilt wer-
den. Dies beeinflusst aber verschiedene Materialien und Prozesse der Erdgasinfrastruktur
negativ (z. B. Versprodung von Materialien oder Diffusion von Wasserstoff). Aus diesen
Grinden ist die Einspeisung von Wasserstoff nach dem derzeitigen DVGW Regelwerk G 260
auf 5 Vol.-% (1,5%-energetisch) begrenzt [DVGW 2008]. An jeder Stelle und zu jedem Zeit-
punkt ist der Grenzwert von 5 Vol.-% im Erdgasnetz einzuhalten.

Die infrastrukturellen Nachteile des Wasserstoffs kénnten durch den weiteren Konversions-
schritt der Methanisierung von Wasserstoff und Kohlendioxid beseitigt werden. EE-Methan

° BZ = Brennstoffzelle; KWK = Kraft-Warme-Kopplung; GuD = Gas- und Dampfkraftwerk
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kann weitgehend uneingeschrankt in die bestehenden Gasnetze in Erdgasqualitt einge-
speist werden. So kénnen bestehende Strom- und Gasnetze vollstandig ,gekoppelt* werden.
Diese Struktur ist in Abbildung 3.17 dargestellt. Der energetische und dkonomische Mehr-
aufwand dafir und die Notwendigkeit, eine CO,-Quelle zu seiner Herstellung zu bendétigen,
sind gegenlber diesem infrastrukturellen Vorteil abzuwégen. Wird atmosphérisches CO,
oder CO, aus Biokonversionsprozessen in die Methanisierungsreaktion eingebunden, ist die
spatere Nutzung von Methan klimaneutral. Auch konzentriertes CO, aus Industrieprozessen
kann Gbergangsweise genutzt werden, solange dieses andernfalls in die Atmosphére entlas-
sen wuirde. Die Methanisierungsreaktion mit reinem CO, ist — im Gegensatz zur Wassergas-
reaktion bei der Kohle- oder Biomassevergasung — noch nicht Stand der Technik. In Pilotpro-
jekten [Specht et al. 2010] ist sie derzeit in Erprobung und verspricht gute Wirkungsgrade.
So kénnen derzeit im Pilotmaf3stab Methanisierungsraten um 80% erreicht werden, wobei
nutzbare Abwarme bei 280°C anfallt. Eine vielversprechende CO,-Quelle fir die
Methanisierung sind Biogasanlagen mit Gasaufbereitung und Einspeisung ins Erdgasnetz.
Bei der Biogasaufbereitung fallt bereits ein fur die Methanisierung bendtigter hochkonzen-
trierter klimaneutraler CO,-Volumenstrom an. Die raumliche Nahe zum Gasnetz und die
bereits vorhandene Gaseinspeisestation machen Standorte von Biomethananlagen fur die
Herstellung von EE-Methan zusatzlich interessant. Des Weiteren ist sowohl der Prozess der
Methanisierung als auch der Elektrolyse exotherm, so dass ein Warmemanagement in Ver-
bindung mit der Biogasanlage oder der Gasaufbereitung weitere Effizienzsteigerungen
verspricht.

Der Vorteil von Methan liegt in der uneingeschrénkten Nutzbarkeit der vorhandenen Infra-
struktur inklusive Messtechnik und Endverbrauchergerate. Nutzungskonkurrenzen fir unter-
irdische Speicher entfallen, da das vorhandene Erdgasnetz mit einer chemischen Speicher-
kapazitat von 220 TWh genutzt werden kann. Aufgrund des langfristig sinkenden Erdgasver-
brauchs stehen prinzipiell ausreichende Speicherkapazitaten im Gasnetz fir EE-Methan zur
Verflgung.

Die in den Szenarien vorhandenen Gaskraftwerke und Gas-BHKW koénnen direkt mit EE-
Methan befeuert werden, Anpassungen wie im Falle von EE-Wasserstoff entfallen. Der durch
den Kernenergieausstieg und den zukiinftig hohen Anteil fluktuierender EE ohnehin erforder-
liche Zubau von Gaskraftwerken kann somit sinnvoll in eine Langfriststrategie auch jenseits
der Verfugbarkeit von Erdgas eingebettet werden.

Biomasse kann in einem EE-Strom-Methansystem eine besondere Rolle spielen. Neben der
in den Szenarien bereits bertcksichtigten direkten Verwendung zur Strom- und Warmeer-
zeugung und als Kraftstoff, kann sie auch Uber die Vergarung und die Vergasung in ein
Synthesegas gewandelt und mit EE-Wasserstoff zu Methan aufhydriert werden (Abbildung
3.17)*. Die Methanisierung kann sowohl chemisch uber Katalysatoren als auch biologisch
Uber Mikroorganismen erfolgen. Wird der Einsatz von Biomasse nicht Uber den hier abgelei-
teten Umfang eingesetzt (vgl. dazu Abschnitt 3.5.1), ist auch ihre nachhaltige Nutzung ge-
wabhrleistet.

10 Aus H, und CO, konnen auch andere Kraftstoffe (z. B. Dimethylether (DME), Kerosin) hergestellt werden.
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Abbildung 3.17: Struktur einer zukinftigen Energieversorgung mit erneuerbaren Energien auf
Basis gekoppelter Strom-, Gas- und Warmenetze mit EE-Methan als chemi-

schem Energietrager und Langzeitspeicher, angelehnt an [Sterner 2009]

Dies macht deutlich, dass es aussichtsreiche und potente technische und strukturelle Optio-
nen fUr eine zuklnftige Versorgung mit hohen EE-Anteilen bzw. eine EE-Vollversorgung gibt.
Nur durch eine grundsétzliche Offenheit hinsichtlich der Erschliefung und Nutzung dieser
Optionen kann der Weg erfolgreich beschritten werden. Da diese Transformation selbst bei
zugigen Fortschritten Jahrzehnte dauern wird, kdnnen bei einer zielstrebigen und koh&renten
Energiepolitik rechtzeitig die noch offenen technischen und ékonomischen Fragen geldst und
sukzessive attraktive Marktpotenziale erschlossen werden. Als Vergleich konnen die be-
trachtlichen politischen und wirtschaftlichen Anstrengungen zur Entwicklung und Einfliihrung
der CCS-Technik oder der Elektromobilitat dienen. Fur eine langfristige EE-Vollversorgung
sind vergleichbare Anstrengungen fir die hier erlauterten Energiespeicher- und Energie-

transportinfrastrukturen notwendig.
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3.6.2 Schlusseltechnologie Elektrolyse und Wasserstoffbereitstellung

Die wichtigsten Eckdaten der verschiedenen Elektrolyseverfahren sind in Tabelle 3-5 zu-
sammengestellt [Krewitt 2004; UBA 2006; RECCS 2007; NOW 2010]. Als Referenztechnolo-
gie in den Szenarien wird die fortgeschrittene alkalische Hochdruckelektrolyse verwendet.
Die zugrunde gelegten zukiinftigen Eckdaten verlangen innerhalb der néchsten 10 bis 15
Jahre weitere erhebliche Forschungs- und Entwicklungsanstrengungen. Elektrolysen kénnen
allerdings von den in den letzten Jahren in der Brennstoffzellenforschung gewonnenen
Erkenntnissen profitieren. Die erforderlichen deutlichen Kostensenkungen fir eine er-
schwingliche Wasserstofferzeugung kénnen dariiber hinaus nur durch eine deutliche Aus-
weitung des Marktvolumens von Elektrolyseuren erreicht werden.

Tabelle 3-5: Vergleich der wichtigsten Eckdaten verschiedener Wasserelektrolyseure

Parameter Einheit Heutige Fortgeschr. | Fortgeschr. HT- HT-

alkalische alkalische Membran- Elektrolyse Elektrolyse
Elektrolyse Elektrolyse | Elektrolyse | (autotherm) (allotherm)

Temperatur °C 60 — 80 120 120 900 900

Druck bar <30 60 <100 2 2

Elektrischer KWhe/Nm® H, 45-6,0 3,8-45 4,1-48 3,2 2,6

Energieeinsatz

Warmeeinsatz KWhg/Nm® Ha - - - 0,6 1,1

Wirkungsgrad *) % 50 - 65 6777 75 78 78

bez. auf LHV

Investitionskosten €/kWe 1000 600 — 800

*) net = 100 % (erneuerbarer Strom; Wirkungsgradmethode), nm = 90 %, 1 Nm3 H, = 3 kWh (Hu); = 3,55 kWh (Ho)

Bei der 6konomischen Bewertung der Nutzung von Wasserstoff und/oder Methan muss in
die zwei Hauptbereiche: ,Langzeitspeicherung fir Strom* und ,Einsatz als Brenn- und Kraft-
stoff* unterschieden werden. Im ersten Fall ist ein Vergleich mit anderen Optionen der Spei-
cherung von Strom, also mit Pumpspeichern und Druckluftspeichern, anzustellen. Dies ist
z. B. aktuell in [VDE 2008] fur Speicher mit Leistungen im GW-Bereich geschehen. Nur mit
Wasserstoff konnen allerdings die erforderlichen Speicherkapazitdten von mehreren
100 GWh erbracht werden. Speicherkosten in dieser Kategorie sind generell hoch und rei-
chen von 5 bis 10 ct/kWhg, fiir Pumpspeicher bis 40 ct/kWhg, (heutige Druckluftspeicher) bzw.
23 ct/kWhg, (zukinftige Druckluftspeicher). Wasserstoffspeicher liegen mit 25 ct/kWhe (heu-
te) bis 10 ct/kWh (zukiinftig) dazwischen, haben aber mit knapp 40% (Werte in [VDE 2008]:
Elektrolyse 65%; Verdichtung 97%, Verstromung 60%) den geringsten Wirkungsgrad. Dieser
Wert kann hinsichtlich der Elektrolyse allerdings als relativ konservativ betrachtet werden.

Im zweiten Fall ist der Vergleich mit den zukinftigen Preisen fossiler Brenn- und Kraftstoffe
notwendig. Erdgas wird fur GrolRverbraucher im Preispfad A in 2020 (2050) ca.
5,0 (8-9) ct/kWh; Benzin/Diesel (ohne Steuern) ca. 9 (16) ct/kWh kosten (reale Preise, 2009),
im Preispfad B werden es 4,2 (6-7) ct/kWh bzw. 8 (14) ct/kWh sein. Dabei ist vorausgesetzt,
dass auch CO,-Aufschlage in diesen Preisen enthalten sind (Preispfad A: 45 (75) €/ t CO,,
Preispfad B: 34 (57) t CO,). Aus Abbildung 3.18 wird ersichtlich, dass in erster Linie der
Strompreis mafdgeblich fiur die Wasserstoffkosten ist, der zweite Faktor ist die Auslastung,
mit der die Elektrolyse betrieben wird. Unterhalb einer Auslastung von 2000 h/a steigen die
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Gestehungskosten betrachtlich an. In 2020 kénnte Wasserstoff nur bei sehr geringen Strom-
kosten von 2 bis maximal 4 ct/kWh und bei einer Auslastung der Elektrolyse von mindestens
3000 h/a mit fossilen Kraftstoffen konkurrieren. Aber erst um 2050 kommt ein umfangreiche-
rer Wasserstoffeinsatz (bzw. Methaneinsatz) in Frage, da dann gré3ere und kostenglnstige-
re EE-Stromuberschiisse fir die Bereitstellung mit genutzt werden kénnen.

- Technologiestatus 2020, 68% (LHV) , 800 EURKW\&! - - Technologiestatus 2050, 77%(LHV) , 600 EURKW&! -
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Abbildung 3.18: Wasserstoffgestehungskosten (Geldwert 2009) frei Elektrolyse (60 bar) je nach
Auslastung und Stromkosten fiir die Zeitraume 2020 (links) und 2050 (rechts);
Zinssatz 6%/a, Abschreibung 20 a, Wartung/Betrieb 2% Inv./a

Zu diesem Zeitpunkt kann der Kraftstoffmarkt deutlich kostengunstiger mit EE-Wasserstoff
versorgt werden, als es mit den verbleibenden fossilen Kraftstoffen mdglich ware. Das trifft
auch fur Elektrolyseure mit geringerer Auslastung unter 2000 h/a zu — wie sie bei der Nut-
zung von EE-Uberschussstrom auftreten werden. Auch der Warmemarkt (z. B. Hochtempe-
raturprozesswarme) kann dann ékonomisch mit EE-Wasserstoff versorgt werden, wenn zu
diesem Zeitpunkt ausreichende Mengen an EE-Strom mit Gestehungskosten um 4 ct/kWh
zur Verfligung stehen.

In den Szenarien wird die elektrolytische Wasserstoffherstellung mit Wirkungsgraden (LHV)
beginnend mit 72% in 2030 und steigend auf 77% in 2050 angenommen (derzeit ~65%).
Sein Einsatz in KWK-Anlagen wird mit Stromwirkungsgraden von 52% und einer 40%-igen
Warmenutzung angesetzt, die reine Stromerzeugung zur kurzfristigen Leistungsbereitstel-
lung mit 65%. Damit liegt der energetische Gesamtwirkungsgrad zwischengespeicherten EE-
Stroms mittels Wasserstoff im Idealfall einer vollstandigen Nutzung in Kraft-Warme-Kopplung
zwischen 66% und 70%. FUr reine Leistungsbereitstellung liegt er zwischen 47% und 49%
und damit deutlich unter demjenigen von Pumpspeichern. Daflrr sind ,Speicherdauer” und
~Speicherkapazitat” weitestgehend unbegrenzt. Der zeitliche Ausgleich in Erganzung zum
rAumlichen Ausgleich (Transport fluktuierender EE) zur Sicherstellung einer stabilen erneu-
erbaren Energieversorgung ist damit gewahrleistet.
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3.6.3 Bereitstellung von EE-Methan

In [Sterner 2009] wurden Konzepte einer Weiterverarbeitung von Wasserstoff zu EE-Methan
untersucht. Bei hohen CO,-Konzentrationen (CO, aus Biomasseprozessen; z.B. CO,-
Nutzung aus der Vergarung; Upgrading von Biogas) konnten in entwickelten gréReren Anla-
gen (mehrere 10 MW,) um 2020 Nutzungsgrade (Verhaltnis EE-Methan/EE-Stromeinsatz)
um 55% erreicht werden, langerfristig kdnnen die Werte auf 60-65% steigen. Kostenschat-
zungen fir die Bereitstellung von EE-Methan sind heute ahnlich wie fur EE-Wasserstoff noch
sehr vage. Fir erste grolRere Anlagen (um 2020) kann von Investitionskosten um
1200 €/kW, ausgegangen werden, [Sterner 2009; Jentsch/Sterner 2010], l&ngerfristig (um
2050) durfte bei ausgereifter Technologie und groRer Nachfrage eine Reduktion auf rund
1000 €/kW maoglich sein. Der zusatzliche Energieaufwand von ~20% und zusatzliche Inves-
titionen erh6hen die Kosten von EE-Methan gegeniuber EE-Wasserstoff um minimal 35% bis
maximal 60% (Abbildung 3.19 im Vergleich zu Abbildung 3.18), wobei sich der Faktor mit
héherer Auslastung und hoéheren Stromkosten dem unteren Wert nahert. In 2020 sind somit
noch keine mit fossilem Erdgas vergleichbaren Kosten erzielbar. Zu diesem Zeitpunkt wird
es jedoch notwendig sein, die Technologie in industriellem Mal3stab zu demonstrieren, um
daraus belastbare technische und 6konomische Parameter ableiten zu kénnen. Der grof3-
technisch erforderliche Einsatz von EE-Methan ergibt sich — ebenso wie der von EE-
Wasserstoff — erst Mitte des Jahrhunderts bzw. bei Annaherung des Transformationsprozes-
ses an die Vollversorgung mit erneuerbaren Energien.

- Technologiestatus 2020, 55% (LHV) , 1200 EURKWE! - - Technologiestatus 2050, 62% (LHV) , 1000 EURKW&I -
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Abbildung 3.19: Gestehungskosten von EE-Methan (Geldwert 2009) frei Anlage bei unter-
schiedlicher Auslastung und Stromkosten fir die Zeitrdume 2020 (links) und
2050 (rechts); Zinssatz 6%/a, Abschreibung 20 a, Wartung/Betrieb 2% Inv./a

In 2050 kann EE-Methan, bei obigen Preispfaden fir fossile Kraftstoffe, 6konomisch konkur-
renzfahig als Kraftstoff eingesetzt werden. Die Kosten von fossilem Erdgas (Preispfad A)
werden knapp erreicht, wenn EE-Strom unter 4 ct/kWh zur Verfiigung steht und Ausnut-
zungsdauern von mindestens 4000 h/a erreicht werden.

Werden ausschlieRlich anderweitig nicht verwertbare EE-Uberschiisse genutzt, kann von
niedrigeren Kosten fur den Strom ausgegangen werden. Werden Kosten von ~2 ct/kWhg,
angenommen, sind auch bei geringer Ausnutzung Gestehungskosten fir EE-Wasserstoff
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(EE-Methan) um 6 bis 8 ct/kWh (10 bis 12 ct/kWh) erreichbar. Mit diesen Kostengrenzen ist
ein Bereich gekennzeichnet, in dem sich, beginnend nach etwa 2030, in den realen Markten
die Preisbildung fur EE-basierte chemische Energietrager abspielen kann (s. auch [Trost et
al. 2011)).

Bei obigen Angaben ist von der Nutzung konzentrierter CO,-Quellen ausgegangen worden.
Die verflgbare klimaneutrale CO,-Menge ist von der Intensitéat der Biomassenutzung abhan-
gig und damit begrenzt. Die in den Szenarien 2011 getroffenen Annahmen zur Biomassenut-
zung (vgl. Abschnitt 3.5.3) gehen von einem Biogaspotenzial von maximal 300 PJ/a aus.
Damit stiinden aus dieser Quelle maximal 11 Mio. t CO./a zur Verwertung zur Verfigung™'.
Bei einem energetischen Wirkungsgrad der Methanisierung von 80% konnten mit dieser
CO,-Menge 192 PJ/a EE-Methan aus 240 PJ/a EE-Wasserstoff bereitgestellt werden. Da
das CO, dezentral an Biogasanlagen anféllt, wird ohne lokale Verflugbarkeit von Wasserstoff
nicht die gesamte CO,-Menge nutzbar sein. Geht man beispielhaft von einer Verwertung von
70% der anfallenden CO,-Menge aus, so steht insgesamt 135 PJ/a (bzw. 37,5 TWh/a) EE-
Methan zur Verfligung. Diese Menge reicht fir den Einsatz von EE-Methan fiir Speicherzwe-
cke (Spitzenlast und KWK-Wiederverstromung: im Szenario 2011 B werden dafiir bei einem
EE-Anteil von 85% an der Stromerzeugung in 2050 rund 16 TWh/a benétigt, der Bedarf
steigt allerdings bei Anndherung an eine EE-Vollversorgung auf bis zu 70 TWh/a), aber nicht
fur einen breiteren Einsatz in anderen Verbrauchssektoren, z. B. als Kraftstoff.

Somit muss gegebenenfalls zusatzlich auf CO, aus prozessbedingten industriellen Emissio-
nen mit hohen CO,-Konzentrationen zurtickgegriffen werden, wie sie bei einigen Prozessen
in der chemischen Industrie, der Metallindustrie und der Mineralstoffindustrie anfallen. Das
CO,, der Stahlindustrie (ca. 31 Mio. t CO;) und der Zementindustrie (ca. 14 Mio. t CO,) ist
bilanziell ausreichend, um den Wasserstoff aus rund 400 TWh EE-Strom zu methanisieren.
Ohne die Verwendung von fossilem CO, aus der Energiewirtschaft konnen so zwei Drittel
des deutschen Bruttostromverbrauchs in Speichergas oder Kraftstoff umgesetzt werden, was
ausreichend ware, um diesen Technologiepfad auch fur den Verkehr zu nutzen.

Langerfristig ist auch die Verwendung von atmosphérischem CO, in einem EE-Strom-
Methansystem in Betracht ziehen. Bei einer Extraktion von atmospharischem CO, sind die
Wirkungsgrade der EE-Methanbereitstellung jedoch um 10 bis 12 Prozentpunkte niedriger
anzusetzen [Sterner 2009]. Die dafur noch erforderlichen Entwicklungsfortschritte durften
innerhalb der hier diskutierten Zeitspanne verwirklichbar sein. Weitere mogliche Synergien
ergeben sich aus der Verwendung von Sauerstoff aus der Elektrolyse als Vergasungsmittel
oder Verbrennungsgas in Gaskraftwerken, was eine einfachere Abtrennung von CO, und
dessen Recycling fur die Methanisierung ermdglicht.

3.6.4 Magliche Einfuhrungsschritte fur EE-Wasserstoff und/oder EE-Methan

Es ist aus 6konomischer Sicht zweckmalig, nur kostengilinstigen EE-Strom mit Gestehungs-
kosten (Vollkosten) von maximal 5 bis 6 ct/kWhg in Wasserstoff und/oder Methan zu konver-
tieren. Der Zeitpunkt dafir hangt maflgebend von der Auslastung der Power-to-Gas-Anlagen
ab. Diese wird bei Verwendung rein regenerativer Energie erst bei hohen EE-Beitrdgen an

1 Daten fiir Biogas (Mittelwerte): 6 kWh/m3 (21,8 MJ/m3), 0,4 m® CO2/m? Biogas [FNR 2011]; 1 m® CO,=1,98 kg
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der Energieversorgung (EE-Strom-Anteil > 65%; d. h. nicht vor 2030) hoch genug sein. Zuvor
sollten alle anderen Optionen einer direkten Nutzung von EE-Strom bzw. einer besseren
Anpassung von Stromangebot und Stromnachfrage Uber Lastmanagement und Stromtrans-
port eingesetzt werden, da sie im Allgemeinen mit geringeren Energieverlusten und niedrige-
ren Kosten verbunden sind. Parallel dazu sind jedoch intensive weitere Entwicklungsarbeiten
an den Technologien Elektrolyse und Methanisierung durchzufiihren und Demonstrationsan-
lagen in grof3technischem Mal3stab zu errichten. Noch grundsatzlich ungelést sind die tech-
nischen und 6konomischen Mdglichkeiten eines intermittierenden Betriebs von Elektrolyseu-
ren und der Methanisierung wenn nur erneuerbarer Strom oder gar nur EE-Uberschiisse
genutzt werden sollen.

Erstes kommerzielles Einsatzfeld EE-basierter chemischer Energietrager kann aus 6konomi-
scher Sicht der bodengebundene Verkehr sein. Dies ist vor allem dann zweckmé&Rig, wenn
die Nutzung von EE-Strom flr Elektromobilitat bereits in gréRerem Umfang stattfindet, daru-
ber hinaus aber weitere groRere EE-Stromangebote genutzt und gegebenenfalls bestehende
Reichweitenbegrenzungen batterieelektrischer Fahrzeuge tberwunden werden sollen. Dies
wird in den Szenarien 2011 — beginnend im Jahr 2030 — als Option abgebildet. Knappe
Biokraftstoffe konnten dann beispielsweise fur den Flugverkehr ,reserviert" werden.

Parallel kann darlUber hinaus auf Grenzkostenbasis, ebenfalls beginnend ab etwa 2030,
ausreichende Speicherkapazitat im Wochenbereich fiir eine gesicherte EE-Stromversorgung
bereitgestellt werden. Dabei wirde Wasserstoff oder Methan mittels Gasturbinen oder in
GuD-Anlagen wieder rickverstromt, wobei in mdglichst hohem AusmaR KWK-Anlagen
(HKW, BHKW mit Gasmotoren oder Brennstoffzellen) zum Einsatz kommen sollten. Néhert
man sich in einem 95%-THG-Minderungsszenario der EE-Vollversorgung, so kommt auch
der Einsatz von EE-Wasserstoff oder EE-Methan flr die Bereitstellung von Mittel- und Hoch-
temperatur-Prozesswarme in Betracht. Bei einer EE-Vollversorgung werden beide Optionen
der chemischen Speicherung und Nutzung von EE-Strom in gréRerem Umfang in den ge-
nannten Einsatzbereichen bendtigt. Hierbei konnen sich die beiden Optionen EE-Wasserstoff
und EE-Methan auch erganzen: Wasserstoff kann zunachst als Zusatzgas bis zu wenigen
Prozent direkt in das Erdgasnetz eingespeist werden oder bedient nur spezielle GroRRver-
braucher (Vor-Ort-Elektrolyseure und Speicher fur Kraftwerke, Industrie, Tankstellen). Zu
einem spateren Zeitpunkt wird fiir die Aufnahme weiterer EE-Strommengen die Konversion
zu EE-Methan erforderlich, das dann die komplette Erdgasinfrastruktur nutzen kann.
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4 Wesentliche Ergebnisse des Szenarios 2011 A

Auf der Basis des Szenarios 2011 A, das hinsichtlich des Energiebedarfs und des EE-
Ausbaupfades die mittlere Variante der drei Hauptszenarien darstellt, wird hier der Transfor-
mationsprozess des Energieversorgungssystems Deutschlands hin zu einer nachhaltigen
Struktur mit nur noch geringen Treibhausgasemissionen detailliert erlautert. Die Ergebnisse
der Szenarien 2011 B, C sowie der zusatzlichen Varianten A’ und THG95 werden im folgen-
den Kapitel 5 aus Griinden der Ubersichtlichkeit nur hinsichtlich ihrer Abweichungen von
Szenario 2011 A aufgefihrt. Da alle Szenarien das Oberziel einer mindestens 80%igen
Reduktion der Treibhausgase (bzw. 85%igen Reduktion der CO,-Emissionen) erreichen,
sind sie jedoch alle grundsatzlich gleich geeignet, den notwendigen Transformationsprozess
voranzubringen. Alle Szenarien stutzen sich ausschlief3lich (in leicht unterschiedlicher Ge-
wichtung) auf den kontinuierlichen Ausbau erneuerbarer Energien (EE) und auf eine deutli-
che Steigerung der Energieproduktivitat (Effizienz). Sie zeigen aber zugleich in ihren Unter-
schieden, dass die ,EE-Effizienz-Strategie auf einem breiten Fundament von Struktur- und
Technologieoptionen aufbaut und somit eine robuste Strategie darstellt. Hinsichtlich der
erforderlichen Infrastrukturanderungen und der Gewichtung einzelner Technologien kénnen
prinzipiell mehrere Wege beschritten werden. Es kann heute nicht endglltig festgelegt wer-
den, welche Strukturen und Technologien im Detail die Energiebedarfsdeckung des Jahres
2050 ubernehmen werden. Wesentlich ist daher, einerseits die Offenheit technologischer
Entwicklungen sicherzustellen, aber andererseits gleichzeitig die wichtigsten nachsten
Schritte und die prinzipiell notwendigen Verdnderungen zu identifizieren. Beides sollen die
funf hier untersuchten Szenarien leisten.

4.1 Ubersicht tber die gesamte Energieversorgung

4.1.1 Energetische Kenngrofen

Das Szenario 2011 A bildet den Transformationsprozess der Energieversorgung bis 2050
ab, der notwendig ist, wenn alle Zielsetzungen des Energiekonzepts der Bundesregierung
moglichst genau erfillt werden sollen. Einen ersten Uberblick tiber die wichtigsten Kenngro-
Ren des Szenarios zeigt Tabelle 4-1. Sie resultieren aus dem unterstellten volkswirtschaftli-
chen Aktivitatsniveau gemal Tabelle 2-2 und der aus Griinden des Klimaschutzes und der
Ressourcenschonung im Energiekonzept der Bundesregierung angestrebten Reduktion der
CO,- bzw. der gesamten Treibhausgasemissionen. Diese Vorgaben verlangen aus Effizienz-
sicht eine Reduktion des Primérenergieeinsatzes je Einheit Bruttoinlandsprodukt, der ,Pri-
marenergieintensitat* (PEV/BIP) auf 37% des heutigen Niveaus, die Stromintensitéat
(STROM/BIP) sollte dabei auf etwa die Halfte des heutigen Wertes sinken. Im Zusammen-
wirken mit dem Ausbau der EE sinken die CO,-Emissionen bis 2050 um 85% des Wertes
von 1990, die gesamten Treibhausgasemissionen um 81%. Das Szenario erflllt damit die im
Energiekonzept genannte Untergrenze einer Reduktion der THG-Emissionen bis 2050 um
80%. Der einzelne Blrger verbraucht im Jahr 2050 mit 98,5 GJ/(Kopf - a) 43% weniger
Primérenergie, aber mit 19,2 GJ/(Kopf - a) nur 17% weniger Strom. Wegen der Dominanz
der EE am Primarenergieverbrauch des Jahres 2050 mit 53% sinken allerdings die Pro-Kopf-
Emissionen von CO, auf 2,1 t CO,/(Kopf - a), also auf ein Flnftel des heutigen Wertes. Die
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gesamten THG-Emissionen sinken auf etwa ein Viertel und liegen dann bei jahrlich
3,1 t COzaq/KOpf.

Aus den Eckdaten lassen sich die notwendigen Steigerungsraten der Energieproduktivitat
(BIP/Primarenergieeinsatz) ableiten. Im langjahrigen Mittel (1990-2010) lag der Anstieg der
(Primé&r-)Energieproduktivitat mit 1,65%/a zwar tUber der mittleren Wachstumsrate des BIP
von 1,35%/a, aber dieser geringflgige Unterschied reicht nicht flir substantielle Verbrauchs-
senkungen. Im Szenario 2011 A wird daher von einer Anhebung der mittleren Steigerungsra-
te der (Primar-)Energieproduktivitat auf durchschnittlich 2,8%/a zwischen 2011 und 2030 und
auf durchschnittlich 2,2%/a zwischen 2031 und 2050 ausgegangen (Abbildung 4.1).

Tabelle 4-1: Die wichtigsten energetischen Kenngrof3en des Szenarios 2011 A

2005( 2008| 2010| 2015| 2020| 2025| 2030| 2040| 2050
Primarenergie (PJ/a) 14537 | 14216 | 14044 | 12626 | 11383 | 10245| 9287 8176 7267
Endenergie (PJ/a) 9239 9098 | 9060| 8521| 7991 7386| 6820| 5992| 5236
- davon Strom (PJ/a) 1864 1886 1859 1814 1742 1681 1619 1526 1415
(Strom in TWh/a) 518 524 516 504 484 467 450 424 393
CO,-Emissionen (Mio t CO,/a)
(Energie + Industrieprozesse) 822 797 779 647 521 468 365 249 154
Gesamte THG-Emissionen
(einschl. LULUCF); Mio. t COgsg/a 1013 988 943 794 644 581 466 337 229
PEV/BIP (GJ/1000 EUR) 6,841 | 6,243| 6,247| 5,426| 4,671| 4,045| 3,528| 2,851| 2,301
END/BIP (GJ/1000 EUR) 4,348 | 3,996| 4,030| 3,662| 3,279| 2,916| 2,591| 2,089| 1,658
STROM/BIP (GJ/1000 EUR) 0,877 0,828 0,827| 0,780| 0,715| 0,664| 0,615| 0,532| 0,448
PEV/BIP (2008 = 100) 109,6 | 100,0| 100,1 86,9 74,8 64,8 56,5 45,7 36,9
END/BIP (2008 = 100) 108,8| 100,0| 100,9 91,6 82,1 73,0 64,9 52,3 41,5
STROM/BIP (2008 = 100) 105,9| 100,0 99,8 94,1 86,3 80,1 74,3 64,2 54,1
CO2 (1990=100; 1000 Mio. t/a) 82,2 79,7 77,9 64,7 52,1 46,8 36,5 24,9 15,4
THG (1990=100; 1211 Mio. t/a) 83,6 81,6 77,9 65,6 53,2 48,0 38,5 27,8 18,9
PEV/Kopf (GJ/a) 176,2| 173,2| 172,0| 156,0| 1415| 128,2| 117,4| 1084 98,5
END/Kopf (GJ/a) 112,0| 110,8| 111,0| 1053 99,3 92,4 86,2 79,4 71,0
STROM/Kopf (GJ/a) 22,6 23,0 22,8 22,4 21,6 21,0 20,5 20,2 19,2
CO2/Kopf (t/a) 10,0 9,7 9,5 8,0 6,5 59 4,6 3,3 2,1
THG/Kopf (t/a) 12,3 12,0 11,6 9,8 8,0 7,3 5,9 4,5 3,1
BIP/PEV (EUR/GJ) 146 160 160 184 214 247 283 351 435
BIP/END (EUR/GJ) 230 250 248 273 305 343 386 479 603
BIP/STROM (EUR/GJ) 1140 1207 1209 1283 1399 1507 1626 1879 2232
BIP/PEV (2008 = 100) 91,3| 100,0 99,9| 115,1| 133,7| 154,4| 176,9| 219,0| 271,3
BIP/END (2008 = 100) 91,9| 100,0 99,1| 109,1| 121,9| 137,0| 154,2| 191,2| 2410
BIP/STROM (2008 = 100) 94,4| 100,0| 100,2| 106,3| 1159 124,8| 134,7| 155,7| 1849

Im Gegensatz zu friiheren Untersuchungen mit der Annahme einer deutlich stéarkeren volks-
wirtschaftlichen Wachstumsdynamik [BMU 2008; EWI 2010] stellt das zwar eine gewisse
Entlastung bzgl. der Anforderungen an die Steigerung der Energieproduktivitat dar, trotzdem
verlangt die um 70% erhodhte Steigerungsrate (2011-2030 gegeniiber 1990-2010) eine deut-
liche Intensivierung von Effizienzbemuhungen im Umwandlungssektor und allen Ver-
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brauchssektoren. Auch nach 2020/2030 dirfen die Effizienzanstrengungen nicht nachlassen,
damit ein kontinuierlicher Rickgang des absoluten Primarenergieeinsatzes auf rund 50%
des heutigen Niveaus erreicht werden kann.

Szenario 2011 A
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Abbildung 4.1: Verlauf von Bruttoinlandsprodukt (BIP real), Primarenergieverbrauch (PEV)
und Energieproduktivitat (BIP/PEV) seit 1990 (1990 =100) [BMWi 2011] und
Annahmen fir die Szenarien 2011

Die Reduktion setzt sich aus Effizienzgewinnen im Umwandlungssektor durch dessen Um-
strukturierung hin zu erneuerbaren Energien und durch Effizienzsteigerungen im Endener-
giebereich zusammen (Abbildung 4.2). Der Endenergieverbrauch sinkt daher auch geringer
als der Primarenergieverbrauch und betragt im Jahr 2050 mit 5236 PJ/a noch 58% des
Wertes von 2010 (9060 PJ/a). Die in den einzelnen Sektoren unterstellten Annahmen zur
Effizienzsteigerung, die in den Szenarien zu diesen Ergebnissen filhren, werden in den
jeweiligen Abschnitten erlautert. Uberproportional sinkt der Endenergieverbrauch des Sek-
tors GHD (-52%) und der Privaten Haushalte (-48%) wegen der grof3en Effizienzpotenziale
im Raumheizungsbereich, der fir 65% des gesamten Energieeinsatzes dieser Sektoren
verantwortlich ist. Der Endenergieverbrauch im Verkehr sinkt um 40% und derjenige der
Industrie um 33%.

Im Umwandlungsbereich verschwinden die thermischen Verluste der Strombereitstellung
weitgehend, die heute rund 2900 PJ/a (= 21% des PEV) betragen. Grund ist insbesondere
die Dominanz der EE-Stromerzeugung aus Sonne, Wind und Wasser, die im Verhaltnis 1:1
als Primarenergie bewertet wird (Wirkungsgradmethode). Zudem erfolgt verbleibende ther-
mische Stromerzeugung in 2050 zu zwei Dritteln in Kraft-Warme-Kopplung mit entsprechend
geringen Warmeverlusten; schlief3lich sind auch die verbleibenden Kondensationskraftwerke
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sehr effizient. Die Ubrigen Umwandlungsverluste bleiben anndhernd unveréndert. Die sin-
kende Verluste der Kohle-, Ol- und Erdgasbereitstellung werden ersetzt durch wachsende
Verluste bei der Biomassenutzung und ab 2040 auch durch die Verluste der Wasserstoff-
(bzw. Methan-) Herstellung aus EE-Strom.

- Szenario 2011 A -
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Abbildung 4.2: Entwicklung des Endenergieverbrauchs nach Sektoren und des Verbrauchs
im Umwandlungsbereich im Szenario 2011 A (vgl. auch Abbildung 2.1)

Der in 2050 gegentuber 2010 um 48% reduzierte Primarenergieverbrauch (7267 PJ/a) wird
dann zu 53% durch EE gedeckt. Ohne den nichtenergetischen Verbrauch fossiler Energie-
trager in Hohe von 950 PJ/a sind es sogar 61%.

Die importierte Energiemenge belief sich im Jahr 2010 auf rund 10100 PJ/a, die Importquote
lag bei 72% [AGEB 2011a]. Importiert werden derzeit 72% der Steinkohle, 99% des Mineral-
Ols, 81% 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 Steinkoh-
le) bereits auf 7900 PJ/a. Wegen des deutlichen Riickgangs des Gesamtverbrauchs sinkt die
Importquote sinkt allerdings nur gering auf 69%. Nach 2020 erfolgt ein weiterer deutlicher
Rickgang der Energietragerimporte. Im Jahr 2050 werden mit 3377 PJ/a fossilem Energie-
import noch 34% der heutigen Menge importiert, was dann einer Importquote von 46%
entspricht. Dies sind zu etwa gleichen Teilen Mineral6l und Erdgas; Kohle wird kaum noch
bendtigt (Abbildung 4.3). Damit verringert sich auch die Importabhéangigkeit der deutschen
Energieversorgung deutlich. Hinzu kommt ein importierter Beitrag der EE aus dem europai-
schen Stromverbund in H6he von 223 PJ/a (entsprechend 62 TWh/a Strom). Die gesamte
Importguote betragt somit knapp 50%. Der Beitrag der importierten EE am Gesamtverbrauch
ist mit 3% (am Stromverbrauch 11%) gering und kann als sehr erwinschte, da politisch
stabilisierende internationale Kooperation angesehen werden (vgl. Kapitel 8).
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Abbildung 4.3: Struktur des Primarenergieeinsatzes im Szenario 2011 A nach Energietragern

Der Ruckgang der fossilen Energien geschieht unterschiedlich rasch. Im Jahr 2030 werden
nur noch 31% der Steinkohlemenge und 21% der Braunkohlemenge, aber noch 58% der
Mineraldlmenge und 87% der Erdgasmenge von 2010 bendétigt. Damit ist eine deutliche
Verringerung der Kohlenstoffintensitat des fossilen Beitrags verbunden. Im Jahr 2050 lauten
die entsprechenden Werte fiir Steinkohle 8%, fir Mineral6l 37% und fur Erdgas 49%. Braun-
kohle wird nicht mehr eingesetzt.

Von besonderem Interesse ist die H6he und die Struktur des Erdgasverbrauchs (Abbildung
4.4). Ein langfristig deutlicher Einsatz von Erdgas in der Stromerzeugung und dort insbeson-
dere in der effizienten KWK ist ein wichtiger Bestandteil einer wirksamen Reduktionsstrategie
von CO, und ermdglicht es gleichzeitig, die steigenden Anforderungen an einen sehr viel
flexibleren konventionellen Kraftwerkspark zu bewaéltigen. Damit sich langerfristig trotzdem
ein deutlicher Rickgang der Erdgasnachfrage einstellt, muss zeitgleich das Einsparpotenzial
von Erdgas im Warmebereich ausgeschopft werden. Derzeit werden 68% des Erdgases zur
direkten Warmeerzeugung eingesetzt, 40% allein fir Raumheizung und Warmwasser. Der
Einsatz in Kraftwerken und KWK-Anlagen belauft sich mit 900 PJ/a auf lediglich 29%. Der
deutliche Ausbau der KWK und der zukiinftige Bedarf von Gas fur GuD-Kraftwerke fihren
bis 2025 zu einem Anstieg des Erdgasverbrauchs im Stromsektor auf 1150 PJ/a. Wegen des
parallelen Rickgangs im Raumwarmebereich bleibt die Gesamtnachfrage etwa konstant. Ab
2040 wird Erdgas bis auf den Bedarf in gasgefeuerten Kondensationskraftwerken (Gasturbi-
nen und GuD) vorwiegend nur noch in KWK-Anlagen und im industriellen Prozesswéarmebe-
reich eingesetzt. Im Jahr 2050 hat sich der Erdgasbedarf gegeniber heute etwa halbiert.
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Abbildung 4.4: Entwicklung des Erdgasverbrauchs und seiner Struktur im Szenario 2011 A

Zwischen 1990 und 2010 wurden die energiebedingten CO,-Emissionen um rund 22% redu-
ziert und beliefen sich im Jahr 2010 auf 779 Mio. t CO,/a. Im Szenario 2011 A werden bis
2050 gegentiber 2010 weitere 625 Mio. t CO,/a vermieden (Abbildung 4.5), womit sich die
vermiedenen CO,-Emissionen auf insgesamt 846 Mio. t/a summieren. Dargestellt sind in der
Abbildung die Summenwerte aus beiden Strategieelementen, der weiteren Effizienzsteige-
rung und dem EE-Ausbau. Der ausgewogene Beitrag beider Strategien wird benétigt, um
rechtzeitig und dauerhaft eine klimaschonende Energieversorgung zu schaffen. Wegen der
notwendigen Kompensation des Kernenergiertickbaus ist die (Netto-) Reduktion im Strombe-
reich zunachst begrenzt; sie summiert sich bis 2025 auf 130 Mio. t CO,/a. Es tritt in der
Gesamtbilanz von Effizienzsteigerung, KWK-Ausbau und EE-Ausbau aber trotzdem eine
merkliche Verringerung der CO,-Emissionen im Stromsektor auf. Von der zwischen 2011
und 2020 erreichten gesamten CO,-Reduktion in H6he von 258 Mio. t/a bewirken der Strom-
sektor 128, der Warmesektor (ohne Stromanteil) 101 und der Verkehrssektor (ohne Strom-
anteil) 29 Mio. t COy/a. Damit werden im Jahr 2020 noch 521 Mio. t COj/a emittiert, die
relative Minderung gegentiber 1990 liegt bei 48%. Nach 2020 nimmt die CO,-Minderung im
Strom- und im Warmesektor rasch weiter zu. Ersterer stellt 2050 mit 260 Mio. t CO,/a den
héchsten Minderungsbeitrag, knapp gefolgt vom Warmesektor mit 244 Mio. t CO,/a. Wegen
des Kernenergieriickbaus und der damit einhergehenden langsameren Reduktion der CO,-
Emissionen im Stromsektor bis 2025 ist die CO,-Reduktion im Warmesektor mittelfristig von
groBer Bedeutung fur das Erreichen des Zwischenziels 2020. Der Reduktionsbeitrag des
Kraftstoffsektors erreicht bis 2050 einen Wert von 120 Mio. t/a. Im Jahr 2050 werden mit
154 Mio. t CO,/a noch 15,4% der Emissionen des Jahres 1990 verursacht.
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Abbildung 4.5: Vermiedene energiebedingte CO,-Emissionen ab 2011 im Szenario 2011 A
nach Nutzungsbereichen und der zwischen 1990 und 2010 vermiedenen Emis-
sionen durch Effizienzsteigerung und EE-Ausbau

Die zuklnftige Entwicklung nichtenergiebedingter CO,-Emissionen (Industrieprozesse,
Landnutzung) und der Ubrigen Treibhausgase (Methan, Lachgas, weitere) wurde in der
vorliegenden Studie nicht explizit ermittelt. Es wurde auf die detaillierten Ausfihrungen in
[WWF 2009] zurickgegriffen, um diese Daten hier ndherungsweise abzuschatzen. Diese
beiden Segmente machten 2009 mit 166 Mio. t COy4/a rund 18% der gesamten Treibhaus-
gasemissionen aus (1990: 1211 Mio. t COz/a; 2009: 920 Mio. t COy/a, einschl. LULUCF?
naherungsweise fir 2010: 943 Mio. t CO,e4/a). Sie verringern sich bis 2020 gegeniber 1990
um 47%. Bis 2050 gelingt im Szenario 2011 A eine Reduktion um 81% auf insgesamt
229 Mio. t COyq/a.

4.1.2 Der Beitrag der erneuerbaren Energien

Im Energiekonzept der Bundesregierung ist klargelegt worden, dass erneuerbare Energien in
absehbarer Zeit die Hauptsaule der zukilnftigen Energieversorgung darstellen sollen und
langerfristig eine Vollversorgung mit ihnen angestrebt wird. Deshalb ermitteln die Szenarien
2011 im Besonderen, wie die Ausbaupfade der EE gestaltet werden missen, damit sie
diesem Anspruch gerecht werden kénnen. Im Szenario 2011 A erreichen die EE im Jahr
2020 einen Anteil am Primarenergieverbrauch von 20% (Wirkungsgradmethode), bezogen

2| ULUCF = CO»-Emissionen durch Landnutzungsanderung und Forstwirtschaft; 1990 = -20 Mio. t CO,/a;
2009 = +25 Mio. t/a [UBA 2010b]
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auf den gesamten Endenergieverbrauch betréagt ihr Anteil 22,8% (ohne nicht-energetischen
Anteil 21,7%). Nach 2020 beginnen die EE sich in ihrer Gesamtheit zur dominierenden
Energiequelle zu entwickeln. Ihr Primarenergieanteil steigt auf 32% (35,7%) im Jahr 2030
und belauft sich 2050 auf knapp 53% (61%). lhr Anteil am Endenergieverbrauch liegt jeweils
hoher. Im Jahr 2030 kommt bereits ein Drittel der gesamten Endenergie aus EE, 2050 sind
es 59%",

Die einzelnen Einsatzbereiche tragen in unterschiedlichem MalRe zum Anteil der EE an der
Energieversorgung bei, mit einer deutlichen Fuhrerschaft im Strombereich (Tabelle 4-2). Im
Jahr 2020 decken die EE 41% des Bruttostromverbrauchs (bzw. ca. 47% des Endenergie-
verbrauchs an Strom), 18,4% der Endenergienachfrage nach Warme (ohne Stromanteil)'
und 11,8% des gesamten Kraftstoffoedarfs. Im Jahr 2030 betragt der EE-Anteil am Brutto-
stromverbrauch bereits 63%. Bis 2050 ist der Umbau der Energieversorgung schon weit
fortgeschritten. Strom wird dann zu 85% (Bruttostromverbrauch) aus EE bereitgestellt. Im
Warmebereich wird mit 52% gut die Halfte der Nachfrage mit EE gedeckt. Auch im Verkehr
ist der Beitrag der EE mit 42% des gesamten Kraftstoffbedarfs bereits betrachtlich.

Anhand der vermiedenen CO,-Emissionen kann in Verbindung mit Abbildung 4.5 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 400 Mio. t CO,/a gegenluber 1990 vermieden, mittels
Effizienzsteigerung wird eine Emissionsminderung von 446 Mio. t CO_/a erreicht.

Die deutliche Effizienzsteigerung des gesamten Energieumsatzes in den Szenarien erleich-
tert es auch, das durch die neue EU-Richtlinie zum Ausbau der EE fir Deutschland vorge-
gebene Ziel eines Anteils von 18% am Bruttoendenergieverbrauch des Jahres 2020 mit 22%
deutlich zu Ubertreffen. Da die Strategie der Effizienzsteigerung auch nach 2020 weiterge-
fuhrt wird (die Energieproduktivitat in 2050 liegt dann beim knapp Vierfachen des Wertes von
1990), wird der weitere Anstieg der EE-Anteile auch von der Seite der Energienachfrage
mafigeblich beeinflusst. Wirde z. B. die (Primar-) Energieproduktivitat bis 2020 durchschnitt-
lich nur wie bisher mit 1,65%/a steigen, sanke der EE-Anteil am Primé&renergieverbrauch in
2020 um etwa 2 Prozentpunkte bzw. es misste der EE-Beitrag zur Primérenergie um 260
PJ/a hoher ausfallen, wenn der Anteil von 20% gehalten werden soll.

Abbildung 4.6 zeigt, dass im Szenario 2011 A die deutlichen Wachstumstendenzen der EE
seit Anfang des Jahrhunderts unvermindert weitergefiihrt werden; sie schwachen sich erst
nach 2030 etwas ab. Bis 2020 verdoppelt sich ihr Beitrag zur Endenergie gegeniiber 2010
nahezu auf 1822 PJ/a. Bis 2030 steigt der EE-Beitrag auf das 2,5-fache (2431 PJ/a); im Jahr
2050 wird mit 3073 PJ/a gut die dreifache Energiemenge im Vergleich zu 2010 aus EE
bereitgestellt.

3 Die europaischen EE-Ausbauziele werden auf den Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) bezogen (vgl. Funote

zur Tabelle). Derzeit ist in Deutschland der BEEV ca. 4% hdéher als der Endenergieverbrauch.

Der in Tabelle 4-2 und den entsprechenden Tabellen fir die anderen Szenarien 2011 dargestellte EE-Anteil an
der Endenergie fir Warme ist im Vergleich zu [AGEE-Stat 2011] und dem EEW&armeG anders definiert. In
dieser Studie wird die EE-Endenergie Wéarme ohne Strom auf den gesamten Endenergiebedarf Warme ohne
den Stromeinsatz bezogen, um innerhalb der Tabelle Doppelzdhlungen zu vermeiden. Zusatzlich ist am Ta-
bellenende der EE-Anteil entsprechend der Definition in [AGEE-Stat 2011] und dem EEWarmeG angegeben.
Dort werden die EE-Wéarmebeitrage als EE-Endenergie ohne Stromeinsatz auf den gesamten Endenergiebe-
darf Warme einschlie3lich Stromeinsatz bezogen.
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Tabelle 4-2: Eckdaten des Szenarios 2011 A, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Primérenergie, PJ/a 2 14216 13427 14044 11383 9287 8176 7267
Primérenergie EE, PJ/a b 1147 1201 1322 2270 2969 3483 3840
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,9 9,4 19,9 32,0 42,6 52,8
Anteil EE an PEV (ohne NE), % 8,7 9,7 10,1 21,7 35,7 48,4 61,1
Endenergie, PJ/a 9098 8691 9060 7991 6820 5992 5236
Endenergie EE, PJ/a 849 903 992 1822 2431 2827 3073
Anteil EE an EEV, % 9,3 10,4 11,0 22,8 35,6 47,2 58,7
Anteil EE an BEEV Z, % 9,0 10,0 10,6 22,0 34,3 45,5 56,5
Strom Endenergie, PJ/a 1886 1782 1859 1742 1619 1526 1415
Strom Endenergie EE, PJ/a 336 341 372 820 1094 1197 1214
Anteil EE, % 17,8 19,1 20,0 47,1 67,6 78,4 85,8
Warme Endenergie, PJ/a 3 4701 4429 4703 3999 3377 2912 2517
Warme Endenergie EE, PJ/a 381 441 491 736 977 1157 1317
Anteil EE, % *) 8,1 10,0 10,4 18,4 28,9 39,7 52,3
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 4 2511 2480 2498 2249 1824 1554 1304
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 129 266 360 473 542
Anteil EE, % **) 5,3 49 5,2 11,8 19,7 30,4 41,6
Bruttostromverbrauch, TWh/a S 615 578 610 573 558 572 584
EE-Stromerzeugung, TWh/a 93 95 103 235 351 434 496
Anteil EE, % 15,2 16,4 16,9 40,9 62,9 75,8 84,9
Anteil EE Inland, % 15,2 16,4 16,9 40,7 59,5 67,7 74,3
Priméarenergie, PJ/a 14216 13428 14044 11383 9287 8176 7267
Erneuerbare Energien 1147 1201 1322 2270 2969 3483 3840
Mineral6l 4904 4635 4678 3534 2704 2271 1740
Kohlen ” 3485 3184 | 3435 1625 935 505 166
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 3075 3223 2679 1917 1520
Fossile Energien, gesamt 11447 10755 11188 8382 6318 4693 3427
Kernenergie 1622 1472 1534 731 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 745 779 521 365 249 154
Verringerung seit 1990, % 8 20,3 25,5 22,1 47,9 63,5 75,1 84,6
durch EE vermieden, Mio. t COs/a 109 110 115 220 303 361 396
THG-Emissionen, Mio. t COgzq/a % 988 911 943 644 466 337 229
Verringerung seit 1990, % 18,4 24,8 22,1 46,8 61,6 72,2 81,1
*) Anteil EE Warme, AGEE-Stat/EEWarmeG, % 7,6 8,9 10,2 16,4 25,9 35,3 46,1
**) Anteil EE an Endenergie Verkehr, % 55 51 54 13,7 24,8 37,2 49,4

1
2

3

4
5
6
7
8
9

)
)

)

)

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode; PEV einschlie3lich, EE ohne nicht-energetischen (NE-) Verbrauch
Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von
Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

jeweils nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung. AGEE-Stat und EEWarmeG be-
ziehen dagegen EE-Endenergie Warme ohne Strom auf Endenergiebedarf Wéarme inkl. Stromeinsatz; vgl. *)
Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschl. Strom fir EE-Wasserstofferzeugung
einschlief3lich EE-Strom aus Wasserstoff

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlielich fossil/nuklearem Stromimportsaldo

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

einschlief3lich Landnutzungséanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)
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Abbildung 4.6: Endenergiebeitrag (Strom, Warme, Kraftstoffe) erneuerbarer Energien nach
Energiequellen im Szenario 2011 A *)

*) Daten bis 2010 aus [AGEE-Stat 2011], Stand Juli 2011

Der dominierende Beitrag der Biomasse an der EE-Endenergie (2010 = 71%, einschl. bioge-
ner Abfélle) bleibt auf absehbare Zeit noch bestehen. Im Jahr 2020 betragt ihr Anteil noch
56%, im Jahr 2030 noch 46%. Danach sind aber ihre Potenziale ausgeschopft, wahrend das
Wachstum der anderen erneuerbaren Energiequellen anhélt. Ihr relativer Beitrag sinkt bis
zum Jahr 2050 auf 37%, wobei aber ihr absoluter Beitrag dann mit 1140 PJ/a noch immer
Uber den einzelnen Beitragen der anderen erneuerbaren Energiequellen liegt. Die Wind-
energie steigert ihren Beitrag an der EE-Endenergie stetig und erreicht im Jahr 2030 mit
675 PJ/a einen relativen Anteil von 28%. Mit rund 800 PJ/a halt sie diesen Anteil auch im
Jahr 2050.

Langerfristig Ubernimmt vor allem die Solarstrahlung (Photovoltaik, Solarkollektoren, Solar-
strom aus dem européischen Verbund) die Wachstumsdynamik. Wéahrend ihr relativer Bei-
trag zur EE-Energiebereitstellung derzeit mit 5% noch sehr gering ist, kommt sie im Jahr
2030 mit dann 400 PJ/a bereits auf 16%. Im Jahr 2050 ist ihr Beitrag mit dem der Windener-
gie vergleichbar. Der Beitrag der Geothermie (einschlie3lich Warmepumpen) belauft sich im
Jahr 2030 mit knapp 200 PJ/a auf 8% und steigt bis 2050 auf 13%. 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. Anzumer-
ken ist schlieBBlich, dass zu diesem Zeitpunkt die technisch-strukturellen Potenziale der
Windenergie, der Erdwarme und insbesondere der Solarenergie bei weitem noch nicht
ausgeschopft sind.
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4.2 Die Entwicklung der Stromerzeugung bis 2050

Fur die energiepolitische Diskussion ist die Stromerzeugung wegen der groRen Bedeutung
einer jederzeit gesicherten Stromversorgung fur die Volkswirtschaft, den unterschiedlichen
Interessenlagen wichtiger Akteure, der gegenwartigen Diskussion um den Ersatz der Kern-
kraftwerkskapazitaten, die Anpassung der konventionellen Kraftwerke und den notwendigen
raschen Stromnetzausbau von besonderem Gewicht. 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 héhere Anspriiche als
die Nutzung direkt speicherbarer Energien stellt, sind zentrale Diskussionspunkte, die derzeit
auf groRes Interesse in der Fachwelt und der Offentlichkeit stoRen.

4.2.1 Sektoraler und Bruttostromverbrauch

Das Szenario 2011 A erflllt die Vorgabe des Energiekonzepts der Bundesregierung, den
~Stromverbrauch” bis 2050 gegeniber 2008 um 25% zu reduzieren. Da in diesem Ver-
brauch, wie in Abschnitt 3.1 erlautert, auch der Stromverbrauch fir eine 50%igen Anteil der
Elektromobilitat am Individualverkehr eingeschlossen ist, entspricht dies einer Reduktion fur
die ,konventionellen* Verbraucher um rund 33%. Der Endenergieverbrauch an Strom
(EEV-S) geht damit von derzeit (2010) 516 TWh bis zum Jahr 2050 auf 393 TWh zuriick. Bis
zum Jahr 2020 wird eine Reduktion des EEV-S von 8% gegentber 2008 erreicht. In Abbil-
dung 4.7 wird sichtbar, dass gegeniber der bisherigen Entwicklung des EEV-S in Zukunft
eine deutliche Trendwende eintreten muss, wenn man die Zielsetzung des Energiekonzepts
verwirklichen will.

Neben dem Endenergieverbrauch an Strom in den Verbrauchssektoren tragen zum Brutto-
Stromverbrauch (BSV) von derzeit 610 TWh (2010) vor allem Leitungsverluste (30 TWh), der
Eigenverbrauch von Kraftwerken (38 TWh) und der Stromverbrauch der Mineral6lwirtschaft
und des Kohlebergbau (14 TWh), die statistisch nicht zum Endenergieverbrauch gezahit
werden, bei. Wahrend Eigenverbrauch und nicht-endenergetischer Stromverbrauch im Sze-
nario 2011 A bis 2050 leicht zurickgehen, nehmen Leitungsverluste leicht zu. Insgesamt
reduziert sich dieser Beitrag von derzeit 90 TWh/a auf 80 TWh/a im Jahr 2050.

Wegen der sich wandelnden Rolle von Strom in einer zukinftigen Uberwiegend auf EE
basierenden Energieversorgung koppelt sich der Bruttostromverbrauch dennoch mittelfristig
vom Endenergieverbrauch ab. Beginnend ab etwa 2030 werden EE-Stromiuberschiisse nicht
nur in konventionellen Stromspeichern (z. B. Pumpspeichern), sondern in steigendem Aus-
mafd auch chemisch als Wasserstoff (Szenario 2011 A) oder als Methan (Szenario 2011 B)
gespeichert. Im Szenario 2011 A werden in 2050 dafir 110 TWh/a eingesetzt. Der chemi-
sche Energietrager wird je nach Nutzungsstrategie in unterschiedlichem Ausmal} in anderen
Verbrauchssektoren genutzt — wo er fossile Energietrager verdréngt — und teilweise wieder in
thermischen Kraftwerken ,rickverstromt® (méglichst unter Ausnutzung der Abwéarme in
KWK). Im Szenario 2011 A erreicht der Bruttostromverbrauch nach einem Minimum im Jahr
2030 mit 556 TWh/a in 2050 eine Hohe von 583 TWh/a, liegt also nur um 4% unter dem
heutigen Wert (Abbildung 4.7).
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Abbildung 4.7: Szenario 2011 A: Entwicklung des Endenergieverbrauchs an Strom (in TWh/a)
in den Sektoren Haushalte, GHD, Industrie und Verkehr sowie der zuséatzlichen
Komponenten zum Bruttostromverbrauch *)

*) Stromverbrauch H,-Erzeugung: Stromeinsatz Elektrolyse fir Speicherzwecke und H, als Kraftstoff; Verluste:
Speicher- und Leitungsverluste, Nicht-Endenergieverbrauch: Eigenverbrauch Kraftwerke und nicht-
endenergetischer Stromverbrauch im Umwandlungssektor

Die Verbrauchssektoren sind in unterschiedlichem Ausmald gefordert, Effizienzsteigerungen
im Stromverbrauch umzusetzen. Fir den Zeitraum 2010 bis 2050 geht das Szenario 2011 A
von einem Rickgang des Stromverbrauchs privater Haushalte von 141 TWh um 32% auf
95 TWh aus. Der bis 2050 erwartete Bevdlkerungsriuckgang tragt dabei signifikant zur Re-
duktion des Stromverbrauchs bei, denn der Pro-Kopf-Verbrauch an Strom in privaten Haus-
halten reduziert sich im selben Zeitraum nur um 24% (-0,7% pro Jahr), obwohl in zunehmen-
dem Malie elektrische Warmepumpen zur Erzeugung von Raumwarme und Warmwasser in
Wohnhausern eingesetzt werden. Um diese anvisierte Minderung des Stromverbrauchs in
privaten Haushalten zu realisieren, ist allerdings eine deutliche Umkehr der Zunahme des
Pro-Kopf-Stromverbrauch zwischen 2000 und 2010 von durchschnittlich +0.8% pro Jahr
erforderlich (Abbildung 4.8). Im Vergleich zu den in der Abbildung aufgefihrten anderen
Untersuchungen zur Steigerung der Stromeffizienz [EWI 2010; WWF 2009] liegen die An-
nahmen fir das Szenario 2011 A in der Mitte der ermittelten Bandbreite.
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Abbildung 4.8: Entwicklung des Pro-Kopf-Verbrauchs an Strom (Endenergie) in privaten
Haushalten fiir die Szenarien 2011, die Szenarien ,,Referenz* und , Innovation*“
aus [WWF 2009] und , Referenz" und ,Minimal“ *) aus [EWI 2010] (SzEK)

*) Das Szenario ,Minimal“ der Szenarien fur das Energiekonzept kombiniert fur die vorliegende Untersuchung die
Teil-Szenarien fur den Stromverbrauch der Sektoren Industrie, GHD, private Haushalte und Verkehr, die jeweils
den geringsten Endenergieverbrauch an Strom der in [EWI 2010] diskutierten Szenarien aufweisen. Fir die
Sektoren ,private Haushalte*, GHD und Industrie ist das das Szenario 1B, im Verkehr die Szenarien II1A/B und
I1IA/B, die alle denselben Stromverbrauch im Verkehr ausweisen.

Im Szenario A verzeichnet der Industriesektor einen Rickgang des Endenergieverbrauchs
an Strom um 38% zwischen 2010 (219 TWh) und 2050 (136 TWh). Da gleichzeitig eine
Zunahme der Bruttowertschépfung des verarbeitenden Gewerbes von 23% erwartet wird,
muss die Intensitat des Stromverbrauchs im selben Zeitraum um Uber 50% sinken (im Mittel
1,9% pro Jahr). Zum Vergleich: Im Zeitraum 2003 bis 2010 stagnierte die mittlere Produktivi-
tat der Industrie (Abbildung 4.9). Diese lang anhaltende Steigerung erfordert — wie auch die
anderen aufgefthrten Untersuchungen zeigen (SzEK MIN und WWF INN) — hochste An-
strengungen in die Industrie.

Zwischen 2010 und 2050 geht das Szenario A von einer Reduktion des EEV-S im GHD-
Sektor von 140 TWh auf 102 TWh im Jahr aus. Das entspricht einer mittleren Abnahme des
Stromverbrauchs von 0,8% pro Jahr trotz der zu erwartenden steigenden Wirtschaftsleistung
und entgegen dem Trend eines stagnierenden Stromverbrauchs in den letzten Jahren. Die
Stromintensitat (bezogen auf EEV-S) der Brutto-Wertschépfung des GHD-Sektors nahm im
Zeitraum 2000 bis 2010 allerdings um insgesamt 13% ab, im Mittel um 1,4%/a. Im Szenario
2011 A wird dieser Trend mit durchschnittlich 1,5%/a zwischen 2010 und 2050 fortgeschrie-
ben (Abbildung 4.10). Ahnlich wie bei privaten Haushalten liegt die angenommene Entwick-
lung in der Mitte der Bandbreite.
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Abbildung 4.9: Entwicklung der Stromintensitat des Sektors Industrie (Endenergieverbrauch

Strom pro Bruttowertschdépfung) fur die Szenarien 2011, die Szenarien , Refe-
renz“ und , Innovation® aus [WWF 2009] und , Referenz" und ,Minimal“ aus
[EWI 2010] (SzEK)
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Entwicklung Stromintensitat (Endenergie Strom pro Brutto-Wertschdpfung) im
Sektor GHD fir die Szenarien 2011, die Szenarien ,,Referenz* und , Innovation®
aus [WWF 2009] und , Referenz" und ,Minimal“ aus [EWI 2010] (SzEK)

Einzig im Verkehrssektor kommt es in allen Szenarien 2011 zu einer deutlichen Zunahme
des Stromverbrauchs bis 2050. Dies ist in erster Linie darauf zurlickzufiihren, dass das
Szenario 2011 A davon ausgeht, dass im Jahr 2050 Elektrofahrzeuge 50% der Verkehrsleis-
tung des Individualverkehrs decken werden. Damit geht ein zusatzlicher Stromverbrauch von
44 TWh im Jahr 2050 einher. Trotz steigender Personen- und Guterverkehrsleistungen im
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Schienenverkehr bleibt der Stromverbrauch der Bahn und des schienengebundenen Nah-
verkehrs dank Ausreizung von Effizienzpotenzialen (basierend auf Annahmen von [IFEU
2010; IFEU 2011a]) auf etwa dem Niveau von 2008 (16 TWh/a).

Szenario 2011 A zeigt deutlich, dass das ambitionierte Ziel des Energiekonzepts der Bun-
desregierung, bis 2050 den Endenergieverbrauch an Elektrizitat trotz steigender Wirtschafts-
leistung (+39%), nur geringfiigig zurtickgehender Bevdlkerung (-10%), ,neuen“ Stromver-
brauchern wie elektrischen Warmepumpen und Elektrofahrzeugen und einer immer starker
zunehmenden Elektrifizierung von Freizeit und Arbeitswelt gegeniber 2008 um 25% zu
senken, aulRerordentlich ehrgeizige Anstrengungen bei der raschen und effektiven Mobilisie-
rung vorhandener Effizienzpotenziale im Stromsektor erfordert. Im Industriesektor setzt dies
eine deutliche Uberwindung der aktuell beobachteten Stagnation der Energieproduktivitét
voraus, fur private Haushalte gar eine Umkehr des momentanen Trends steigender Strom-
verbrduche. Es ist somit aus heutiger Sicht davon auszugehen, dass die im Energiekonzept
2010 der Bundesregierung ausgewiesenen MalRnahmen zur Reduktion des Stromverbrauchs
noch nicht ausreichen werden, die gesteckten Ziele zu erfiillen.

Vergleich mit den ,Energieszenarien fur das Energiekonzept” (SzK) [EWI 2010] und
der WWF-Studie , Modell Deutschland” [WWF 2009].

In [EWI 2010] erreichen nur die Varianten IA und IB eine Reduktion des Endenergiever-
brauchs an Strom von nahezu 25% (1A: -23%, IB: -24%). In allen anderen Varianten liegt die
Reduktion des Stromverbrauchs zwischen 19% und 20%. Das Szenario IB geht von einem
EEV an Strom im Haushaltssektor im Jahr 2050 von 85 TWh aus, 39% niedriger als 2008
und 10 TWh niedriger als Szenario 2011 A. Der Industriesektor reduziert seinen Stromver-
brauch in SzEK-IB bis 2050 ebenfalls um 39% auf 143 TWh (Szenario 2011 A: 136 TWh
oder -42%). FUr den Sektor GHD geht SzEK-IB hingegen von 108 TWh (-20%) im Jahr 2050
aus, leicht hoher als im Szenario 2011 A (102 TWh, -25%). Der Stromverbrauch im Verkehr
liegt im Szenario SzEK-IB bei 65 TWh in vergleichbarer Gro3enordnung wie das Szenario
2011 A. Leider ist in [EWI 2010] nicht detailliert dargestellt, welchen Anteil ,neue” Verbrau-
cher wie Warmepumpen und Elektromobilitdt am Endenergieverbrauch an Strom im Jahr
2050 haben werden.

Das Referenzszenario (REF) der WWF-Studie ,Modell Deutschland” unterstellt eine ambitio-
nierte Fortsetzung der heutigen Energie- und Klimaschutzpolitik. Dennoch geht WWF-REF
bis 2050 von einem Endenergieverbrauch an Strom von 468 TWh aus, was nur einer Reduk-
tion um 11% gegenuber 2008 entspricht und somit deutlich Uber dem Minus-25%-Ziel des
Energiekonzepts liegt. Das Szenario ,Innovation“ (INN) derselben Studie simuliert das Ziel
einer 95%igen Reduktion der Treibhausgasemissionen Deutschlands gegenuber dem Ni-
veau von 1990. Im Vergleich zu WWF-REF geht WWF-INN von einer nochmaligen Steige-
rung der Energieeffizienz in allen Sektoren aus. Fir 2050 wird in WWF-INN ein EEV an
Strom von 324 TWh erwartet, einer Reduktion von 38% gegeniber 2008. Am Stéarksten tragt
dabei der GHD-Sektor zur Verminderung des Stromverbrauchs bei (INN: -53%, REF: -10%).
Aber auch die Stromverbrauchsminderung im Haushaltssektor ist deutlich ambitionierter
(INN: -44%) als im Szenario 2011 A (-32%; WWF REF: -27%). Alleine im Industriesektor
geht das Szenario WWF INN mit -44% (WWF REF: -11%) von einer ahnlichen Reduktion
des Stromverbrauchs aus wie das Szenario 2011 A (-42%). Im Verkehr geht WWF-INN
davon aus, dass im Jahr 2050 der Stromverbrauch des Schienenverkehrs 24 TWh betragt
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(gegenuber 16 TWh in den Szenarien 2011) — eine Konsequenz der Strategie von WWF-
INN, einen Grof3teil der zu erwartenden Zunahme des Guterverkehrs auf die Schiene zu
verlagern. Fur Elektromobilitdt wird im Szenario WWF-INN fur 2050 ein Verbrauch von
28 TWh angesetzt. Dies verdeutlicht, dass WWF-INN von einem geringeren Anteil der Elekt-
romobilitét (reine Elektrofahrzeuge und elektrische Fahrleistung von Plug-In-Hybriden) am
Individualverkehr ausgeht als die Szenarien 2011 (Stromverbrauch Elektromobilitat 2050:
44 TWh in Szenario 2011 A). Der Stromverbrauch von Warmepumpen fir die Bereitstellung
von Raumwarme, Warmwasser und Prozesswéarme wird nicht ausgewiesen.

4.2.2 Weiterer Ausbau der EE-Stromerzeugung

Unter Fortschreibung der bisherigen Ausbaudynamik stellt sich im Szenario 2011 A der in
Abbildung 4.11 und in Tabelle 4-3 dargestellte weitere Zubau der EE in der Stromerzeugung
ein. Dabei ist angenommen, dass die Vorrangregelungen des EEG zum Anschluss von EE-
Anlagen an Stromnetze und zur Einspeisung von EE in vollem Umfang erhalten bleiben.
Gleichzeitig wird die Degression der Vergutungssatze beibehalten und auch in Zukunft — wie
jetzt bei der Photovoltaik und teilweise bei der Biomasse erfolgt — moglichst prazise an die
tatsachliche Kosten, an die Marktentwicklung und ggf. an andere neue Erkenntnisse (z. B.
Potenzialgrenzen) angepasst.

Von 103,5 TWh/a im Jahr 2010 steigt der Beitrag der Erneuerbaren bis 2020 auf 235 TWh/a.
Damit liegt das Szenario 2011 A etwas Uber dem im Leitszenario 2010 in [Nitsch et al. 2011]
ermittelten Ausbau von 227 TWh/a fur 2020, was einerseits auf das hohe aktuelle Wachstum
der Photovoltaik zuriickzuflihren ist; andererseits wurde von einem hdheren Ausbau der
Windenergie an Land ausgegangen.

Die weiterhin hohe Wachstumsdynamik der EE im Stromsektor mit einer mittleren Wachs-
tumsrate von 8,2%/a zwischen 2010 und 2020 in Verbindung mit einem Rickgang des
Bruttostromverbrauchs um 6% im selben Zeitraum fihrt zu einem EE-Anteil von 41% an der
Stromversorgung des Jahres 2020. Der im NREAP fir 2020 berichtete EE-Anteil an der
Stromerzeugung von 38,6% kann also bei hohen Effizienzerfolgen bei der Stromanwendung
noch leicht Uberschritten werden. Gefolgt von der Windenergie (durchschnittliche Wachs-
tumsrate bis 2020: 11%/a), wachst die Photovoltaik im Zeitabschnitt bis 2020 mit einer
Wachstumsrate von 13,5%/a am starksten.”® Zwischen 2020 und 2050 wéchst die Strombe-
reitstellung der EE kontinuierlich mit einer Wachstumsrate von 2,5%/a. Damit wird rechne-

!5 Der jahrliche PV-Leistungszubau ab 2012 in den Szenarien 2011 orientiert sich an dem bisher geltenden
Zielkorridor des EEG: Nach Abbau der derzeitigen Zubauspitze wird fur den Zeitraum bis 2020 ein Zielkorridor
zwischen 2500 und 3500 MW/a angenommen (vgl. Tab. 2: Installierte PV-Leistung in 2020: 53,5 GW). Dies
entspricht auch etwa dem Entwicklungspfad im nationalen Aktionsplan (NREAP). Auch nach 2020 gehen die
Szenarien von einem gegeniiber 2010/2011 deutlich geschrumpften PV-Zubau (einschlie3lich Ersatz) aus.
Die im Februar 2012 vorgestellten Anderungen der PV-Forderung im EEG konnten in den Szenarien nicht
mehr beriicksichtigt werden, zumal deren Wirkung auf den deutschen PV-Markt derzeit kaum quantifizierbar
ist. Die in der aktuellen Anderung vorgesehene sehr rasche und deutliche Reduktion der PV-Vergitungen
koénnte kurzfristig (bis ~2016) gegenlber den Szenarien zu einem geringeren PV-Ausbau filhren. Kann die
angestrebte weitere Kostenreduktion neuer PV-Anlagen erreicht werden, ist mittel- und langfristig dennoch ein
stabiles PV-Wachstum mdglich, da dann auch ein PV-Ausbau ohne EEG-Férderung erfolgen kann (Erreichen
der Netzparitat). Bei einer sehr starken Schrumpfung des PV-Marktes Uber das in den Szenarien 2011 ange-
nommene Mal3 hinaus ware jedoch eine Veranderung des EE-Erzeugungsspektrums (z. B. hdherer Ausbau
der Windenergie) erforderlich, um die l&ngerfristigen EE-Ausbauziele zu erreichen.

113



risch im Jahr 2024 die 50%-Marke erreicht. Im Jahr 2030 decken dann die EE mit 351 TWh/a
63% der Stromversorgung; im Jahr 2050 sind es mit 490 TWh/a gut 85%.

- Szenario 2011 A -
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Abbildung 4.11: Entwicklung der Stromerzeugung aus EE im Szenario 2011 A nach EE-
Energietragern *)

*) Daten bis 2010 aus [AGEE-Stat 2011], Stand Juli 2011

Die Wachstumsdynamik der EE wird langerfristig vorwiegend von der Windenergie und der
Solarstrahlung (Photovoltaik und solarthermischer Strom) getragen, wahrend das Potenzial
der Biomasse im Rahmen der hier gesetzten Rahmenbedingungen einer bevorzugten Nut-
zung im stationdren Bereich und ohne nennenswerten Import von Biomasse 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. Aus-
schlaggebend dafir sind die derzeit noch unsicheren Erkenntnisse Uber die breiteren Nut-
zungsmaglichkeiten als Strom erzeugende EE-Technologie.

Wahrend die insgesamt im Szenario installierte Windleistung als belastbar angesehen wird,
sind die im Szenario festgelegten Anteile von onshore und offshore an der Windkraft bei-
spielhaft zu verstehen. Sie kénnen sich entsprechend der Fortentwicklung des Ausbaus auch
abweichend vom dargestellten Szenario entwickeln. Die relativ gro3en Flachenpotenziale bei
Wind onshore kdnnen je nach der Wirksamkeit der Strategien der Bundeslander auch auf
einen starkeren Ausbau hinauslaufen (s. auch Ausbaupfad fiir ein Szenario 2011 THG95 in
Abschnitt 5.4 und 5.5, insbesondere Tabelle 5-11). Bei Wind offshore kdnnte im Gegensatz
dazu eine verzégerte Entwicklung der Anlageninstallationen auftreten.

114



Fir die gesamte EE-Stromerzeugung beginnt im Szenario 2011 A ab 2020 auch der Import
von EE-Strom eine Rolle zu spielen. Dahinter steht die Annahme, dass eine dauerhafte
Weiterfuhrung der Transformation der Stromversorgung zu EE in absehbarer Zeit zu einem
europaischen ,Gemeinschaftsunternehmen® werden muss. Nur so kann strukturell und
okonomisch eine optimale auf EE basierende Stromversorgung aufgebaut werden. Da au-
Rerhalb Deutschlands sehr grol3e, kostenglinstig erschlielBbare EE-Potenziale mit relativ
glnstiger Erzeugungscharakteristik vorhanden sind, liegt es nahe, im Saldo von einem
langerfristig steigenden Import von EE-Strom auszugehen (vgl. auch Kapitel 6.1). In 2030
werden im Saldo mit 19 TWh/a erst 5,5% des EE-Stroms importiert (bezogen auf den Ge-
samtverbrauch an Strom sind es 3,4%), im Jahr 2050 sind es mit 62 TWh/a knapp 13% der
EE-Stromerzeugung bzw. 11% des Gesamtverbrauchs.

Tabelle 4-3: Stromerzeugung erneuerbarer Energien ab 2000 und im Szenario 2011 A nach
Energiearten (naherungsweise tatsachliche Jahresenergiemenge)

in TWh/a *) 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Wasserkraft 24,9 19,6 20,6 21,3 22,2 22,8 234 24,4 25,0
Windenergie 7,6 27,2 37,8 70,7 114,8 152,3 189,9 232,6 260,0
- onshore 7,6 27,2 37,6 62,6 81,8 91,2 100,5 117,5 132,0
- offshore - - 0,2 8,1 33,0 61,1 89,4 1151 128,0
Photovoltaik **) 0,06 1,3 11,7 30,4 45,1 50,1 55,1 59,0 63,8
Biomasse 4,7 14,0 33,3 43,2 49,6 53,3 56,9 59,2 59,2
- Biogas, Klar-, Depo- 2,0 3,9 16,9 21,3 23,0 24,4 25,7 28,1 28,1
niegas; Pflanzendle

- feste Biomasse 0,9 7,0 11,8 16,3 20,7 23,0 25,2 25,2 25,2
- biogener Abfall 1,8 3,1 4,6 5,6 59 5,9 59 59 59
Erdwarme 0 0 0,03 0,4 1,7 4,1 6,5 12,6 19,2
EU-Stromverbund - - - - 1,0 10,0 19,0 46,4 61,9
- solarthermische KW - - - - - - 7,0 31,4 41,9
- Wind, andere EE - - - - 1,0 10,0 12,0 15,0 20,0
EE-Strom gesamt 37,2 62,1 103,5 166,5 2345 292,7 350,9 434,2 489,3
EE-Strom nur Inland 37,2 62,1 103,5 166,5 233,5 282,7 3319 387,8 427,4

*) Daten bis 2010 aus [AGEE-Stat 2011], Stand Juli 2011
**) zu PV-Ausbau 2015 und 2020 siehe auch Fuf3note 15

Das EE-,Stromangebot* wird zunehmend von fluktuierendem EE-Strom gepragt. Derzeit
belauft er sich (Wind, Photovoltaik) bezogen auf den gesamten Bruttostromverbrauch erst
auf 8%. Bis 2020 steigt er bereits auf 28%, bis 2050 auf 55%. Der bis 2020 deutliche Anstieg
dieser Kennziffer zeigt, wie rasch die Anpassung von Kraftwerken und Netzen an diese
Eigenschaften der EE erfolgen muss, damit die Stromversorgung jederzeit stabil und gesi-
chert bleibt. In Zusammenhang damit wachst die installierte EE-Leistung besonders deutlich
(Tabelle 4-4), da die Auslastung®® der EE-Stromerzeugung aus Sonne und Wind in Deutsch-

1% Gemittelte Werte der jeweiligen Technologie fiir die Szenariorechnung (linker Wert: gegenwartig; rechter Wert:
langerfristig erreichbar). H6here Werte sind fur einzelne Regionen mdglich.
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land zwischen 850 und 950 h/a (PV), zwischen 1800 und 2700 h/a (Wind an Land) und
zwischen 3300 und 4000 h/a (Wind offshore) liegen.

Mit 117 GW installierter EE-Leistung im Jahr 2020, davon 46% Photovoltaikleistung, liegt
dieser Wert deutlich tber der zu erwartenden Netzhdchstlast 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 39% der Strommenge der Windkraft erzeugt. Allein diese
Angaben weisen auf den spatestens ab 2020 stark wachsenden Bedarf an Ausgleichs- und
Speichermoglichkeiten fur den anfallenden EE-Strom hin (vgl. dazu Kapitel 6). Aus diesem
Grund wird nach 2030 im Szenario eher das Wachstum des internationalen Stromverbunds
und der ,heimischen* Offshore-Windenergie bevorzugt, wahrend sich das Wachstum der
heimischen PV-Leistung im Szenario 2011 A langerfristig wieder abschwéacht.

Tabelle 4-4: Installierte Stromleistung erneuerbarer Energien im Szenario 2011 A (Leistungen
zum jeweiligen Jahresende)

in GW *) 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

Wasserkraft 4,24 4,33 4,40 4,51 4,70 4,80 4,92 5,09 5,20
Windenergie 6,1 18,43 27,20 36,91 49,00 58,11 67,23 77,47 82,80
- onshore 6,1 18,43 27,11 33,93 39,00 41,36 43,73 47,97 50,80
- offshore - - 0,09 2,94 10,00 16,75 23,50 29,50 32,00
Photovoltaik **) 0,076 1,98 17,32 38,52 53,50 57,26 61,02 63,31 67,21
Biomasse 1,17 3,12 6,34 8,08 8,96 9,48 10,00 10,38 10,38
- Biogas, Klargas u.a. 0,39 0,70 2,96 3,63 3,72 3,90 4,16 4,45 4,45
- feste Biomasse 0,19 1,21 2,03 2,83 3,54 3,88 4,14 4,23 4,23
- biogener Abfall 0,59 1,21 1,35 1,62 1,70 1,70 1,70 1,70 1,70
Erdwérme - - 0,01 0,08 0,30 0,65 1,00 1,94 2,95
EU-Stromverbund - - - - 0,35 1,98 3,60 8,15 10,45
- solarthermische KW - - - - - - 1,20 5,15 6,55
- Wind, andere EE - - - - 0,35 1,98 2,40 3,00 3,90
EE-Strom gesamt 11,57 27,85 55,27 88,09 | 116,81 | 132,28 | 147,76 | 166,33 | 178,99

*) Daten bis 2010 aus [AGEE-Stat 2011], Stand Juli 2011
**) zu PV-Ausbau 2015 und 2020 siehe auch Fuf3note 15

Die installierte EE-Leistung wéachst bis 2050 auf insgesamt 179 GW, wenn die anteilige
Leistung des EE-Imports mit berlicksichtigt wird. Im Szenario 2011 A sind davon allerdings
rund 40 GW (110 TWh/a) fir die Bereitstellung von EE-Wasserstoff (bzw. EE-Methan im
Szenario 2011 B) als Speichermedium und als Kraftstoff vorgesehen, die von dem flexiblen
.verbraucher” Elektrolyse entsprechend dem EE-Angebot aufgenommen werden.

Das den gegenwartigen EE-Strommarkt dominierende Wachstum der Photovoltaik macht
auch Abbildung 4.12 deutlich. Mit 7,4 GW Zubau im Jahr 2010 und 7,5 GW im Jahr 2011
bewirkte sie eine sprunghafte Steigerung der jéhrlich installierten gesamten EE-Leistung auf
knapp 10 GW/a in diesen beiden Jahren. Um zu vermeiden, dass die daraus resultierenden
finanziellen Belastungen die Akzeptanz des EEG gefahrden, ist ein deutlicher Riickgang der
jahrlich installierten PV-Leistung erforderlich (vgl. dazu auch Kapitel 7). Der weitere Zubau
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wird daher mit 4 GW in 2012 angenommen, um sich dann bis 2020 auf 3 GW/a einzupen-
deln. Bis etwa 2015 bleibt die Photovoltaik hinsichtlich der jahrlich installierten Leistung die
dominierende Einzeltechnik, danach wird sie wieder von der Windenergie abgeldst, die dann
an Land einen hohen Ersatzbedarf zu befriedigen hat und auf See steigende Installations-
zahlen aufweist. In 2020 werden wieder knapp 4,5 GW Windleistung (einschliel3lich nationale
Offshore-Anlagen) installiert. Ab 2020 pendelt sich im Szenario 2011 A die jahrlich zu instal-
lierende gesamte EE-Leistung flr mehrere Jahrzehnte auf rund 8 GW/a ein.

Die mittlere Auslastung des EE-Stromangebots im Szenario 2011 A betrug im Jahr 2010
rund 1870 h/a. Sie steigt bis 2020 auf 2100 h/a und schlieBlich bis 2050 auf rund 2750 h/a.
Grund ist zum einen die einzeltechnologische Steigerung der Auslastung durch weitere
technische Fortschritte und im Falle der Windkraft durch Anlagenauslegung (Rotor-
/Generator-Verhaltnis), zum andern die mittelfristig steigende Zunahme von EE-
Technologien mit héherer Auslastung, also Offshore-Windenergie, Geothermie und Import-
strom aus solarthermischen Kraftwerken.
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Abbildung 4.12: Jahrlich installierte Leistung der EE im Stromsektor im Szenario 2011 A (Neu-
installationen und Ersatz) *)
*) Daten bis 2010 aus [AGEE-Stat 2011], Stand Juli 2011; PV-Wert 2011 It. Angaben vom Jan. 2012

4.2.3 Gesamte Stromerzeugungsstruktur

Die Zielsetzungen des Energiekonzepts verlangen einen kompletten Umbau der Stromver-
sorgung innerhalb der néchsten Jahrzehnte. Die heute noch dominierende Stromerzeugung
aus Grofl3kraftwerken ohne Abwarmenutzung (70% der Bruttostromerzeugung in 2010;
weiterhin 13% fossile Kraft-Warme-Kopplung; 17% EE) weicht im Szenario 2011 A — das die
Zielsetzungen des Energiekonzepts abbildet — einer Stromversorgungsstruktur, die zu tber-
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wiegenden Teilen auf der dezentralen, groRRraumig verteilten EE-Stromerzeugung beruht. In
2050 decken diese Anlagen (ohne Wind-Offshore) 52% der Stromnachfrage; grof3ere EE-
Anlagen (Wind-Offshore; EE-Import) sind mit 33% beteiligt, weitere 12% kommen aus fossi-
ler Kraft-Warme-Kopplung. Mengenmafig ist die Stromerzeugung aus fossilen Kondensati-
onskraftwerken nur noch mit 3% beteiligt und dient ausschlie3lich der Sicherstellung ausrei-
chender Leistung in Zeiten eines zu geringen EE-Angebots. Zur ,Halbzeit* dieser Transfor-
mation, in 2030, muss dieser Prozess schon weit fortgeschritten sein: 34% dezentraler EE-
Erzeugung, 5% Stromerzeugung aus grof3eren EE-Anlagen und 19% fossiler KWK stehen
dann nur noch 42% Kondensationsstromerzeugung gegentber. Der Transformationsprozess
muss also rasch und moglichst effizient ablaufen.

In Tabelle 4-5 sind die Kenndaten dieses Prozesses zusammengestellt. Bis 2020 ermdgli-
chen die Reduktion der Stromerzeugung um 54 TWh/a und ein Zuwachs der EE um
131 TWh/a sowohl die Kompensation von 74 TWh/a Kernenergiestrom als auch einen Ruck-
gang der fossilen Stromerzeugung um 111 TWh/a. Die verbleibende fossile Erzeugung wird
in deutlich starkerem Ausmald in KWK erzeugt. Die CO,-Emissionen der Stromerzeugung
sinken dementsprechend um 45% auf 153 Mio. t CO,/a. Bis 2050 wird die Stromerzeugung
mit noch 21 Mio. t CO,/a nahezu emissionsfrei. Die installierte Bruttoleistung steigt wegen
des EE-Ausbaus betréchtlich; ein wachsender Teil davon ist allerdings nicht jederzeit ein-
setzbar und kann nur in sehr begrenztem Ausmal} gesicherte Leistung bereitstellen.

Deshalb wird auch in 2050 noch eine Leistung in thermischen Kraftwerken von etwa 38 GW
bendtigt. Im Szenario 2011 A werden davon 3,3 GW bereits mit EE-Wasserstoff versorgt, der
zuvor aus EE-Stromiberschiissen gewonnen wurde. Hinzu kommen knapp 20 GW Leistung
von Wasserkraft, Biomasse und Geothermie und eine Speicherleistung (Pumpspeicher,
andere) in der GréRenordnung von 9 GW. Mit sinkender Endenergienachfrage und zukuinftig
verstarktem Lastmanagement sinkt auch die auftretende Héchstlast, so dass in einer ersten
Naherung geniigend gesicherte Leistung auch in 2050 zur Verfiigung steht.*’

Entsprechend der sich andernden Anforderungen an die fossilen Kraftwerke &ndern sich
auch deren Volllaststunden. In 2010 betrug die mittlere Auslastung aller fossilen Kraftwerke
knapp 4600 h/a. Dieser Wert sinkt bis 2020 auf 3700 h/a, bis 2030 auf 3300 h/a und betragt
in 2050 nur noch 2 200 h/a. Dies kennzeichnet den Ubergang von der heutigen Grund- und
Mittellastbereitstellung von Strom hin zu einer ausschlie3lichen Deckung der verbleibenden
Residuallast mit hohem Leistungsbedarf, aber geringer Stromproduktion. Dementsprechend
verschiebt sich auch der Beitrag der einzelnen fossilen Energietrager. Wahrend derzeit 74%
des fossilen Stroms aus Kohle bereitgestellt werden, sind es bereits in 2020 nur noch 55%.
In 2050 werden nur noch 15% der geringen fossilen Stromerzeugung in Kohle-(Heiz-) Kraft-
werken bereitgestellt (Abbildung 4.13). Das sich @ndernde Anforderungsprofil an fossile
Kraftwerke muss sich auch in anderen Markbedingungen fir die fossile Stromerzeugung
niederschlagen. Mittelfristig muss neben der erzeugten Strommenge auch die bereitgestellte
Leistung honoriert werden, weil diese entscheidend ist fur das reibungslose Funktionieren
einer vorwiegend auf EE beruhenden Stromversorgung.

" Zur genauen Darstellung der Residuallast und der daraus resultierenden notwendigen Leistungen, des Last-
managements und des Einsatzes von Speichern wird auf das Kapitel 6 verwiesen.
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Tabelle 4-5: Kenndaten der gesamten Stromversorgung im Szenario 2011 A*®

Stromerzeugung, TWh/a 2008 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Kernenergie 149 141 92 67 0 0 0 0
Kohlen *) 289 280 225 145 142 82 40 12
Erdgas, Ol 100 98 102 117 123 115 88 66
Erneuerbare Energien 93 103 166 235 293 351 434 489
EE-Wasserstoff 0 0 0 0 0 0 0 7
Bruttostromerzeugung***) 631 622 585 564 558 548 562 574
Fossile Stromerzeugung *) 389 378 327 262 265 197 128 78
KWK-Erzeugung; fossil, EE**) 92 91 107 140 144 139 129 119
Bruttostromverbrauch 612 610 592 573 567 558 572 584
Endenergie Strom 524 516 504 484 467 450 424 393
Bruttoleistungen, GW 2008 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Kernenergie 21,4 21,4 11,4 8,6 0 0 0 0
Kohlen 53,1 52,7 50,6 34,4 34,0 21,4 13,0 4,6
Erdgas, Ol, 28,4 28,7 32,2 36,9 37,6 38,4 35,6 30,2
Biomasse, Geothermie und

Wasserkraft ***) 8,8 10,0 11,8 13,4 14,6 16,0 17,8 19,5
Wind, Fotovoltaik, EE-Import 29,8 44,5 75,4 102,8 117,3 131,8 148,9 160,5
Pumpspeicher, andere Sp. 6,5 6,5 6,5 8,0 8,0 9,0 9,0 9,0
EE-Wasserstoff 0 0 0 0 0 0 0 3,3
Gesamte Bruttoleistung 148 164 188 204 211 217 224 227
Nicht jederzeit einsetzbar ****) 48 61 91 112 124 133 145 153
Gesicherte Leistung, brutto 100 103 97 92 88 84 80 74
Bruttohdchstlast 84 83 81 77 73 70 65 59
Als Reserve zus. verbleibend 16 20 16 16 14 14 14 15
COz-Emissionen (Mio. t/a) 298 284 228 153 151 95 50 21
A) COz-Faktoren, kg/kWh el. 0,767 0,751 0,697 0,583 0,570 0,481 0,390 0,271
B) CO,-Faktoren, kg/kWh el. 0,473 0,456 0,389 0,271 0,271 0,173 0,089 0,037

*) einschliel3lich anorganischer Muill

**) KWK-Bruttostromerzeugung
***) gesamte Bruttostromerzeugung ohne Erzeugung in Pumpspeichern

**x¥) insbesondere Wind (90-95%), PV (98-99%); unvorhergesehene Ausfélle; ndherungsweise Abschéatzung

A) bezogen auf fossilen Strom

8 Details zur Kraft-Warme-Kopplung siehe Abschnitt 3.4.
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Abbildung 4.13: Struktur der Bruttostromerzeugung (ohne Pumpspeicher) im Szenario 2011 A

Aus den Bestandsdaten zur Kraftwerksleistung kann in Verbindung mit der Altersstruktur, der
erwarteten Nutzungsdauer der bestehenden Kraftwerke und dem in den Szenarien 2011
erwarteten Bestand auf den notwendigen Neubau bzw. auf die Stilllegung konventioneller
Kraftwerke geschlossen werden. Wegen des deutlichen Zubaus von EE zur Stromerzeugung
ist das Saldo von Zubau und Stilllegung von fossilen Kraftwerken in der Summe negativ. Fir
das Szenario 2011 A mit dem beschlossenen Ausstieg aus der Kernenergie bis 2022 ist ab
Stichjahr 2010 bis 2020 ein (kumulierter) Neubau von 23 GW Leistung in fossilen GroRRkraft-
werken erforderlich (Abbildung 4.14;Tabelle 4-6). Davon fallen rund 11 GW auf Steinkohle-
kraftwerke und 2,8 GW Braunkohlekraftwerke, die bereits im Bau sind, also sicher in Betrieb
gehen werden. Zusatzlich werden 9 GW Leistung in Erdgaskraftwerken bendtigt. Hinzu
kommen noch 3,8 GW gasgefeuerte dezentrale Blockheizkraftwerke (BHKW). Mehr als die
Halfte der Kraftwerke, namlich 12 GW, muss in KWK errichtet werden, damit die angestrebte
Ausweitung der KWK zeitgerecht stattfinden kann.

Damit dieser fossile Neuzubau den Transformationsprozess in Richtung EE nicht blockiert,
mussen parallel 36 GW fossile Altkraftwerke stillgelegt bzw. zumindest in die Kaltreserve
Uberfuhrt werden. 20 GW davon sind alte Steinkohlekraftwerke, 12 GW alte Braunkohle-
kraftwerke und 4 GW alte erdgasgefeuerte Gasturbinen oder GuD-Kraftwerke. Im Saldo
nimmt nur die Leistung von Gaskraftwerken und gasgefeuerten BHKW um 8 GW zu, davon
5 GW an GrofRRkraftwerken und 3 GW an BHKW.
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Abbildung 4.14: Stilllegung (kumuliert), Neubau (kumuliert) und resultierendes Saldo von
fossilen, nuklearen und regenerativen Kraftwerken im Szenario 2011 A (brutto)

Auch knapp 13 GW EE-Anlagen (Nutzungsdauer Wind ~20 a; Biomasse ~20 a; Photovoltaik
25 a; Wasserkraft 50 a) werden bis 2020 stillgelegt. Der Grof3teil davon (10 GW) sind Wind-
anlagen (u. a. wegen Repowering). Der Zubau von EE-Anlagen ist mit 75 GW jedoch we-
sentlich hoher, der Nettozuwachs liegt entsprechend bei 62 GW. Insgesamt werden somit im
Zeitraum 2011 bis 2020 Anlagen mit einer Leistung von 62 GW stillgelegt und 102 GW neu
errichtet, das Zuwachssaldo belauft sich auf 40 GW

Nach 2020 gehen im Szenario 2011 A keine neuen Kohlekraftwerke mehr in Betrieb. Es
werden bis 2030 allerdings weitere 9 GW neue Gasleistung erforderlich, um die Stilllegung
weiterer alter Gaskraftwerke zu kompensieren. Im Saldo sind in 2030 die Leistung in Gas-
kraftwerken (einschl. BHKW) 10 GW hoher als heute. Insgesamt sind im Szenario 2011 A in
2030 gut 70% der heutigen fossilen Kraftwerksleistung aufl3er Betrieb. An erneuerbaren
Anlagen gehen zwischen 2011 und 2030 insgesamt 44 GW aul3er Betrieb, 138 GW werden
neu errichtet (Tabelle 4-6).
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Tabelle 4-6: Kraftwerksbestand in 2005 und 2010 sowie Stilllegungen, Zubau und Bestand bis

bzw. in 2020 und 2030 (brutto)

Leistung in GW | 2020 2030
Still- Alt- Still- Alt-
Bestand legung | KW | Zubau | Bestand | legung | KW | Zubau | Bestand
2010- 2010- 2010- 2010-

Jahr 2005 | 2010 | 2020 2020 | 2020 2020 2030 2030 | 2030 2030
Kond. Kraftwerke 87,7| 89,8 44,4 45,4 15,0 60,4 72,0 17,8 23,7 41,5
-Steinkohle ***) 258| 255 17,8 7,8 8,5 16,2 22,5 3,0 7,6 10,6
-Braunkohle 211 215 11,9 9,6 2,8 12,4 18,7 2,8 2,8 5,6
-Erdgas/Ol/iibrig.Gase 175| 18,2 1,2 17,0 3,2 20,2 6,2 12,0 10,5 22,5
- Kernenergie 214 214 12,8 8,6 0,0 8,6 21,4 0,0 0,0 0,0
-Biomasse (ohne KWK) 1,9 3,2 0,8 2,4 0,6 3,0 2,2 1,0 1,8 2,8
Offentliche HKW 94| 10,1 3,6 6,5 4,5 11,0 6,8 3,3 7,1 10,4
- HKW Braunkohle 0,9 0,9 0,1 0,8 0,0 0,8 0,2 0,7 0,0 0,7
- HKW (Steinkohle, Miill) 4,3 4,2 1,9 2,3 2,1 4,4 2,6 1,6 2,2 3,8
- HKW (Erdgas +0I) 4,2 5,0 1,6 3,4 2,4 5,8 4,0 1,0 4,9 59
Nahwarme + Objekte 2,0 3,5 1,3 2,2 51 7,3 2,5 1,0 7,1 8,1
- BHKW(Gas;0l) 1,8 1,7 0,7 1,0 3,1 4,1 1,3 0,4 3,2 3,6
- BHKW.(Biomasse) 0,2 1,8 0,6 1,2 2,0 3,2 1,2 0,6 3,9 4,5
Industrielle KWK 4,8 5,0 1,8 3,2 6,3 9,5 3,4 1,6 8,4 10,0
- HKW (Steinkohle) 0,6 0,6 0,4 0,2 0,4 0,6 0,5 0,1 0,5 0,6
- HKW (Erdgas, OI) 3,7 3,7 1,2 2,5 3,5 6,0 2,4 14 4,0 53
- BHKW(Erdgas, Ol 0,1 0,2 0,1 0,1 0,6 0,7 0,2 0,0 1,2 1,2
- BHKW (Biomasse) 0,4 0,5 0,1 0,4 1,8 2,2 0,3 0,2 2,7 29
Regenerativ (ohne
Biomasse) 24,7 48)9 11,4 37,5 70,4 107,9 40,7 82| 1295 137,7
-Laufwasser
(+ Zulauf zu Speicher) 4,3 4,4 0,6 3,8 0,9 4,7 1,2 3,2 1,7 49
-Wind 18,4| 27,2 10,0 17,2 31,8 49,0 27,2 0,0 67,2 67,2
-Photovoltaik 20| 173 0,8 16,5 37,0 53,5 12,3 5,0 56,0 61,0
-Geothermie 0,0 0,0 0,0 0,0 0,3 0,3 0,0 0,0 1,0 1,0
- Europ. Stromverbund 0,0 0,0 0,0 0,0 0,4 0,4 0,0 0,0 3,6 3,6
Gesamte Erzeugung 128,6 | 157,3 62,5 94,8| 101,2 196,1| 1243 33,0| 1747 207,7
-Steinkohle ***) 30,7| 30,3 20,1 10,3 11,0 21,2 25,6 4,7 10,3 15,0
-Braunkohle 220 224 11,9 10,5 2,7 13,2 18,8 3,6 2,7 6,3
-Erdgas/Ol/iibrig.Gase 27,3| 28,8 4,8 24,0 12,8 36,8 14,1 14,8 23,8 38,5
Fossil (einschl. Mall) 80,0| 815 36,8 447 26,5 71,2 58,5 23,0 36,8 59,8
Kernenergie 214 214 12,8 8,6 0,0 8,6 21,4 0,0 0,0 0,0
Erneuerbare inkl. Bio-
masse, ohne biog. Mill 27,2| 54,4 12,9 41,5 74,8 116,3 44,4 10,0| 137,9 147,9
Fossile HKW 13,7| 144 5,2 9,2 8,4 17,6 9,6 4,8 11,5 16,3
Fossile BHKW 1,9 1,9 0,8 1,1 3,7 4,8 15 0,4 3,7 4,8
Biomasse BHKW 0,6 2,3 0,7 1,6 3,8 54 15 0,8 5,8 7,4
KWK gesamt 16,2| 18,6 6,7 11,9 15,9 27,8 12,6 6,0 21,0 28,5
fossile GroRRkraftwerke
gesamt 78,1| 79,6 36,0 43,6 22,8 66,4 57,0 22,6 33,1 55,0
- davon Steinkohle 30,7 30,3 20,1 10,3 11,0 21,2 25,6 4,7 10,3 15,0
- davon Braunkohle 22,0 224 11,9 10,5 2,7 13,2 18,8 3,6 2,7 6,3
- davon Erdgas; Ol,

ibrige Gase 254 | 269 4,0 22,9 9,1 32,0 12,6 14,4 20,1 33,7

*) ohne Pumpspeicherleistung; 2010 = 6,5 GW;,

***) einschliel3lich tGbrige feste Brennstoffe und Mill

**) einschlief3lich Mischfeuerung
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4.3 Szenario des Warmemarkts bis 2050

4.3.1 Gesamter Warmebedarf

Die groften Effizienzpotenziale im Warmebereich erschlielen sich im Raumwéarmesektor.
Wahrend der mittlere spezifische Endenergiebedarf fur Raumwarme des Wohngebaudebe-
standes in Deutschland derzeit in der GréRenordnung von 150 kWh/m?/a liegt, sind Niedrig-
energiegebaude mit einem spezifischen Endenergiebedarf von 40 kWh/m?a und darunter
technischer Standard im Neubausektor. Im Prinzip ist auch eine energetische Sanierung des
Wohngebaudebestandes auf das Niveau von Niedrigenergiegebauden technisch machbar.
Das Energiekonzept der Bundesregierung fordert daher auch eine Reduktion des Warmebe-
darfs von Gebauden (Primarenergie nach Definition EnEV) im gesamten Gebaudebestand
um 80% bis 2050, was neben weiter verscharften energetischen Standards fir Neubauten
ebenfalls umfassende energetische Sanierungen nahezu des kompletten Altbaubestandes
(sowie den kontinuierlichen Zuwachs erneuerbarer Energien zur Warmebereitstellung) erfor-
dert.

Wie in Abschnitt 3.2 dargelegt, gehen die Szenarien 2011 davon aus, dass sich der End-
energieverbrauch fir die Raumwarmebereitstellung in Wohn- und Nicht-Wohngebauden bis
2050 auf 1144 PJ und damit auf 43% des Niveaus von 2009 reduzieren lasst (Abbildung
3.3). Hier zeigt sich das groRRe Effizienzpotenzial energetisch anspruchsvoller Sanierungen
des Geb&udebestandes. Im Prozesswarmebereich ist das Effizienzpotenzial deutlich gerin-
ger als im Bereich der Raumwarme: Der Prozesswarmebedarf der Industrie sinkt trotz stei-
gender Bruttowertschdpfung des verarbeitenden Gewerbes von derzeit 1520 PJ (2009) bis
zum Jahr 2050 auf 1150 PJ, was einer Reduktion um 24% entspricht. Im GHD-Sektor geht
der Endenergieverbrauch fir Prozesswarme von 140 PJ (2009) um 29% auf 100 PJ zurick,
im Haushaltssektor von 140 PJ (2009) ebenfalls um 29% auf 100 PJ. Der Endenergiever-
brauch fur Warmwasser in privaten Haushalten sinkt von 320 PJ (2009) auf 234 PJ (-27%),
im Sektor GHD von 65 PJ (2008) auf 50 PJ (-23%) und in der Industrie von 25 PJ auf 12 PJ
(-52%). Der gesamte Endenergiebedarf fur Warme — Raumwarme, Warmwasser und Pro-
zesswarme — in allen drei Sektoren reduziert sich somit von 4876 PJ im Jahr 2009 um nahe-
ZU 43% auf 2790 PJ im Jahr 2050 (Abbildung 4.15). Hier zeigt sich die gro3e Bedeutung
einer verstarkten Effizienzstrategie im Bereich Warme und Kalte, insbesondere im Vergleich
zu der angenommenen Reduktion des Endenergieverbrauchs an Strom um vergleichsweise
geringe (aber dennoch nicht weniger ambitionierte) 25%.

Die grofiten Effizienzpotenziale werden beim Endenergieverbrauch fiir Raumwérme in
Wohngebauden (Rickgang um 929 PJ), fur Raumwarme im Sektor GHD (-512 PJ) und flr
industrielle Prozesswéarme (-370 PJ) mobilisiert. Diese drei Anwendungsbereiche machen
mit einer Reduktion von insgesamt 1811 PJ Uber 87% der gesamten unterstellten Minderung
des Endenergieverbrauchs im Warmesektor in den hier vorgestellten Szenarien aus.
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Abbildung 4.15: Endenergieeinsatz fiir Warme (einschlielBlich Stromeinsatz fiir Warme) im
Szenario A

4.3.2 Strukturwandel im Warmemarkt

Der Verbrauch fossiler Energietrager zur Warmeerzeugung sinkt im Szenario A kontinuier-
lich bis 2050 (s. Abbildung 4.15). Wahrend im Jahr 2009 noch 3933 PJ fossile Endenergie
(einschlief3lich Fern- und Nahwéarme, Objektversorgung und industrielle KWK, ohne Strom
aus fossilen Quellen) zur Warmeerzeugung verbraucht wurden, sinkt diese Menge um 70%
auf 1160 PJ im Jahr 2050. Den starksten Riickgang verzeichnen dabei Mineral6lprodukte,
Gas und Kohle, die bis zum Jahr 2050 im Raumwarme- und Warmwassermarkt stark zurtick
gedréangt werden (von einem Anteil von 82% im Jahr 2009 auf 25% im Jahr 2050, einschliel3-
lich Nah- und Fernwarme aus fossilen Brennstoffen). Fossile Brennstoffe — insbesondere
Erdgas - werden jedoch auch 2050 noch in signifikantem Umfang zur Bereitstellung von
Prozesswéarme und in der Kraft-Warme-Kopplung eingesetzt. Im Prozesswarmesektor ma-
chen sie im Jahr 2050 noch 59% des Endenergieverbrauchs aus. Dennoch sinkt auch der
direkte Einsatz von Erdgas von 2080 PJ (2009) um 65% auf knapp 700 PJ im Jahr 2050. Die
Erdgas-Mengen, die im Warmesektor freiwerden, stehen zur Deckung des zwischenzeitli-
chen (bis 2025) Anstiegs des Erdgasbedarfs zur Stromproduktion (BHKW, KWK, GuD- oder
GT-Kraftwerke zur flexiblen Stromerzeugung) zur Verfligung.

Der Beitrag der KWK zur Wéarmeversorgung in Deutschland (Fern- und Nahwarme ein-
schlielich Objekt-KWK aus fossilen Brennstoffen und Biomasse, ohne industrielle KWK und
Geothermie) steigt von derzeit (2010) 350 PJ bis 2020 auf 440 PJ/a, um dann bis 2050 mit
346 PJ wieder auf das derzeitige Niveau zu fallen. Der Ruckgang der KWK-
Warmeerzeugung nach 2020 liegt insbesondere in der Reduktion des Warmebedarfs auf-
grund effizienter Gebaudesanierung begriindet. Ferner steigt der Anteil netzgebundener EE-
Warme (s. u.), insbesondere Geothermie, Solarthermie und Biomasse, bis 2050 deutlich an
und tritt damit in Konkurrenz zu KWK-Warme auf dem kleiner werden Warmemarkt. Zu guter
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Letzt erfordert der flexible Einsatz der KWK zur besseren Integration fluktuierender erneuer-
barer Stromerzeugung die Umstellung bisher tendenziell warmegefihrter KWK-
Stromerzeugung hin zu einer stromgefihrten KWK mit langfristig zunehmender Direkterzeu-
gung (Heizkessel und Elektro-Heizer), was geringere Auslastungen der KWK-Anlagen und
damit langfristig auch eine geringere Warmeproduktion aus KWK nach sich ziehen wird.

Der Stromverbrauch zur Warmeerzeugung (Raumwarme, Warmwasser, Prozesswarme)
sinkt dank des effizienzbedingten Rickgangs des Warmebedarfs zwischen 2009 und 2050
um 46% (von 502 PJ auf 273 PJ, s. Abbildung 4.15). Mehr als die Halfte dieses verbleiben-
den Betrags (187 PJ) wird flr Prozesswarmeanwendungen eingesetzt, wo nur relativ geringe
Potenziale flr Stromeinsparungen existieren. Der Strombedarf fir Raumwéarme sinkt von
derzeit 134 PJ auf 90 PJ im Jahr 2050. Hierbei werden die Verringerung des Warmebedarfs
und der Abbau von Strom-Direktheizungen bzw. Speicherheizungen uberlagert von der
Zunahme des Stromverbrauchs fur Warmepumpen (von derzeit 8 PJ auf 52 PJ im Jahr
2050) sowie fur Klimatisierung von Wohn- und Geschéaftsgebauden. Durch den insgesamt
sinkenden Warmebedarf bleibt der Anteil der Elektrizitdt am Endenergieverbrauch fir Warme
mit Werten zwischen 10% und 12% nahezu konstant.

Im Raumwarmesektor zeigt sich am klarsten der Strukturwandel, der fur eine signifikante
Reduktion der Treibhausgasemissionen bei der Erzeugung von Warme und Kalte unabding-
bar ist (Abbildung 4.16). Tragende Séaule des Strukturwandels ist die Reduktion des End-
energieverbrauchs fur die Raumwarmebereitstellung durch eine durchgreifende energetische
Sanierung des Gebéaudebestandes und weiter ansteigende Anforderungen an die energeti-
sche Qualitéat von Neubauten. Im Szenario 2011 A sinkt dadurch der Endenergieverbrauch
fur Raumwéarme in den Sektoren Haushalte, Industrie und GHD von derzeit (2010) 2770 PJ
bis 2050 auf 1144 PJ (41% des Ausgangswertes). Lag der mittlere spezifische Endenergie-
verbrauch des Wohngeb&udebestandes im Jahr 2010 noch bei ca. 150 kWh/m?a, wird
dieser im Mittel bis 2050 auf 63 kWh/m?/a reduziert werden.

Die zweite wesentliche Saule der Dekarbonisierung der Raumwarmeerzeugung ist die Ande-
rung in der Beheizungsstruktur. Dominieren derzeit noch fossil befeuerte Einzelanlagen
(insbesondere Erdgas, aber auch Heizdl) die Raumwéarmeerzeugung, werden bis 2050
einerseits die anteilige Nutzung von KWK-Warme (auch aus fossilen Energietragern, insbe-
sondere Erdgas), aber auch die stetig zunehmende Warmebereitstellung aus erneuerbaren
Quellen zur Reduktion des (fossilen) Primarenergieverbrauchs fir Raumwarme beitragen.

Wie Abbildung 4.16 illustriert, sinkt der Einsatz fossiler Brennstoffe zur Raumwarmeerzeu-
gung mittels individueller Heizungen im Szenario 2011 A von derzeit 1909 PJ/a auf praktisch
null (65 PJ) im Jahr 2050. Wahrend Fern- und Nahwarme aus fossil befeuerten Heizkraft-
werken zwischen 2009 und 2050 von 336 PJ auf 243 PJ abnimmt, steigt deren relativer
Anteil am EEV fir Raumwarme von 13% (2009) auf 21% (2050). Nahwéarme aus erneuerba-
ren Quellen tragen derzeit nur ca. 5% zum EEV fur Raumwarme bei (hauptsachlich Biomas-
se-Heizwerke und -Heizkraftwerke, Biogasanlagen). Dieser Anteil kann insbesondere durch
den Zubau von Nahwarme aus Solarthermie und tiefer Geothermie bis 2050 auf tber 40%
steigen. EE-Einzelanlagen (Solarthermie, Biomasse, Warmepumpen) decken rund ein Viertel
des EEV fir Raumwéarme im Jahr 2050. Der Stromverbrauch fir Raumwarme sinkt von
derzeit 134 PJ/a bis zum Jahr 2020 auf 97 PJ/a, um dann nur noch langsam bis 2050 auf
90 PJ/a zurlickzugehen. Diesem Trend liegt einerseits ein Riickgang der Elektro-Direkt- und
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-Speicherheizungen zugrunde, andererseits aber eine deutliche Zunahme des Einsatzes von
Warmepumpen fir Raumwarme sowie ein steigender Stromverbrauch fir die Klimatisierung
von Wohn- und Geschaftsgebauden.
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Abbildung 4.16: Endenergieeinsatz fur Raumwarme im Szenario 2011 A (einschlie3lich Strom-
einsatz fur Raumwarme)

Abbildung 4.17 illustriert, dass die Strategieelemente Effizienzsteigerung, KWK-
Warmenutzung sowie Einsatz erneuerbarer Energien fur die Prozesswarmebereitstellung
geringere Potenziale mobilisieren kénnen als im Falle der Raumwéarme: Im Szenario 2011 A
reduziert sich der Endenergieverbrauch fir Prozesswarme zwischen 2010 und 2050 von
1950 PJ/a auf 1350 PJ/a. Das entspricht einer Reduktion um 31%. Dieser relativ geringe
Rickgang liegt einerseits darin begrindet, dass Effizienzpotenziale insbesondere in der
industriellen Prozesswarme einerseits starker ausgereizt sind als z. B. im Gebaudesektor, so
dass weitere Effizienzsteigerungen schwerer zu verwirklichen sind. Andererseits unterstellt
das Szenario 2011 A ein stetiges Wachstum der Wirtschaftsleistung, mit dem tendenziell ein
steigender Prozesswarmebedarf einherginge. Der Einsatz von sowohl KWK-Warme als auch
erneuerbaren Energien im Prozesswarmebereich ist dadurch limitiert, dass eine Grof3zahl
von Prozesswarmeanwendungen Temperaturen erfordert, die erzielbare Temperaturniveaus
von KWK-Abwarme, Solarthermie, Geothermie und Warmepumpen Uberschreiten. Hoch-
temperatur-Prozesswarme wird daher auch im Jahr 2050 Uberwiegend aus fossilen Brenn-
stoffen (insbesondere Erdgas) und Strom bereitgestellt werden. Dementsprechend sinkt der
Anteil fossiler Energietrager (einschl. industrieller KWK) am EEV fir Prozesswarme im Sze-
nario A bis 2050 nur von 78% (2010) auf 59%, wéhrend der EE-Anteil (ohne EE-Strom) von
derzeit 6% auf 27% ansteigt. Der Anteil der Elektrizitat an der Prozesswarmeerzeugung
bleibt hingegen nahezu konstant bei 14 bis 16%.

Der (fossile) Primarenergieverbrauch (Primarenergiefaktoren nach EnEV) fir Heizung,
Luftung, Warmwasser und Klimatisierung von Wohn- und Nicht-Wohngeb&uden verringert
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sich im Szenario 2011 A von 3260 PJ im Jahr 2010 um tber 85% auf 440 PJ*® im Jahr 2050.
Damit wird das Ziel des Energiekonzepts, den Primérenergieverbrauch von Geb&auden bis
2050 um 80% zu reduzieren, erfullt. Der Riickgang des Primérenergieverbrauchs ist in erster
Linie eine Folge der Reduktion des Warmebedarfs, in zweiter Linie des Einsatzes von er-
neuerbaren Energiequellen im Warmesektor. Zum Primarenergieverbrauch (nach EnEV)
tragen im Jahr 2050 in erster Linie Nah- und Fernwarme aus fossil befeuerter KWK (ein-
schlielich Spitzenkessel) bei, aber auch die verbleibenden fossil befeuerten Einzelheizun-
gen (Erdgas und Heiz6l) sowie der (geringe) nicht-erneuerbare Anteil des Stroms fir War-
mepumpen und elektrische Warmwasserbereitung.
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Abbildung 4.17: Endenergieeinsatz fir Prozesswarme im Szenario 2011 A (einschlieBlich
Stromeinsatz fiir Prozesswarme)

Wegen der groRen Einsparpotenziale - in erster Linie beim Endenergieverbrauch fir Raum-
warme, aber auch bei der industriellen Prozesswarme - ermdglicht eine erfolgreiche Durch-
fuhrung der Effizienzstrategie (Reduktion der Wéarmenachfrage sowie Nutzung von KWK-
warme) eine beachtliche Verminderung der CO,-Emissionen im Warmesektor: Im Szenario
2011 A emittiert der Warmesektor im Jahr 2050 244 Mio. t CO/a weniger als 2010. Davon ist
der deutlich gréf3ere Teil (namlich 196 Mio. t CO,/a) auf Effizienzsteigerungen seit 2010
zurickzufuhren. Der Einsatz erneuerbarer Energien zur Warme- und Kalteerzeugung ver-
meidet bis 2050 weitere 48 Mio. t CO,/a. Die gesamte Warmebereitstellung (ohne Stroman-
teil) bewirkt dann nur noch Emissionen von 78 Mio. t CO,/a. Ohne eine erfolgreiche Mobili-

¥ Fiir 2050 ist dabei ein Primarenergiefaktor fir Elektrizitat von 0,5 angenommen (gegenuber 2,6 derzeit). In der
Abnahme des Primarenergiefaktors fir Elektrizitdt spiegelt sich der steigende EE-Anteil am Brutto-
Stromverbrauch (16,4% im Jahr 2009, 85,2% im Jahr 2050 im Szenario 2011 A) und damit der Riickgang der
Stromproduktion aus fossilen Brennstoffen wieder.
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sierung der Effizienzpotenziale ist daher effizienter Klimaschutz im Warmesektor nicht zu
verwirklichen.

4.3.3 Beitrag der erneuerbaren Energien im Warmemarkt

Erneuerbare Energien trugen im Jahr 2010 insgesamt 136 TWh (490 PJ) und damit 10,4%
zum Endenergieverbrauch an Warme (und Kalte) bei (ohne Stromeinsatz fir Warme und
Kalte)®®. Im Szenario 2011 A verdreifacht sich der EE-Einsatz zur Wa&rmebereitstellung
nahezu auf 366 TWh (1317 PJ) im Jahr 2050 (s. Abbildung 4.15). Erneuerbare Energien
decken damit dann 53% des Endenergieverbrauchs fir Warme (ohne Stromeinsatz zur
Warmeerzeugung) und tragen zu einer Vermeidung von CO,-Emissionen von rund 48 Mio. t
im Jahr 2050 bei. Tabelle 4-7 veranschaulicht die Beitrdge der einzelnen EE-Technologien
zur Warmebereitstellung. Derzeit (2010) dominiert die Biomasse — insbesondere die Ver-
brennung fester Biomasse in Einzeléfen in Haushalten — den EE-Wéarmesektor. Solarkollekt-
oren und Umweltwdrme aus Warmepumpen tragen jeweils weniger als 4% zur gesamten
EE-Wéarme bei. Die EE-Warmeproduktion aus Biomasse nimmt bis zum Jahr 2040 um im
Mittel 1,4% pro Jahr zu und verbleibt dann auf einem Niveau von 175 TWh (630 PJ), womit
das Potenzial der Biomasse fur den Warmesektor nach den hier gesetzten Rahmenbedin-
gungen ausgeschopft ist.

Damit auch nach Ausschépfung des Biomassepotenzials eine weitere Steigerung des EE-
Anteils im Warmesektor méglich ist, muss eine deutliche Beschleunigung der Ausbaudyna-
mik bei Solarkollektoren und bei der Umweltwdrme/Geothermie stattfinden. Dieser sollte
bereits jetzt eingeleitet werden. Im Szenario 2011 A wird diese ,notwendige* Wachstumsdy-
namik abgebildet, um deutlich zu machen, dass es einer grundsatzlichen Veranderung der
Marktsituation im Warmebereich bedarf. Ausgegangen wird von einem deutlichen Zuwachs
bei der Warmebereitstellung aus Einzelanlagen, namlich fir Wéarmepumpen von durch-
schnittlich 8,3%/a bis 2030 und bei Solarkollektoreinzelanlagen (einschliel3lich Prozesswar-
meanlagen) von 9,7%/a. Noch deutlich héher wachsen im Szenario 2011 A die bisher noch
kaum entwickelten Segmente der Nahwarmeversorgung durch Kollektoren und Geothermie.
Bei der tiefen Geothermie sind es 18,4%/a bis 2030, solare Nahwarmeanlagen wachsen
sogar mit 22%l/a. Gelingt diese beachtliche Marktausweitung, kénnen beide Segmente bis
2050 gut 50% der EE-Warmebereitstellung (zusammen 185 TWh/a) sichern. Solarthermie
und die Geothermie (einschlie3lich Warmepumpen) teilen sich dann diesen Beitrag zu nahe-
zu gleichen Teilen.

Aus heutiger Sicht kann das Wachstum der Einzelanlagen mit dem diskutierten Forderin-
strumentarium erreicht werden. Darauf weisen auch die einschlagigen Roadmaps der War-
mepumpen- und der Solarkollektorbranche hin. Damit kdnnen im Jahr 2030 zwar gut
60 TWh/a EE-Warme gegentiber derzeit nur 4,5 TWh/a bereitgestellt werden. Nahwérmean-
lagen konnten aber nochmals rund 38 TWh/a EE-Warme hinzufiigen und damit die beiden
Technologien in die Nahe der Warmenutzung aus Biomasse bringen.

Der dafiir ndtige Netzausbau stellt — neben den oben erwahnten unzureichenden Fordermit-
teln — ein schwerwiegendes strukturelles Hemmnis zum Erreichen hoher EE-Anteile im

2% Nach Definition der AGEE-Stat (Bezug ist der gesamte Endenergieverbrauch fiir Warme, also einschlieBlich
Stromeinsatz fir Warmezwecke) lag der Anteil in 2010 bei 9,5% [AGEE-Stat 2011] (Stand Juli 2011).
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Warmemarkt dar. Als Folge dieser im Szenario 2011 A unterschiedlichen Wachstumsdyna-
miken von EE-Nahwarme und Einzelanlagen uUbertrifft der Beitrag netzgebundener EE-
Wwarme aus Biomasse (Heizwerke sowie KWK-Warme aus Heizkraftwerken und Biogasanla-
gen), Solarthermie und tiefer Geothermie ab 2030 den Beitrag von Einzelanlagen (Tabelle
4-7). Im Jahr 2050 stellen sie im Szenario 2011 A mit 192 TWh (692 PJ) tber 50% der ge-
samten EE-Warme. Hinzu kommt noch genutzte Abwarme in Hohe von 26 PJ/a aus wasser-
stoffversorgten BHKW. Damit kénnen die entsprechenden Effizienz- und 6konomischen
Potenziale von EE-Nahwarme gegeniiber EE-Einzelanlagen ausgereizt werden

Wie bereits bei der EE-Stromerzeugung erwahnt, sollte auch im EE-Warmemarkt die ge-
wahlte Aufteilung der einzelnen Technologien als ,,durchlassig” betrachtet werden. Entwickelt
sich etwa der Warmepumpenmarkt giinstiger als hier unterstellt, kdnnten damit mogliche
Wachstumsschwachen beim Kollektormarkt kompensiert werden. Anzustreben ist aber in
jedem Fall die im Szenario 2011 A unterstellte Gesamtsumme an EE-Warme als notwendi-
ger Beitrag zum Erreichen der Ziele des Energiekonzepts.

Tabelle 4-7: Warmebereitstellung aus erneuerbaren Energien im Szenario 2011 A

in TWh/a 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050
Biomasse 54,5 84,4 1249 | 1447 159,4 166,0 172,6 175,1 175,1
- Biogas, Klargas u.a. *) 15 55 19,8 25,6 27,3 28,9 30,2 32,7 32,7
- feste Biomasse 49,5 74,2 99,7 | 113,0 | 1254 | 130,6 | 1358 | 1358 | 1358
- biogener Abfall 3,5 4,7 54 6,2 6,5 6,5 6,5 6,5 6,5
- Einzelanlagen 42,2 49,3 68,0 70,5 73,7 74,8 75,8 75,8 75,8
- Nahwéarmeanlagen**) 12,3 35,1 56,9 74,2 85,7 91,2 96,8 99,3 99,3
Solarkollektoren 1,3 2,8 5,2 10,6 19,6 32,6 45,4 72,0 95,1
- Einzelanlagen 1,3 2,7 5,0 9,3 15,9 23,6 31,4 43,8 51,6
- Nahwarmeanlagen 0,0 0,1 0,2 1,3 3,7 9,0 14,0 28,2 43,5
Umweltwarme, Geothermie 1,5 1,7 6,0 13,9 25,4 39,4 53,4 74,3 89,6
- Einzelanlagen (WP) 1,5 1,7 55 11,2 17,4 23,6 29,9 36,0 40,5
- Nahwérmeanlagen 0,0 0,0 0,5 2,7 8,0 15,7 23,5 38,2 49,1
EE-Warme gesamt ***) 57,3 88,9 136,1 169,2 | 204,4 | 2379 | 2714 | 3214 | 359,8
- davon Einzelanlagen 45,0 53,7 78,6 90,9 | 106,9 | 122,0 | 137,1 | 155,7 | 167,0
- davon Nahwarme 12,3 35,2 57,5 78,3 97,5 115,9 134,3 165,7 191,8
Nachrichtlich:

ges. Strom fur Warme 150,0 152,5 148,5 149,5 134,4 122,3 108,1 | 201,21 94,0
- davon fir Raumheizung 36,0 35,0 34,1 31,0 27,0 27,0 26,0 25,5 25,3
- davon fiir WP 0,2 0,9 2,6 4,9 7,1 9,2 11,3 13,1 14,4

Ist-Daten nach AGEE Stat, Stand Juli 2011;

*) enthalt auch Deponiegas und flussige Brennstoffe; **) alle KWK-Anlagen sind unter Nahwarme aufgefihrt
***) ohne EE-Strom fur Warme (bei WP nur Anteil Umweltwarme) und ohne KWK-Warme aus EE-H;

Die Bereitstellung von EE-Warme wachst insgesamt bis 2030 mit einer Rate von durch-
schnittlich 3,7% pro Jahr deutlich langsamer als die EE-Stromproduktion, trotz der unterstell-
ten Beschleunigung des Ausbaus von Solarkollektoren und Warmepumpen. Darin spiegelt
sich das gegenwartig weniger wirksame energiepolitische Einflihrungsinstrumentarium im
Vergleich zum Strommarkt wider. Nach 2030 geht der Zubau im Sektor EE-Warme zurlick;
die mittlere Zubaurate 2009-2050 liegt bei 2,7%/a.
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Abbildung 4.18 illustriert die jahrlich zu installierenden thermischen Leistungen der EE-
Warmeerzeuger. Dabei wird sowohl der Neubau als auch der Ersatz von Altanlagen nach
Uberschreiten der technischen Lebensdauer beruicksichtigt. Der derzeitige Umsatz liegt in
der GroRenordnung von 5,5 GWy/a. Zurzeit werden uberwiegend Biomasse-Heizanlagen
(Einzelheizungen und Heizwerke) installiert. Der Umsatz an Biomasse- und Biogasanlagen
wird nach dem raschen Anstieg der Jahre 2003 bis 2007 in Zukunft weitgehend stabil bleiben
und sich zwischen 3 und knapp 4 GWy, jahrlich einpendeln. Fur Solarthermieanlagen (sowohl
Einzelanlagen als auch in Nahwéarmenetzen), tiefe Geothermie und Wéarmepumpen ist ein
deutlicher Zuwachs der jahrlich installierten Leistung zu erwarten. Im Jahr 2020 werden
jahrlich zu installierende EE-Leistungen von insgesamt 9,4 GWy/a erwartet. Solarthermische
Anlagen stellen dann mit 4,6 GW,,/a nahezu die Halfte der neu installierten Leistung. 30%
der neu installierten solarthermischen Anlagen speisen dann in Nahwarmenetze ein. War-
mepumpen werden mit einer Leistung von ca. 1 GWy/a installiert. Ein deutlicher Zubau
erfolgt mit 0,45 GWy/a auch bei der tiefen Geothermie (gegentuber heutigen Zubauraten von
ca. 0,05 GWy/a).

18000
16000 I M@ tiefe Geothermie
14000 - I B Warmepumpen
12000 | [1| OSolarthermie,

I Nahwéarme

O Solarthermie,
Einzelanlagen

@ Biogas-Anlagen

[ feste Biomasse
(KWK-Anlagen)

| feste Biomasse
(Heizanlagen)

Abbildung 4.18: Jahrlich installierte Leistung erneuerbarer Energien im Warmemarkt im Szena-
rio 2011 A (Neubau und Ersatz)

Nach 2020 steigt der jahrliche Zubau von EE-Warmeanlagen — insbesondere bei der
Solarthermie — weiter an. Ersatz alter EE-Anlagen spielt ab 2020 eine zunehmend wichtige
Rolle, wahrend heute noch der Einbau von EE-Anlagen in Neubauten bzw. der Ersatz fossil
gefeuerter Warmeerzeuger dominiert. Im Jahr 2030 werden fast 12 GWy/a an thermischen
EE-Anlagen installiert, im Jahr 2050 mehr als 17,6 GWy/a. Vergleicht man Abbildung 4.18
mit der entsprechenden Abbildung im Stromsektor (Abbildung 4.12), so zeigt es sich, dass
der Markt fur EE-Anlagen zur Warmeerzeugung in eine noch starkere Wachstumsdynamik
eintreten muss, als es in der Vergangenheit im Stromsektor geschehen ist, um zu den im
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Szenario 2011 A unterstellten hohen EE-Anteilen im Warmesektor bis 2050 (>50%) zu ge-
langen.

Dazu muss jedoch das gesamte Forderinstrumentarium besser und effektiver ausgestaltet
werden. Erforderlich wird insbesondere ein haushaltsunabhéngiges Foérderinstrument sein,
ahnlich dem EEG im Strombereich, um langfristig stabile Zuwachsraten sicherzustellen. Um
insbesondere das hohe Wachstum netzgebundener Warmeversorgungen zu gewahrleisten,
muss zusatzlich das Engagement ,vor Ort*, also im Bereich der kommunalen Planung und
Durchfiihrung von Bauvorhaben, starker als bisher im Mittelpunkt der Umsetzungsbemiihun-
gen stehen. Hierzu kénnen auch die in einigen Bundeslandern vorhandenen bzw. vorgese-
henen ,Klimaschutzgesetze dienen (NRW, BW), die von den Kommunen eine starkere
Beachtung von Klimaschutzbelangen bei ihrer Bauleitplanung und sonstigen Planungsaktivi-
taten verlangen. Diese Klimaschutzgesetze kdnnen insbesondere dazu fuhren, dass zukunf-
tig in den Kommunen griindliche und langerfristig angelegte Warmenutzungsplane bzw.
Energiekonzepte erstellt werden, in denen die Belange der EE, der dezentralen KWK und
der dazu erforderlichen Warmenetze ausreichend zur Geltung kommen.

4.4 Szenario des Verkehrssektors bis 2050

4.4.1 Verkehrsleistungen und resultierender Endenergieverbrauch

Basierend auf der angenommenen Entwicklung der gesamten Verkehrsleistungen, der Ziele
beziglich Elektromobilitéat im Stralenverkehr sowie plausibler Annahmen fiir einzelne Fahr-
zeugsegmente ergibt sich das Datengerist der Fahrleistungen aus Tabelle 4-8, im Falle der
Verbrennungsmotoren jeweils zugeordnet zum Verbrauch an fossilen und Biokraftstoffen.
Bei den Elektrofahrzeugen spielen sowohl bei den PKW als auch bei den leichten Nutzfahr-
zeugen zunachst die Hybride gegentber den rein elektrischen Fahrzeugen (BEV) die domi-
nierende Rolle. Bei den PKW wird entsprechend der Flottensimulationen davon ausgegan-
gen, dass erst nach 2040 die BEV aufgrund von Fortschritten bei der Leistungsfahigkeit und
der Kosten bei den Batterien den héchsten Fahrleistungsanteil erreichen werden, gefolgt von
Wasserstofffahrzeugen und den Hybriden. Fir 2020 und 2030 werden die politischen Ziele
von 1 Million bzw. 6 Millionen elektrisch angetriebenen PKW und LNF im Flottenszenario
erreicht. Hierbei ist berilicksichtigt, dass entsprechend der Flottensimulationen zunachst vor
allem fur Kunden mit hohen Jahresfahrleistungen Elektro- und insbesondere Hybridfahrzeu-
ge interessant sind. Die Zahl der elektrisch angetriebenen Fahrzeuge in den deutschen
Fahrzeugflotten (Straenverkehr insgesamt) steigt auf etwa 16 Millionen im Jahr 2040 und
etwa 22 Millionen bis zum Jahr 2050.
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Tabelle 4-8: Angenommene Entwicklung der Verkehrsleistungen in den Einzelsegmenten des
Personen- und Guterverkehrs im Szenario 2011 A

Einheit 2005 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Personenverkehr Mrd. pkm 1099 | 1129| 1143| 1153| 1151| 1147| 1099| 1053
PKW Mrd. pkm 856 868 869 870 867 864 822 782
- Benzin (einschl. Erdgas) | Mrd. pkm 562 481 430 364 341 334 189 94
- Diesel Mrd. pkm 273 341 338 332 275 169 90 47
- Elektrisch (BEV) Mrd. pkm 0 0 1,0 1,7 3,5 35 141 238
- Biodiesel Mrd. pkm 18 26 52 68 69 61 39 19
- Bioethanol Mrd. pkm 4 20 31 43 48 49 51 49
- Wasserstoffantrieb Mrd. pkm 0 0 0 0 26 52 156 178
- Plug-in-Hybride Mrd. pkm 0 0 17 61 104 164 156 156
Zweirader Mrd. pkm 18,8 16,4 16,8 17,9 18,5 18,6 18,4 18,1
- Benzin Mrd. pkm 18,6 15,8 15,6 15,3 14,9 11,9 9,5 7,0
- Bioethanol Mrd. pkm 0,1 0,7 1,2 1,8 2,1 4,1 5,3 7,1
- Elektrisch Mrd. pkm 0 0 0,1 0,8 1,5 2,5 3,0 3,0
- Wasserstoffantrieb Mrd. pkm 0 0 0 0 0 0,1 0,6 1,0
Bahn (Nah, Fern, OPNV) | Mrd. pkm 90 99 100 101 100 99 98 96
- Elektrisch Mrd. pkm 80 89 90 91 90 89 89 88
- Diesel Mrd. pkm 10,3 9,2 8,8 8,9 8,1 7,3 5,4 4,2
- Biodiesel Mrd. pkm 0,3 0,8 1,2 1,4 1,9 2,4 3,5 4,0
OPNV StraRe (Busse) Mrd. pkm 81 85 92 93 93 87 84 82
- Diesel Mrd. pkm 76 79 82 80 77 65 51 44
- Biodiesel Mrd. pkm 5 6 10 13 15 16 16 15
- Wasserstoffantrieb Mrd. pkm 0 0 0 0 0,1 1,0 6,5 13
- Plug-in-Hybride Mrd. pkm 0 0 0,1 0,7 1,3 5 10 11
Flugzeuge Mrd. pkm 53 61 65 70 73 78 77 75
- Kerosin Mrd. pkm 53 61 65 70 67 66 57 48
- Biokraftstoff BtL Mrd. pkm 0 0 0 0,1 5,8 12 20 27
Guterverkehr *) Mrd. tkm 563 624 714 798 840 888 929 912
LKW Mrd. tkm 403 459 532 587 612 637 650 606
- Diesel Mrd. tkm 378 427 468 493 505 513 486 390
- Biodiesel Mrd. tkm 25 32 65 92 92 92 90 79
- Wasserstoffantrieb Mrd. tkm 0 0 0 0 0 1,3 14 66
- Plug-in-Hybride Mrd. tkm 0 0 0 2 15 30 60 70
Leichte Nutzfahrzeuge Mrd. Fzg.-km 36 39 40 45 49 54 58 60
- Benzin Mrd. Fzg.-km 3,4 2,3 1,7 1,4 1,4 1,2 1,2 0,4
- Diesel Mrd. Fzg.-km 31 34 34 34 31 24 14 11
- Elektrisch (BEV) Mrd. Fzg.-km 0 0 0 0,9 2,3 53 8,5 11
- Biodiesel Mrd. Fzg.-km 2,1 2,5 4,3 57 5,8 7,0 5,6 4,2
- Bioethanol Mrd. Fzg.-km 0,02 0,10 0,12 0,16 0,20 0,22 0,31 0,19
- Wasserstoffantrieb Mrd. Fzg.-km 0 0 0 0 1,4 2,9 9,5 11,7
- Plug-in-Hybride Mrd. Fzg.-km 0 0 0,5 3,0 7,2 12,5 19 22
Bahn Mrd. tkm 95 107 116 138 152 171 191 214
- Elektrisch Mrd. tkm 85 97 106 128 143 162 182 205
- Diesel Mrd. tkm 9,8 9,8 8,3 7,5 6,9 6,1 4,6 3,4
- Biodiesel Mrd. tkm 0,25 0,88 1,6 2,0 2,2 3,0 4,5 5,7
Schiffe Mrd. tkm 64 56 64 72 74 78 85 90
- Diesel Mrd. tkm 63 52 57 63 61 57 55 54
- Biodiesel Mrd. tkm 1,4 3,9 7,1 9,4 13,4 215 30 36
Flugzeuge Mrd. tkm 1,0 1,3 1,5 2,0 2,3 2.4 2,5 2,5
- Kerosin Mrd. tkm 1,0 1,3 15 2,0 2,1 2,0 1,9 1,6
- Biokraftstoff BtL Mrd. tkm 0 0 0 0,1 0,2 0,4 0,6 0,9

*) ohne Rohrleitungen
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Die durch Biokraftstoffe abgedeckten Fahrleistungsanteile sind so gewahlt, dass in der
Summe analog zur Annahme in der Leitstudie 2010 [Nitsch et al. 2011] der Biokraftstoffver-
brauch des Verkehrs bei maximal 300 PJ liegt. Mit diesem Datengeriist kann gezeigt wer-
den, dass die in den Szenarien abgebildete Entwicklung der Energieverbrauche im Verkehr
mit plausiblen Entwicklungspfaden zur Fahrleistung unterlegt sind. Dieses Datengerust
ersetzt jedoch in keiner Weise die Notwendigkeit fir ein langfristiges Konzept der Mobilitat
und der Marktentwicklungen in allen Verkehrssegmenten in Deutschland. In weitergehenden
Untersuchungen und Projekten mussen hierzu mit geeigneten Analyseinstrumenten die
Marktpotenziale der einzelnen Fahrzeugkonzepte und daraus robuste Szenarien der Ver-
kehrsentwicklung erarbeitet werden.

Aus den spezifischen Verbrauchen in Tabelle 3-2 sowie den oben dargestellten Fahrleistun-
gen kann der Endenergieverbrauch im Verkehr ermittelt werden (Tabelle 4-9). Hierzu sind fur
die Plug-in-Hybride zusatzlich Annahmen zu den Endenergieanteilen von Strom und den
moglichen Kraftstoffen erforderlich. Es wurde angenommen, dass die Fahrleistung der Hyb-
ride im PKW-Sektor zu 80%, bei den LNF zu 50%, den LKW zu 30% und bei den Bussen zu
60% elektrisch, d. h. durch erneuerbaren Strom abgedeckt werden. Der verbleibende Kraft-
stoffverbrauch der Hybride zur Erzeugung von Fahrstrom wird im Jahr 2050 im Mittel zu etwa
30% durch Biokraftstoffe gedeckt. Bei den PKW wurde zudem angenommen, dass auch bei
den Hybriden anteilig Wasserstoff eingesetzt wird. Mit den oben genannten Annahmen sinkt
der Endenergieverbrauch im Personenverkehr bis 2020 um 18% auf etwa 1500 PJ/a und bis
zum Jahr 2050 um Uber 55% auf 820 PJ/a. Dieser starke Verbrauchsriickgang ist die Folge
des hohen Anteils der effizienten elektrisch angetriebenen Fahrzeuge (BEV, Hybride und
FCV) sowie der Effizienzgewinne bei den konventionellen Fahrzeugen durch Hybridisierung
und weiterer technischer Entwicklungen beziglich Antrieb und Reduzierung des Fahrzeug-
gewichts. Ebenso macht sich der generelle Rickgang der Personenverkehrsleistung ab
2030 beim Endenergieverbrauch bemerkbar.

Tabelle 4-9: Entwicklung des Endenergieverbrauchs im Personen- und Giterverkehr im
Szenario 2011 A

PJ/a 2005 | 2008 | 2009 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050
Personenverkehr 1859 | 1818 | 1819 | 1834 | 1694 | 1507 | 1325 | 1190 990 820
PKW 1439 | 1373 | 1384 | 1400 | 1250 | 1068 895 778 613 466
Zweirader 22 19 19 19 19 18 18 17 15 14
Bahn (Nah, Fern, OPNV) 44 45 44 44 41 39 36 34 32 31
OPNV (Busse) 44 43 44 44 45 41 40 34 31 28
Flugverkehr 309 338 328 328 340 342 335 326 299 280
Guterverkehr 726 748 717 723 787 830 815 783 753 701
LKW 516 526 506 506 565 597 577 558 540 501
Leichte Nutzfahrzeuge 131 137 132 133 130 127 126 114 101 90
Bahn Gulterziige 31 33 29 31 32 34 35 36 38 38
Schiffsverkehr 13 13 11 11 12 14 14 14 15 16
Flugverkehr Fracht 35 40 39 42 47 59 64 60 58 56
Endenergie gesamt 2585 | 2565 | 2537 | 2557 | 2481 | 2337 | 2140 | 1973 | 1743 | 1521

Wegen der betrachtlichen Wachstumstendenzen im Giterverkehr dampft die Effizienzsteige-
rung hier mittelfristig nur den Verbrauchszuwachs. Der Endenergieverbrauch des Guterver-
kehrs steigt bis 2020 noch um 15% und liegt im Jahr 2050 mit rund 700 PJ/a nur 3% unter
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dem Verbrauch des Jahres 2010. Insgesamt sinkt der Endenergieverbrauch des Verkehrs
bis 2020 um 9% und bis 2050 mit etwa 1520 PJ/a um Uber 40% gegentber dem heutigen
Verbrauch (das entspricht 10% bzw. 41% bezogen auf das Jahr 2005 entsprechend den
Zielen des Energiekonzepts).

4.4.2 Beitrag der erneuerbaren Energien im Verkehr

Erneuerbare Energien im Verkehr kommen im Szenario 2011 A in Form von unterschiedli-
chen Biokraftstoffen, in Form von EE-Strom fiir den direkten Einsatz in der Elektromobilitat
sowie als Uber die Elektrolyse erzeugter EE-Wasserstoff zum Einsatz. Wesentlicher Grund
fur die Berlcksichtigung der Option ,Wasserstoff* (bzw. alternativ von EE-Methan im Szena-
rio 2011 B) sind zum einen die hohen ,Stromuberschisse”, die bei hohen fluktuierenden EE-
Beitragen an der Stromerzeugung auftreten und aus Effizienz- und Kostengriinden gespei-
chert bzw. genutzt werden missen. Diese gespeicherte Energie kann dann wieder in thermi-
schen Kraftwerken bzw. HKW/BHKW zur Stromerzeugung eingesetzt, aber auch in den
Bereichen Warme und Verkehr als erneuerbarer Brenn- bzw. Kraftstoff Einsatz finden. Die
Erzeugung von Wasserstoff aus EE-Strom ist in diesem Szenario zum anderen erforderlich,
um den erneuerbaren Anteil am Endenergieverbrauch im Verkehr entsprechend der Ziele zu
erhéhen, da einerseits die nachhaltigen Biokraftstoffpotenziale langfristig begrenzt sein
werden und andererseits batterieelektrische Fahrzeuge aufgrund der
Reichweitenbegrenzung voraussichtlich auch langfristig nur teilweise die Fahrzeugmarkte
abdecken konnen. Der Einsatz von Wasserstoff im Verkehr ist eine zuséatzliche, naheliegen-
de Nutzungsmadglichkeit, da der Einsatz von Wasserstoff als Kraftstoff in Verbrennungsmoto-
ren und Brennstoffzellen bereits vielfach erfolgreich demonstriert wurde [UBA 2006], auch
wenn die Kosten der Technologien heute noch sehr hoch liegen. Fir die Bereitstellung des
Wasserstoffs im Verkehr werden einerseits dezentrale Elektrolyseanlagen an Tankstellen
(einschl. Speicher), andererseits zusatzlich zentrale Elektrolyseanlagen und Speicher zum
Beliefern der Tankstellen angenommen, so dass durchgehend die Versorgungssicherheit
gewahrleistet ist. Somit wird keine grof3rAumige Wasserstoffinfrastruktur zur Verteilung
bendtigt. Fur die im Szenario 2011 A im Jahr 2050 ermittelte Wasserstoffmenge in Hohe von
242 PJ/a (67 TWh/a) werden 88 TWh/a Strom bendétigt. Der Wasserstoffeinsatz im Verkehr
wird im Szenario etwa ab dem Jahr 2025 bedeutend, mit dann bereits einem Endenergiebei-
trag in Hohe von 30 PJ/a.

In Tabelle 4-10 und Abbildung 4.19 sind die aus den Annahmen und Berechnungen resultie-
renden Endenergieverbrduche im Verkehr mit einer Aufschlisselung der erneuerbaren
Beitrage wiedergegeben. Die Abbildung 4.19 stellt den starken Rickgang des Endenergie-
bedarfs im Verkehr sowie die erneuerbaren Energieanteile dar. Der Einsatz an fossilen
Kraftstoffen sinkt zwar deutlich, bedingt durch den Dieselverbrauch im Schwerlastverkehr
sowie den Kerosinbedarf des Flugverkehrs verbleibt im Jahr 2050 aber immer noch ein
signifikanter Verbrauch von etwa 760 PJ. Der Erdgaseinsatz im PKW-Sektor wurde in An-
lehnung an [WWF 2009] angenommen. Der Einsatz von erneuerbaren Kraftstoffen (Biokraft-
stoff und EE-Wasserstoff) wachst bis 2050 gegeniber heute um etwa den Faktor Vier. Nach
2025 steigt der Stromverbrauch durch Elektromobilitat tber den Stromverbrauch des Schie-
nenverkehrs (einschlie3lich ortliche Verbrauche und Verluste) und erreicht einen Wert von
knapp 160 PJ (44 TWh) im Jahr 2050. Wahrend die Kraftstoffverbruche im Stral3enverkehr
aufgrund der Elektromobilitat in der Summe um mehr als die Halfte zuriickgehen, sinkt der
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Kraftstoffverbrauch im Flugverkehr aufgrund der Zunahme der Verkehrsleistungen trotz der
Effizienzgewinne nur etwa auf das Niveau des Jahres 2005. Dem Flugverkehr wurde tber
ein Drittel des Biokraftstoffpotenzials in Form von BtL (biomass to liquid) zugeordnet. Der
Bioethanoleinsatz steigt trotz der sinkenden Anzahl konventioneller Benzin-Fahrzeuge be-
dingt durch die Zunahme von Hybriden mit Benzinmotor auf 60 PJ im Jahr 2050. Der Biodie-
seleinsatz liegt in Folge des auch im Jahr 2050 hohen Anteils des StralRengiterverkehrs bei
etwa dem Doppelten im Vergleich zu Bioethanol.
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Abbildung 4.19: Endenergieverbrauch des Verkehrs im Szenario 2011 A nach Energietragern

Die erneuerbaren Anteile am Endenergieeinsatz im Verkehr erreichen bis 2020 mit 321 PJ/a
einen Anteil von 14%, bis 2030 mit 489 PJ/a von 25% und bis 2050 mit 752 PJ/a von knapp
50% (Abbildung 4.20). Die EE-Anteile nur bei den Kraftstoffen im StralBenverkehr liegen im
Szenario 2011 A entsprechend bei etwa 14%, 21% und 44%. Im Szenario 2011 A wird der
langerfristige Ausbau der Elektromobilitat soweit forciert, dass der Individualverkehr in Ver-
bindung mit der Nutzung von Biokraftstoffen und EE-Wasserstoff im Jahr 2050 einen erneu-
erbaren Anteil von lber 70% erreicht. Dazu ist es erforderlich, im Jahr 2050 ca. 50% der
Individualverkehrsleistung mit Elektrofahrzeugen abzuwickeln. Aufgrund der hohen Effizienz
und des groRen Marktpotenzials des Elektroantriebs im PKW-Sektor und des dadurch er-
reichbaren deutlich geringeren Endenergieverbrauchs ist es mdglich, hohere Beitrdge von
Biokraftstoffen und EE-Wasserstoff fur die anderen Verkehrsarten bereitzuhalten. Der sehr
weitgehende Einsatz von Elektrofahrzeugen und Wasserstoffantrieben erfordert gegentber
einem Szenario ohne diese neuen Fahrzeugkonzepte einen zusatzlichen Stromeinsatz in
Hohe von 44 TWh/a fur Elektromobilitat und 87 TWh/a fur Wasserstoff, der ausschlief3lich
aus Erneuerbaren bereitgestellt wird. Zur Erzeugung dieser Strommenge sind rund 50 GW
EE-Leistung erforderlich.
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Tabelle 4-10: Bereitstellung von Kraftstoffen aus erneuerbaren Energien im Szenario 2011 A
und Einsatz von EE-Strom

in PJ/a 2000 | 2005 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 [ 2030 | 2040 | 2050
Biokraftstoffe gesamt 11 81 129 214 266 287 300 300 300
EE-Kraftstoffe gesamt 11 81 | 129 | 214 | 266 | 317 | 360 | 473 | 542
Biodiesel 11 74 95 | 166 | 204 | 195 | 179 | 150 | 121
Bioethanol 0 7 34 48 60 60 60 60 60
Biokraftstoff BtL *) 0 0 0 0 2 32 61 90 | 119
EE-Wasserstoff 0 0 0 0 0 30 60 | 173 | 242
Stromeinsatz gesamt 57 58 59 67 89 111 150 189 216
EE-Strom Elektromobilitat 0 0 0 9 31 53 92 | 130 | 158
Strom fiir Ubrige **) 57 58 59 58 58 58 58 58 59
Endenergieverbrauch (EEV) | 2752 | 2585 | 2557 | 2481 | 2337 | 2140 | 1973 | 1743 | 1521
Kraftstoffe = EEV - Strom | 2695 | 2526 | 2498 | 2414 | 2248 | 2029 | 1824 | 1554 | 1305
StraRe 2365 | 2153 | 2101 | 2000 | 1819 | 1603 | 1410 | 1170 | 942
Bahn + Schiff 30 30 27 27 28 27 27 27 26
Flugzeug 300 | 344 | 370 | 387 | 400 | 399 | 387 | 357 | 336
g‘f(‘)cf;g'cr‘t“cr‘: fossile Kraft- 2684 | 2446 | 2369 | 2200 | 1982 | 1711 | 1464 | 1081 | 763
gAQ;Z':n'fﬁ]aoz Kraftstoffe 04 | 32| 52| 89 | 118 | 156 | 197 | 304 | 415
'g{‘rgeé'eEiE o Kraftstoffe 05 | 37| 60 | 105 | 143 | 175 | 207 | 31,8 | 436
Anteil EE (einschl. Strom)
am Endenergieverbrauch 0,4 34 54 9,6 13,7 18,7 24.8 37,2 49,3
Verkehr in %

*) nur fir Flugzeuge angenommen

- Szenario 2011A -

900

800

. Biodiesel

EE-Wasser- M[[[[[[[I

stoff

Pflanzendl

EE-Strom fur
Elektro-PKW

I:I Bioethanol

EE-Anteil an
Strom Schiene

~
o
o

D
o
o

500

400

300

EE-Endenergie fur Verkehr; PJ/a

200

100

2005 2006 2007

2008

2009

2010

2015

2020

2025

2030 2040

SZEN11/KRAFT-EE; 17.11.11

Abbildung 4.20: Beitrag erneuerbarer Energien im Verkehr im Szenario 2011 A
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5 Bandbreite unterschiedlicher Entwicklungen und Folgen
fur den zuktnftigen EE-Ausbau (Szenarienvergleich)

Das Szenario 2011 A bildet die Unterziele des Energiekonzepts der Bundesregierung, die
sich aus dem Hauptziel einer 80%igen Reduktion der Treibhausgase bis 2050 (gegeniber
1990) ergeben, vollstdndig ab. Damit sind Gréfie und Gewichtung der Hauptelemente ,Effizi-
enzsteigerung” und ,EE-Ausbau“ in gewissen Grenzen festgelegt. Mit der ,Vorgabe® einer
50%-igen Reduktion des Primérenergieverbrauchs bis 2050 ist beispielsweise der erforderli-
che Beitrag der Erneuerbaren zur THG- bzw. CO,-Minderung und damit die GréRenordnung
ihres Endenergiebeitrags im Wesentlichen vorgegeben. Diese Zielstruktur ist das Ergebnis
zahlreicher friherer Untersuchungen zur Entwicklung des Energieversorgungssystems
Deutschlands, sie kann deshalb als relativ ausgewogen und belastbar angesehen werden.
Dennoch ergeben sich weitere Fragestellungen, die zur Beurteilung des Energiekonzepts
von Bedeutung sind.

Zum einen existieren Freiheitsgrade in der Ausgestaltung einzelner Verbrauchssektoren
auch bei Vorgabe eines Gesamtziels. Dies ist im Besonderen im Verkehr der Fall, weil dort
zukunftig Gberdurchschnittlich viele neue Technologien zum Einsatz kommen, die derzeit
kaum bis Uberhaupt nicht im Markt sind. Hier muss gewahrleistet sein, dass alle aussichts-
reichen Technologien potenzielle Entwicklungsmoglichkeiten haben. Szenarien missen
daher technologieoffen sein und die Chancen und Grenzen einzelner Technologien im Sys-
temzusammenhang darstellen. Die Verkehrsstruktur des Szenarios 2011 A wird dazu mit
derjenigen der Szenarien 2011 B und 2011 C verglichen, die unterschiedliche Anteile der
EE-Energietrager Strom (fUr Elektromobilitéat), EE-Wasserstoff und EE-Methan abbilden.
Wahrend Elektromobilitat in allen Szenarien eine herausragende Rolle (mit dem Maximalan-
teil von 100% im Szenario 2011 C) spielt, werden Wasserstoff (Szenario 2011 A) und Me-
than (Szenario 2011 B) jeweils als zusatzliche Optionen eingebracht. Biokraftstoffe sind in
allen Szenarien mit dem gleichen (maximalen) Beitrag von 300 PJ/a vertreten, werden aber
unterschiedlich stark in den einzelnen Verkehrstragern eingesetzt. Damit werden drei im
Prinzip gleichrangige Verkehrsszenarien fur das Jahr 2050 aufgezeigt.

Zum anderen missen auch die Wirkungen von Zielverfehlungen dargestellt werden. Da
insbesondere das Effizienzziel fir Strom sehr ehrgeizig ist, wird mit dem Szenario 2011 A’
eine weniger starke Verbrauchsreduktion bei Strom dargestellt. Eine dritte Fragestellung
betrifft die notwendigen Aufwendungen beim Umgang mit gré3eren EE-Stromiberschiissen,
wie sie sich bei sehr hohen EE-Anteilen einstellen. Szenario 2011 A und Szenario 2011 B
dienen dazu, die unterschiedlichen Méglichkeiten einer chemischen Speicherung von grofR3en
Mengen an EE-Strom mittels EE-Wasserstoff oder EE-Methan zu diskutieren. Schlie3lich ist
im Energiekonzept das Hauptziel ,THG-Reduktion“ mit einer Bandbreite formuliert. Es ist
deshalb auch von Bedeutung, wie die Obergrenze dieses Ziels, ndmlich eine THG-Reduktion
von 95%, erreicht werden kann. Die in den Szenarien 2011 A, B, C sowie A’ und THG95
gesetzten unterschiedlichen Entwicklungen wirken sich insbesondere auch auf die Grof3en-
ordnung der bereitzustellenden erneuerbaren Energien aus.
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5.1 Unterschiedliche Entwicklungen im Verkehr

5.1.1 Die Szenarien 2011 A,Bund C

In den Szenarien A, B und C sind unterschiedliche Entwicklungen der Fahrzeugflotten und
damit der eingesetzten Energietrager abgebildet. Hauptséchlich ergeben sich Unterschiede
in der PKW-Flotte, wahrend die Entwicklungen bei den schweren Nutzfahrzeugen nur wenig
und im Bahn-, Schiff- und Flugverkehr nicht differieren. Auch hinsichtlich der Entwicklung der
Fahrleistungen insgesamt sowie der spezifischen Verbrduche der Fahrzeugkonzepte unter-
scheiden sich die Verkehrsszenarien nicht. In Abbildung 5.1 sind die resultierenden End-
energieverbrauche des Verkehrs in den Szenarien 2011 A, B und C fur die Jahre 2030 und
2050 dargestellt, in Tabelle 5-1 werden die Zahlenwerte fur das Jahr 2050 fur die drei Szena-
rien mit Szenarien aus anderen Studien verglichen. Im Szenario 2011 C ergibt sich aufgrund
der starken Rolle des effizienten Elektroantriebs der geringste Endenergieverbrauch von
1380 PJ im Jahr 2050. Szenario 2011 B weist aufgrund des niedrigeren Anteils der Elektro-
mobilitat und des gegenitber Wasserstoffbrennstoffzellen héheren spezifischen Verbrauchs
der Gasmotoren den hochsten Endenergiebedarf von 1565 PJ im Jahr 2050 auf. Im Szenario
2011 B werden infolge des Erfolgs des Gasantriebs anteilig flissige Kraftstoffe durch Erdgas
ersetzt. Dadurch und durch den hohen Anteil erneuerbaren Methans am insgesamt einge-
setzten Gas wird in den Szenarien 2011 A und 2011 B die gleiche CO,-Emissionsminderung
im Verkehr erreicht. Das fir den Antrieb im Verkehr eingesetzte Gas wurde fir das Jahr
2030 zu 30% aus EE-Methan und zu 10% aus Biogas bestehend angenommen. Im Jahr
2050 ist ein Anteil von 70% EE-Methan fur die Zielerreichung erforderlich.
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Abbildung 5.1: Endenergieverbrauch des Verkehrs in den Szenarien 2011 A, B und C
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Im Szenario 2011 C werden im Jahr 2050 fir Elektrofahrzeuge im gesamten Stral3enverkehr
290 PJ (ca. 80 TWh) Strom eingesetzt, in den Szenarien 2011 A und 2011 B sind es 158 PJ
(44 TWh). Die Anteile erneuerbarer Energien am Endenergieverbrauch des Verkehrs sind in
den Szenarien 2011 A und 2011 B mit 49,3% bzw. 49,5% fast identisch, im Szenario 2011 C
liegt der EE-Anteil bei etwa 46%, was aufgrund des niedrigeren Energieverbrauchs fur die
Zielerreichung bzgl. der THG-Emissionsreduktion ausreicht. Im PKW-Sektor sind bis zum
Jahr 2050 in den Szenarien 2011 A und 2011 B etwa 20 Millionen Elektrofahrzeuge auf der
StrafRe — davon 8 Millionen Plug-in-Hybride und 12 Millionen BEV. Im Szenario 2011 C sind
es schliel’lich 46 Millionen PKW-Elektrofahrzeuge, davon 25 Millionen Plug-in-Hybride und
21 Millionen BEV. Im Szenario 2011 C sind im Vergleich zu 2011 A und 2011 B etwa 32 PJ/a
mehr Biokraftstoffe im Guterverkehr eingesetzt, um dort das im Vergleich zum Personenver-
kehr geringere Potenzial der Elektromobilitat etwas auszugleichen. Die detaillierten Ergeb-
nisse der drei Verkehrsszenarien sind im Anhang wiedergegeben.

Der Vergleich der Szenarien verdeutlicht, dass die Ablésung fossiler Kraftstoffe aus heutiger
Sicht auf sehr unterschiedliche Art erfolgen kann. Neben einer mdglichst weitgehenden
Reduktion des Energieverbrauchs stehen zur nicht-fossilen Deckung des Restbedarfs prinzi-
piell die Optionen Biokraftstoffe, direkte Nutzung von EE-Strom und Nutzung von aus EE-
Strom hergestellten speicherbaren Energietragern wie EE-Wasserstoff oder EE-Methan zur
Verfigung. Alle Optionen besitzen attraktive Potenziale und haben noch weitere Entwick-
lungsmaglichkeiten. Sie besitzen aber auch jeweils spezifische Vor- und Nachteile bzw.
Grenzen. Deshalb ist es derzeit zu friih, eine dieser Optionen eindeutig zu bevorzugen. Allen
Varianten liegt eine zukinftig starke Kopplung zwischen Strom- und Verkehrssektor zugrun-
de, die mit entsprechenden Infrastrukturentwicklungen zu realisieren ist.

5.1.2 Vergleich mit anderen Szenarien

Im Vergleich zu Szenarien aus anderen Studien werden einige relevante Unterschiede
deutlich (s. Tabelle 5-1). Zum einen wurde sowohl im Innovationsszenario nach [WWF 2009]
als auch bei den Energieszenarien zum Energiekonzept [EWI 2010] von einem weitaus
héheren Verbrauch an Biokraftstoffen sowie auch an Biomasse im Energiesystem insgesamt
ausgegangen, was voraussetzt, dass im Jahr 2050 ein starker Biomasseimport stattfindet.
Da das nachhaltig nutzbare Biomassepotenzial auf global etwa 95 bis 100 EJ begrenzt ist
[Seidenberger et al. 2008], stellt die Annahme eines massiven Biomasseimports mit der
Vorgabe strenger Nachhaltigkeitskriterien keine robuste Langfriststrategie dar, insbesondere
nicht fir den Verkehrssektor. Da der Verkehrssektor in einem zielkonformen Szenario im
Vergleich zu den anderen Verbrauchssektoren ebenfalls eine betrachtliche Emissionsminde-
rung zu erbringen hat, folgt aus der Begrenzung des Biokraftstoffpotenzials die Notwendig-
keit, entweder einen sehr weitgehenden Einsatz von batterieelektrischen Fahrzeugen oder
die frihzeitige Einfihrung eines dritten erneuerbaren Kraftstoffs zu realisieren. Perspekti-
visch erscheint fur die Realisierung eines Verkehrssektors, der weitgehend auf EE basiert,
die Einfuhrung eines dritten erneuerbaren Energietrdgers unumganglich. Die aus 0Okologi-
scher Sicht sinnvolle Begrenzung des Biokraftstoffpotenzials verstéarkt also den Innovations-
druck im Verkehrssektor; indirekt wird dadurch auch die heutige Mobilitatsstruktur als Gan-
zes in starkerem Mal3e hinterfragt. Des Weiteren zeigt der Vergleich, dass in [WWF 2009]
und [EWI 2010] noch starkere Verbrauchsminderungen angenommen wurden, obwohl die
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Elektromobilitéat eine geringere Rolle als in den Szenarien 2011 spielt. Wasserstoff und EE-
Methan wurden nur in geringem Maf3e oder gar nicht als Option berticksichtigt.

Tabelle 5-1: Vergleich der Energiebedarfsdeckung im Verkehr (in PJ/a) im Jahr 2050 und der
gesamten Biomasse fur alle Nutzungen mit Szenarien aus anderen Studien

Jahr 2050 Fossil Biokraft- WaEsi-er EE- Elektro- Bahn- EEV Ge;ia;mte
stoffe Methan | mobilitat | Strom Verkehr
stoff masse**)

Szenario 2011 A 763 300 242 0 158 59 1521 1550%)
Szenario 2011 B 782 300 0 266 158 59 1565 1550%)
Szenario 2011 C 731 300 0 0 290 59 1379 1550%)
WWF Innovation 436 921 10 k.A. 101 86 1560 1720
McKinsey & Com-
pany [BMU 2010b] 980 80 k.A. k.A. 250 90 1400 500
Szenario | B [EWI | 5, 772 15 KA. 144 ~90 1512 2154
2010]
nachrichtlich: 2010 2369 129 0 0 0 59 2557 958
*) im Inland nutzbares Primarenergiepotenzial (vgl. Abschnitt 3.5) EEV = Endenergieverbrauch

**) einschlie3lich Biomasseeinsatz fiir Strom- und Warmeerzeugung

Das Szenario von McKinsey & Company fur das BMU [BMU 2010b] zielt auf einen massiven
Durchbruch der Elektromobilitdt und ist hinsichtlich des resultierenden Endenergiebedarfs
vergleichbar mit Szenario 2011 C. In diesem Szenario wurde im Kontrast zu den oben ge-
nannten Studien von einem extrem niedrigen Biomassepotenzial zwischen 320 und 680 PJ/a
(Mittelwert ~500 PJ/a) fur Deutschland ausgegangen, wobei ~80 PJ/a fur den Verkehr vor-
gesehen sind, also weniger als heute bereits an Biokraftstoffen eingesetzt wird. Dieses
niedrige Potenzial riihrt in dieser Untersuchung von der strikten Anwendung der globalen
Gleichheitspramisse her (global gleicher Pro-Kopf-Anspruch auf das energetisch nutzbare
Potenzial der Biomasse). Aus der — zur Erfullung der Klimaschutzziele — abgeleiteten Anfor-
derung an den Verkehrssektor wurde fir den Individualverkehr ein notwendiger Anteil der
Elektromobilitdt von bis zu 93% abgeleitet. Der Wasserstoffoption wurde von McKinsey ein
grol3es Potenzial bescheinigt, ohne sie jedoch in die Abschatzung mit einzubeziehen.

Mit den Szenarien nach [WWF 2009] und [EWI 2010] dirfte eine extreme Obergrenze fir
den Biomasseeinsatz im Verkehr dargestellt sein. Das Szenario nach [BMU 2010 c] im
Gegensatz dazu stellt die entsprechende Untergrenze dar. Diese drei Szenarien stitzen sich
nur auf zwei EE-Optionen ab, wéahrend die Szenarien 2011 A und B drei EE-Optionen in
ausgewogener Mischung vorschlagen, der heutigen Unsicherheit hinsichtlich der zukinftigen
Bedeutung der zur Verfigung stehenden Technologien also besser Rechnung tragen. In
allen Szenarien spielt dagegen die Elektromobilitédt eine betrachtliche Rolle. Aus dem
Szenarienvergleich kann also auf die herausragende Bedeutung der Elektromobilitat als
zuklnftige Mobilitatstechnologie geschlossen werden.

Fur den Bahnverkehr gehen alle Szenarien 2011 im Gegensatz zu den anderen Studien
sowie auch zur Leitstudie 2010 von einem langfristig etwa gleichbleibenden Stromverbrauch
des Schienenverkehrs aus. Die nach [IFEU 2010] und [IFEU 2011a] mdglichen Effizienzver-
besserungen, die in den Szenarien verwendet wurden, erlauben eine Kompensation der
angenommenen deutlichen Zunahme der Verkehrsleistung im Guterschienenverkehr.
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Tabelle 5-2: Eckdaten des Szenarios 2011 C, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Primérenergie, PJ/a 2 14216 13428 14044 11367 9137 7899 6993
Primérenergie EE, PJ/a b 1147 1201 1322 2278 2994 3418 3695
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,9 9,4 20,0 32,8 43,3 52,8
Anteil EE an PEV (ohne NE), % 8,7 9,7 10,1 21,8 36,7 49,4 61,4
Endenergie, PJ/a 9098 8691 9060 7935 6696 5829 5099
Endenergie EE, PJ/a 849 903 992 1831 2477 2828 3015
Anteil EE an EEV, % 9,3 10,4 11,0 23,1 37,0 48,5 59,1
Anteil EE an BEEV Z, % 9,0 10,0 10,6 22,2 35,6 46,8 57,0
Strom Endenergie, PJ/a 1886 1783 1859 1786 1728 1674 1546
Strom Endenergie EE, PJ/a 336 341 372 829 1200 1374 1406
Anteil EE, % 17,8 19,1 20,0 46,4 69,5 82,1 90,9
Warme Endenergie, PJ/a 3 4701 4428 4703 4000 3379 2911 2522
Warme Endenergie EE, PJ/a 381 441 491 736 977 1154 1310
Anteil EE, % *) 8,1 10,0 10,4 18,4 28,9 39,6 51,9
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 4 2511 2480 2498 2149 1589 1244 1031
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 129 266 300 300 300
Anteil EE, % **) 5,3 49 5,2 12,4 18,9 24,1 29,1
Bruttostromverbrauch, TWh/a S 615 578 610 585 565 549 534
EE-Stromerzeugung, TWh/a 6 93 95 103 237 358 419 462
Anteil EE, % 15,2 16,4 16,9 40,5 63,2 76,3 86,6
Anteil EE Inland, % 15,2 16,4 16,9 40,3 59,9 70,5 78,7
Priméarenergie, PJ/a 14216 13428 14044 11367 9137 7899 6993
Erneuerbare Energien 1147 1201 1322 2278 2994 3418 3695
Mineral6l 4904 4635 4678 3431 2524 2135 1758
Kohlen ” 3485 3184 | 3435 1625 935 443 155
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 3075 3302 2684 1903 1385
Fossile Energien, gesamt 11447 10755 11188 8359 6143 4481 3298
Kernenergie 1622 1472 1534 731 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 745 779 518 352 232 147
Verringerung seit 1990, % 8 20,3 25,5 22,1 48,2 64,8 76,8 85,3
durch EE vermieden, Mio. t COs/a 109 110 115 221 303 345 364
THG-Emissionen, Mio. t COgzq/a % 988 911 943 641 453 320 222
Verringerung seit 1990, % 18,4 24,8 22,1 47,1 62,6 73,6 81,7
*) Anteil EE Warme, AGEE-Stat/EEWarmeG, % 7,6 8,9 10,2 16,4 25,9 35,2 45,8
**) Anteil EE an Endenergie Verkehr, % 55 51 5.4 16,0 29,2 39,4 46,5

1)
2)

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode; PEV einschlie3lich, EE ohne nicht-energetischen (NE-) Verbrauch
Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von
Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

jeweils nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung. AGEE-Stat und EEWarmeG be-
ziehen dagegen EE-Endenergie Warme ohne Strom auf Endenergiebedarf Wéarme inkl. Stromeinsatz; vgl. *)
Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschl. Strom fir EE-Wasserstofferzeugung
einschlief3lich EE-Strom aus Wasserstoff

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlielich fossil/nuklearem Stromimportsaldo

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

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

3)

4
5
6
7)
8
9
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Die unterschiedlichen Strategien im Verkehrssektor filhren auch zu Anderungen in der ge-
samten Endenergie- und Primarenergiestruktur der jeweiligen Szenarien. Diese Anderungen
sind fur das Szenario 2011 C in Tabelle 5-2 dokumentiert.

Im Vergleich zu Szenario 2011 A (Tabelle 4-2) zeigt sich, dass der hier unterstellte starke
Durchbruch der Elektromobilitat bis 2050 zu einem geringeren Bruttostromverbrauch (Szena-
rio 2011 C: 534 TWh/a; Szenario 2011 A: 584 TWh/a in 2050) und zu einer geringeren End-
energienachfrage fuhrt (Szenario 2011 C: 5099 PJ/a; Szenario 2011 A: 5236 PJ/a in 2050).
Neben dem geringen spezifischen Energieverbrauch von Elektrofahrzeugen ist dies auch auf
eine geringere Wasserstoffmenge zurtickzufiihren. Im Szenario 2011 C wird Wasserstoff,
wie im Szenario 2011 A, im Stromsektor zur Verwertung von EE-Uberschussstrom einge-
setzt. Der EE-Stromeinsatz flur Wasserstoff als Kraftstoff, wie er im Szenario 2011 A ange-
nommen wurde, fallt dagegen weg. Dadurch kann eine weitere Reduktion des Priméarener-
gieeinsatzes: Im Szenario 2011 C betragt der Primarenergieverbrauch in 2050 noch
6993 PJ/a (Szenario 2011A: 7267 PJ/a). Die CO,-Emissionen belaufen sich im Szenario
2011 C im Jahr 2050 auf 147 Mio. t COy/a (Szenario 2011 A: 154 Mio. t CO,/a).

Aus den im Vergleich zu den Szenarien 2011 A und B gunstigeren energetischen Kennwer-
ten des Szenarios 2011 C folgt, dass aus Effizienz- und Klimaschutzgriinden ein hoher Anteil
an Elektromobilitdt im Verkehrssektor anzustreben ist. Dies wird auch durch den im Szena-
rio 2011 C gegeniber Szenario 2011 A geringeren Bruttostromverbrauch verdeutlicht, der
nur auf die unterschiedliche Energietragerstruktur des Verkehrssektors zurtickzufihren ist
(vgl. auch Tabelle 5-3). Bis 2050 sollte daher der Beitrag von Elektrofahrzeugen im PKW-
Sektor mdglichst einen Anteil von 50% Uberschreiten und sich deutlich in Richtung des
Szenarios 2011 C bewegen.

5.2 Auswirkung unterschiedlicher Entwicklung der Stromnachfrage

5.2.1 Szenario 2011 A’

Das Szenario A’ reflektiert vor dem ehrgeizigen Ziel einer deutlichen Reduktion des Strom-
verbrauchs im Energiekonzept die bisherigen eher enttauschenden Erfahrungen bei der
Drosselung der Stromnachfrage. Klammert man den Einsatz von Warmepumpen und den
angenommenen 50%igen Anteil an Elektromobilitat im PKW-Verkehr im Szenario 2011 A
aus, so erfordert das Reduktionsziel im Energiekonzept fir die verbleibenden ,konventionel-
len* Stromverbraucher eine Reduktion der Stromnachfrage (Endenergie) von derzeit
513 TWh/a auf 335 TWh/a, also um 35%, was eine extreme Herausforderung darstellt
(Tabelle 5-3). Im Szenario A’ wird der Endenergieverbrauch dieser Stromverbraucher bis
2050 ,nur* auf 387 TWh/a reduziert, was einem Rickgang um etwa 25% entspricht. Das
Reduktionsziel des Energiekonzepts ist hier also ausschlie3lich auf die ,konventionellen®
Verbraucher bezogen. Einschliel3lich der ,neuen“ Verbraucher (Strom fur Warmepumpen in
Hohe von 14 TWh/a sowie einen 50%igen Elektromobilitdtsanteil mit 44 TwWh/a) reduziert
sich die Stromverbrauchsminderung in diesem Szenario auf 15%. Szenario 2011 A’ unter-
stellt somit eine nach wie vor sehr anspruchsvolle Effizienzstrategie im Stromsektor, bertck-
sichtigt aber in angemessenem Mal3e die schwerwiegenden Hemmnisse, die einer deutli-
chen Verbrauchsreduktion bisher im Wege standen.
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Tabelle 5-3: Stromverbrauch (Endenergie) nach Nutzungsarten und Sektoren in den Jahren
2010 und 2050 fur vier Szenarien 2011

Szen A Szen A’ Szen C Szen THG95
TWhia 2010 2050 2050 2050 2050
Endenergie Strom nach Nutzungsarten:
Kraft, IKT, Beleuchtung, Prozesskalte 351 239 278 239 273
Prozesswarme, Warmwasser 114 69 78 69 160
Raumheizung, Klimatisierung 34 25 29 25 46
Schienenverkehr 16 16 16 16 16
Elektromobilitat 0 44 44 81 81
Gesamte Endenergie Strom 516 393 445 430 576
Veranderung gegenuber 2008*), % -25 -15 -18 +10
Eg‘iﬁggiﬁ’tg?e warmepumpen und 513 335 387 335 470
Endenergie Strom nach Verbrauchssektoren:
Private Haushalte 141 95 100 95 111
GHD 130 102 108 102 122
Industrie 229 136 177 136 246
Verkehr 16 60 60 97 97
Nachrichtlich: Bruttostromverbrauch 610 584 636 534 837

*) Die Ziele des Energiekonzepts sind auf das Basisjahr 2008 bezogen (Strom Endenergie 524 TWh/a)

Im Haushaltssektor betragt die mittlere Anderung des Pro-Kopf-Verbrauchs an Strom im
Szenario 2011 A’ zwischen 2008 und 2050 -0,5%/a (zum Vergleich: Szenario 2011 A im
selben Zeitraum: -0,7%/a, tatsdchliche Entwicklung 2000-2008: +0,8%/a). Damit liegt der
Stromverbrauch der Haushalte im Jahr 2050 im Szenario 2011 A’ bei 100 TWh (Szenario
2011 A: 95 TWh). Im GHD-Sektor unterstellt das Szenario 2011 A’ eine mittlere jahrliche
Entwicklung der Stromintensitat in diesem Sektor von -1,5%/a (2008-2050, zum Vergleich:
Szenario A: -1,6%/a, tatsachliche Entwicklung 2000-2008: -2,0%/a). Im Jahr 2050 verbraucht
der GHD-Sektor damit 108 TWh (Szenario 2011 A: 102 TWh) an Strom. Die Stromintensitét
der Industrieproduktion kann sich gemaf des Szenarios 2011 A’ bis 2050 im Mittel um 1,1%
pro Jahr reduzieren. Zum Vergleich: Im Zeitraum 2000-2008 nahm die Stromintensitat der
Industrie um +0,4% pro Jahr zu; im Zeitraum 2003-2008 jedoch konnte die Stromintensitat
um durchschnittlich 0,9% pro Jahr gesenkt werden. Fir 2050 ergibt sich damit im Szenario
2011 A’ ein Endenergieverbrauch an Strom von 177 TWh (Szenario 2011 A: 136 TWh). Der
Verkehrssektor in Szenario 2011 A’ unterscheidet sich nicht von Szenario 2011 A (Tabelle
5-3).

Damit im Szenario 2011 A’ bis 2050 trotzdem eine Reduktion der THG-Emissionen um 80%
erreicht wird, muss der Mehrverbrauch an Strom gegeniber Szenario 2011 A durch einen
verstarkten Einsatz von EE kompensiert werden. Die daraus resultierenden Eckdaten des
Szenarios 2011 A’ sind in Tabelle 5-4 dokumentiert. Gegenlber Szenario 2011 A sind hier
im Jahr 2050 48 TWh/a mehr EE-Strom bereitzustellen (544 TWh/a statt 496 TWh/a ein-
schlieZlich Ruckverstromung von Hy).
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Tabelle 5-4: Eckdaten des Szenarios 2011 A’, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Primérenergie, PJ/a 2 14216 13428 14044 11452 9312 8227 7424
Primérenergie EE, PJ/a b 1147 1201 1322 2270 3034 3608 4045
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,9 9,4 19,8 32,6 43,9 54,5
Anteil EE an PEV (ohne NE), % 8,7 9,7 10,1 21,6 36,4 49,8 62,8
Endenergie, PJ/a 9098 8691 9060 8027 6853 6054 5360
Endenergie EE, PJ/a 849 903 992 1823 2494 2944 3258
Anteil EE an EEV, % 9,3 10,4 11,0 22,7 36,4 48,6 60,8
Anteil EE an BEEV Z, % 9,0 10,0 10,6 21,9 35,1 46,8 58,6
Strom Endenergie, PJ/a 1886 1783 1859 1768 1679 1629 1602
Strom Endenergie EE, PJ/a 336 341 372 821 1158 1308 1385
Anteil EE, % 17,8 19,1 20,0 46,4 69,0 80,3 86,4
Warme Endenergie, PJ/a 3 4701 4428 4703 4011 3351 2871 2454
Warme Endenergie EE, PJ/a 381 441 491 736 977 1164 1331
Anteil EE, % *) 8,1 10,0 10,4 18,4 29,2 40,5 54,2
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 4 2511 2480 2498 2249 1824 1554 1304
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 129 266 359 472 542
Anteil EE, % **) 5,3 49 5,2 11,8 19,7 30,4 41,6
Bruttostromverbrauch, TWh/a S 615 578 610 580 574 600 636
EE-Stromerzeugung, TWh/a 93 95 103 235 369 465 544
Anteil EE, % 15,2 16,4 16,9 40,4 64,2 77,5 85,5
Anteil EE Inland, % 15,2 16,4 16,9 40,2 60,3 68,7 73,0
Priméarenergie, PJ/a 14216 13428 14044 11452 9312 8227 7424
Erneuerbare Energien 1147 1201 1322 2270 3034 3608 4045
Mineral6l 4904 4635 4678 3546 2677 2222 1701
Kohlen ” 3485 3184 | 3435 1628 935 487 175
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 3075 3277 2666 1909 1503
Fossile Energien, gesamt 11447 10755 11188 8451 6278 4619 3379
Kernenergie 1622 1472 1534 731 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 745 779 525 362 243 151
Verringerung seit 1990, % 8 20,3 25,5 22,1 47,5 63,8 75,7 84,9
durch EE vermieden, Mio. t COs/a 109 110 115 220 310 370 413
THG-Emissionen, Mio. t COgzq/a % 988 911 943 648 463 331 226
Verringerung seit 1990, % 18,4 24,8 22,1 46,5 61,8 72,7 81,3
*) Anteil EE Warme, AGEE-Stat/EEWarmeG, % 7,6 8,9 10,2 16,3 25,8 35,5 46,9
**) Anteil EE an Endenergie Verkehr, % 55 51 5.4 13,7 24,8 37,2 49,4

1
2

3

4
5
6
7
8
9

)
)

)

)

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode; PEV einschlie3lich, EE ohne nicht-energetischen (NE-) Verbrauch
Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von
Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

jeweils nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung. AGEE-Stat und EEWarmeG be-
ziehen dagegen EE-Endenergie Warme ohne Strom auf Endenergiebedarf Wéarme inkl. Stromeinsatz; vgl. *)
Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschl. Strom fir EE-Wasserstofferzeugung
einschlief3lich EE-Strom aus Wasserstoff

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlielich fossil/nuklearem Stromimportsaldo

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

einschlief3lich Landnutzungséanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)
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Abbildung 5.2: Verlauf des Endenergieverbrauchs Strom seit 1990 und Entwicklung in den
Szenarien 2011; bei Szenarien 2011 A und A’ jeweils ohne und mit Strom fur
Elektromobilitat

5.2.2 Stromverbrauch in den anderen Szenarien 2011

Das Szenario 2011 B unterscheidet sich hinsichtlich der Endenergieverbrauchsstruktur fir
Strom nicht vom Szenario 2011 A. Der dort auftretende héhere Bruttostromverbrauch infolge
der Bereitstellung von EE-Methan anstatt von EE-Wasserstoff wird nachfolgend erlautert.
Das Szenario 2011 C untersucht die Option eines gegeniber dem Szenario 2011 A noch
deutlich héheren Anteils der Elektromobilitat an der Fahrleistung des PKW-Verkehrs im Jahr
2050 (C: 100%, A: 50%; vgl. dazu Abschnitt 5.1). Alle anderen Randbedingungen entspre-
chen denen des Szenarios A. Entsprechend hoher ist der Stromverbrauch im Verkehrssektor
(Szenario C: 97 TWh/a fur 2050, Szenario A: 60 TWh/a) und der gesamte Endenergiever-
brauch an Strom im Jahr 2020 (430 TWh in Szenario C, 393 TWh in Szenario A). Szenario C
erreicht somit eine Reduktion des Stromverbrauchs (Endenergie) von 17,7% zwischen 2008
und 2050 (Abbildung 5.2; Tabelle 5-3). Die resultierenden Eckdaten des Szenarios 2011 C
sind in Tabelle 5-2 dargestellit.

Wie bereits in Abschnitt 5.1 erlautert, ist — bei gleicher Zielsetzung einer 80%igen Minderung
der Treibhausgasemissionen — der Endenergieverbrauch jedoch keine aussagekraftige
GroRe hinsichtlich des effizienten Umgangs mit Strom im Vergleich mehrerer Szenarien.
Dazu muss der Bruttostromverbrauch hinzugezogen werden. Er ist im Szenario 2011 C am
niedrigsten (Tabelle 5-3). Die deutlich geringeren Beitrage von EE-Wasserstoff im Vergleich
zu Szenario 2011 A reduzieren die Umwandlungsverluste und damit den dafir erforderlichen
(Brutto-) Stromverbrauch.
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Auch im Szenario 2011 THG95, das im Abschnitt 5.4 detailliert beschrieben wird, liegt der
Stromverbrauch deutlich tGiber demjenigen des Szenarios 2011 A, weil hier zusatzlicher EE-
Strom gezielt eingesetzt wird, um beschleunigt fossile Brennstoffe und weitere fossile Kraft-
stoffe zu ersetzen. Hierfir kommen Nutzungsbereiche wie Prozesswarme, Raumheizung,
Klimatisierung und Prozesskélte infrage (vgl. die entsprechenden Felder in Tabelle 5-3), in
denen mittels des direkten Einsatzes von EE-Strom Kohle, Heizdl und Erdgas substituiert
werden kann. Damit kann man rascher als in den Szenarien 2011 A bis C zu einer sehr
weitgehenden und schliel3lich nahezu vollstandigen Reduktion der energiebedingten CO,-
Emissionen gelangen, wie sie erforderlich ist, um das Reduktionsziel von -95% bei den
gesamten THG-Emissionen zu erreichen. In diesem Szenario nimmt nach einem Minimum
um das Jahr 2020 (bis dahin Uberwiegen die auch in diesem Szenario unterstellten verstark-
ten Stromeinsparbemuihungen) der Endenergieverbrauch an Strom wieder zu, um im Jahr
2050 mit 576 TWh/a einen Wert zu erreichen, der 10% Uber dem heutigen Endenergiever-
brauch an Strom liegt. Weil in diesem Szenario zum gleichen Zeitpunkt deutlich hdhere
Wasserstoffmengen (bzw. Methanmengen) eingesetzt werden, ist auch der Bruttostromver-
brauch — der hier ausschlie3lich durch EE gedeckt wird — deutlich hdher als in den Szenari-
en, die nur 80% THG-Minderung erreichen.

5.3 Vergleich von EE-Wasserstoff und EE-Methan als chemischer
Energietrager

Eine Gegenuberstellung der Szenarien 2011 A und 2011 B erlaubt einen Vergleich der
Aufwendungen fir die chemische Speicherung groRerer EE-Strommengen mittels der beiden
Optionen EE-Wasserstoff und EE-Methan. Deren Potenziale sowie ihre spezifischen Vor-
und Nachteile wurden bereits in Abschnitt 3.6 dargestellt. Die dortigen Daten dienen als
Grundlage fur die Erstellung der entsprechenden Mengenbilanzen in den Szenarien. Beide
Szenarien beruhen auf derselben Endenergieinfrastruktur, um die Vergleichbarkeit zu ge-
wabhrleisten. Einzige Ausnahme sind die Verbrauchsunterschiede im Verkehrssektor zwi-
schen wasserstoffbetriebenen und gasbetriebenen Fahrzeugen (vgl. Abschnitt 5.1) in H6he
von 24 PJ/a. Tabelle 5-5 stellt die wesentlichen Eckdaten dieses Vergleichs dar.

Beide Szenarien erreichen dieselbe CO,-Minderung, der Strommehrbedarf fir die
Methanisierung des zuvor erzeugten Wasserstoffs in Szenario 2011 B wird durch einen
entsprechend hoheren EE-Beitrag kompensiert. Der Energieeinsatz fir die Erzeugung des
chemischen Speichers aus EE-Strom im Jahr 2050 belauft sich im Szenario 2011 A mit 110
TWh/a auf 19% des Bruttostromverbrauchs bzw. auf 5% des gesamten Primarenergiever-
brauchs (PEV). Im Szenario 2011 B lauten die entsprechenden Werte 148 TWh/a bzw. 24%
und 7%. In beiden Szenarien liegt der PEV-Anteil der Erneuerbaren im Jahr 2050 bei rund
53%.
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Tabelle 5-5: Umfang und Struktur der Speicherung von EE-Strom mittels EE-Wasserstoff und
EE-Methan in den Szenarien 2011 A und 2011 B sowie Auswirkungen auf Primér-
energieverbrauch und den erforderlichen EE-Beitrag

Szenario 2011 A Szenario 2011 B
Jahr 2030 2040 2050 2030 2040 2050
EE-Wasserstoff EE-Methan

Stromeinsatz zur Erzeugung von
EE-H; bzw. EE-CH4, TWh/a 23 65 110 36 87 148
erzeugte Menge EE-Wasserstoff
bzw. EE-Methan, TWha 16,6 48,1 83,6 20,6 51,5 90,2

dto., PJ/a 60 173 301 74 185 325
Einsatz fur Spitzenstrom, PJ/a 0 0 9 0 0 9
Einsatz fir KWK, PJ/a 0 0 50 0 0 50
Einsatz im Verkehr, PJ/a 60 173 242 74 185 266
Genutzte Endenergie (Strom,
Warme, Kraftstoffe), PJ/a 60 173 293 & 185 817
Qesamtnut_zungsgrad (Endener- 72.0 74,0 76,0 57.6 59,2 60,9
gie/Stromeinsatz), %
Gesamte Versorgung
Bruttostromverbrauch, TWh/a 556 571 584 571 594 622
EE-Stromerzeugung, TWh/a *) 351 434 496 364 456 534
Gesamte Primarenergie, PJ/a 9287 8176 7267 9364 8295 7441
PEV-Beitrag EE, PJ/a 2969 3483 3840 3021 3560 3986

*) einschlief3lich Ruckverstromung von H;

Ob der Mehraufwand fur die Methanisierung im Szenario 2011 B gegenuber Szenario
2011 A in H6he von 38 TWh/a EE-Strom die infrastrukturellen Vorteile von Methan im Ver-
gleich zu Wasserstoff aufwiegt, kann derzeit noch nicht abschliel3end geklart werden. Dazu
sind die entsprechenden Technologien technisch und dkonomisch noch nicht weit genug
ausgereift. Da ihr groBmafistablicher Einsatz aber frihestens in zwei Jahrzehnten erforder-
lich sein wird, kénnen die noch notwendigen Weiterentwicklungen und die erforderlichen
vertieften Analysen ohne Zeitdruck erfolgen. Wesentlich ist aus heutiger Sicht, dass beide
Optionen prinzipiell nutzbar sind, um bei hohen Anteilen von EE-Strom dessen Integration in
das gesamte Energiesystem sicherzustellen. Dies erlaubt ein sicheres Weiterverfolgen der
EE-Ausbaustrategie als Ganzes. Vergleichsweise liegt der ermittelte Mehraufwand der
Methanstrategie gegentber der Wasserstoffstrategie in derselben GréRenordnung wie der-
jenige, der in Szenario 2011 A’ zur Kompensation unzulanglicher Einsparerfolge beim
Stromverbrauch benétigt wird (vgl. Tabelle 5-4). Das zeigt einerseits, dass eine Methanstra-
tegie nicht prohibitiv ist und macht andererseits klar, dass solide Einsparerfolge bei der
Stromanwendung den Spielraum fiir eine erfolgreiche umfassende Transformation des
Energiesystems erheblich ausweiten.

Die Auswirkungen des Ubergangs von EE-Wasserstoff auf EE-Methan fiir das Gesamtsze-
nario zeigt Tabelle 5-6. Die Eckdaten kénnen mit den entsprechenden Angaben fir das
Szenario 2011 A (Tabelle 4-2), fir das Szenario 2011 C (Tabelle 5-2) und fur das Szenario
2011 A’ (Tabelle 5-4) verglichen werden.
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Tabelle 5-6: Eckdaten des Szenarios 2011 B, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050
Primérenergie, PJ/a 2 14216 13428 14044 11398 9364 8297 7441
Primérenergie EE, PJ/a b 1147 1201 1322 2270 3021 3560 3986
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,9 9,4 19,9 32,3 42,9 53,6
Anteil EE an PEV (ohne NE), % 8,7 9,7 10,1 21,7 36,0 48,7 61,7
Endenergie, PJ/a 9098 8691 9060 8005 6862 6042 5281
Endenergie EE, PJ/a 849 903 992 1822 2447 2836 3092
Anteil EE an EEV, % 9,3 10,4 11,0 22,8 35,7 46,9 58,5
Anteil EE an BEEV Z, % 9,0 10,0 10,6 21,9 34,3 45,2 56,4
Strom Endenergie, PJ/a 1886 1783 1859 1742 1621 1526 1413
Strom Endenergie EE, PJ/a 336 341 372 820 1095 1193 1209
Anteil EE, % 17,8 19,1 20,0 47,1 67,6 78,2 85,5
Warme Endenergie, PJ/a 3 4701 4428 4703 3999 3376 2912 2519
Warme Endenergie EE, PJ/a 381 441 491 736 977 1157 1317
Anteil EE, % *) 8,1 10,0 10,4 18,4 28,9 39,7 52,3
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 4 2511 2480 2498 2263 1865 1604 1349
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 129 266 374 485 565
Anteil EE, % **) 5,3 49 5,2 11,8 20,1 30,3 41,9
Bruttostromverbrauch, TWh/a S 615 578 610 573 571 594 622
EE-Stromerzeugung, TWh/a 93 95 103 235 364 455 534
Anteil EE, % 15,2 16,4 16,9 40,9 63,8 76,6 85,8
Anteil EE Inland, % 15,2 16,4 16,9 40,7 60,1 68,8 75,1
Priméarenergie, PJ/a 14216 13428 14044 11398 9364 8297 7441
Erneuerbare Energien 1147 1201 1322 2270 3021 3560 3986
Mineral6l 4904 4635 4678 3549 2730 2310 1764
Kohlen ” 3485 3184 | 3435 1625 935 505 166
Erdgas, Erddlgas, Grubengas 3058 2937 3075 3223 2677 1922 1524
Fossile Energien, gesamt 11447 10755 11188 8397 6343 4737 3455
Kernenergie 1622 1472 1534 731 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 745 779 522 366 252 156
Verringerung seit 1990, % 8 20,3 25,5 22,1 47,8 63,4 74,8 84,4
durch EE vermieden, Mio. t COs/a 109 110 115 220 308 369 408
THG-Emissionen, Mio. t COgzq/a % 988 911 943 645 467 340 231
Verringerung seit 1990, % 18,4 24,8 22,1 46,7 61,4 71,9 80,9
*) Anteil EE Warme, AGEE-Stat/EEWarmeG, % 7,6 8,9 10,2 16,4 25,9 35,3 46,1
**) Anteil EE an Endenergie Verkehr, % 55 51 5.4 13,6 25,0 36,9 49,5

1
2

3

4
5
6
7
8
9

)
)

)

)

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode; PEV einschlie3lich, EE ohne nicht-energetischen (NE-) Verbrauch
Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von
Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

jeweils nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung. AGEE-Stat und EEWarmeG be-
ziehen dagegen EE-Endenergie Warme ohne Strom auf Endenergiebedarf Wéarme inkl. Stromeinsatz; vgl. *)
Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschl. Strom fir EE-Wasserstofferzeugung
einschlief3lich EE-Strom aus Wasserstoff

einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlielich fossil/nuklearem Stromimportsaldo

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

einschlief3lich Landnutzungséanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)
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5.4 Ausblick auf eine 95%-THG-Minderung

5.4.1 Energiebedarfsdeckung mittels EE in allen Sektoren

Das Szenario zur Darstellung einer 95%-Minderung der Treibhausgase (Szenario 2011
THG95) orientiert sich an der Obergrenze des angestrebten THG-Zieles im Energiekonzept
von 95% bis 2050. Diese Zielsetzung verlangt, die energiebedingten CO,-Emissionen auf
praktisch null zu reduzieren, also eine nahezu vollstdndige Versorgung Deutschlands mit
erneuerbaren Energien zu erreichen. Nach den vorhergehenden Analysen hinsichtlich mégli-
chem Strukturwandel und Transformationsgeschwindigkeit der Energieversorgung ist daftr
der Zeitpunkt 2050 eine extreme Zielvorgabe. Im Szenario 2011 THG95 wird eine Treib-
hausgasminderung von 95 % daher erst flr 2060 erreicht. Aus der Sicht des Klimaschutzes
ist diese Verlangerung akzeptabel, aber auch so stellt der Zeitpunkt noch eine sehr ehrgeizi-
ge Zielvorgabe dar, wie die nachfolgenden Ausfiihrungen zeigen.

Fur das Jahr 2050 liegt der EE-Anteil am Bruttostromverbrauch in den Szenarien 2011 A, B
und C zwar bereits bei rund 85%, der EE-Anteil im Warmesektor liegt zur gleichen Zeit aber
erst bei 52 bis 54% (Tabelle 5-7). Grund daflr sind vielfaltige Barrieren technischer, ékono-
mischer und struktureller Natur sowie ein eingeschranktes Potenzial flr nachhaltige Warme-
erzeugung aus Biomasse, die den EE-Ausbau im Warmesektor deutlich gegenuber der
Entwicklung im Stromsektor hemmen. Insbesondere im Bereich der Hochtemperatur-
Prozesswarme (>300°C), die einen grof3en Teil des Prozesswarmebedarfs ausmacht, ist der
direkte Einsatz von EE zur Warmeerzeugung begrenzt, da die erreichbaren Temperaturni-
veaus von (tiefer) Geothermie und Solarthermie bei weitem nicht an diesen Temperaturbe-
reich heran reichen und die Potenziale eines nachhaltigen Biomasseeinsatzes fiir energeti-
sche Zwecke begrenzt sind. Hohe EE-Anteile im Warmebereich kénnen nur dann erreicht
werden, wenn in zunehmendem MafRe auch EE-Strom und EE-H, oder EE-CH, aus zu
speicherndem EE-Strom zur Warmeerzeugung eingesetzt werden und dort konventionelle
Warmeerzeugung aus Erdgas, Heiz6l und Kohle verdrangen. Der dafiir erforderliche Struk-
turwandel erfordert jedoch Zeit und kann in groRerem Umfang erst einsetzen, wenn EE-
Strom mit 5 bis 7 ctyg0e/kWh Gestehungskosten sehr kostengtinstig geworden ist.

Tabelle 5-7: Verbleibender fossiler Energiebedarf in 2050 im Szenario 2011 A und resultieren-
de CO,-Emissionen

Noch fossil gedeckt Anteil an Ge- Resultierende CO,-

in 2050, PJ/a samtbedarf, % Emissionen, Mio. t/a
Prozesswarme 795 59 53
Raumwéarme, Warmwasser 363 25 24
Kraftstoffe 762 50 56
Strom 243 15 21
Endenergie, gesamt 2163 41 154
Fossiler Priméarenergieeinsatz, 2477 (Kohlg, Sonsti- 39
ohne nicht-energet. Verbrauch ge 165; Ol 847;

Erdgas 1465)

*) Weitere Niedertemperaturwarme aus Kollektoren und Erdwarme
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Ahnliches gilt fur den Verkehrssektor. Da ein tiber das Niveau der Szenarien 2011 A und B
hinaus gehender Einsatz von Biokraftstoffen aus Nachhaltigkeitssicht nicht verantwortbar ist,
kommen fir eine weitere Steigerung des EE-Beitrags nur ein noch intensiverer Ausbau der
Elektromobilitéat und die Bereitstellung weiterer aus EE erzeugter, chemischer Energietrager
infrage. In den Szenarien 2011 A, B und C sind daher im Jahr 2050 noch rund 40 bis 42%
der verbleibenden Endenergie mit fossilen Energietragern zu decken (Tabelle 5-7).

Um bereits bis 2050 zu hoheren EE-Anteilen an der gesamten Energieversorgung zu gelan-
gen (und in 2060 zu einer annahernden EE-Vollversorgung), missen die Weichen hin zu EE-
Strom als ,Primarenergie“ sowohl im Warmesektor — insbesondere fiir die Prozesswarme —
als auch fur den Verkehrssektor friiher gestellt werden, als es in den Szenarien beschrieben
ist, die das THG-Ziel von -80% erreichen. Die Zielsetzung des Szenarios 2011 THG95 kann
daher nicht als Fortschreibung der anderen Szenarien 2011 entwickelt werden, sondern
erfordert ein verstarktes Anwachsen von EE-Strom bereits nach 2020. Fur den Verkehrssek-
tor kombiniert das Szenario 2011 THG 95 daher das Szenario 2011 C mit 100% EE-Mobilitat
im Individualverkehr mit dem Szenario 2011 A mit einem bereits betréachtlichen Anteil an EE-
Wasserstoff*! im Giiterverkehr. Im Warmesektor werden ebenfalls nach 2020 neue, sinnvolle
Anwendungsfelder fir den direkten Einsatz von EE-Strom zur Wéarmebereitstellung erschlos-
sen. Dies sind neben der Hochtemperaturprozesswarme insbesondere Warmepumpen
sowie die Klimatisierung und Kaltebereitstellung (vgl. Tabelle 5-3).

Die im Szenario 2011 THG95 gegenuber dem Szenario 2011 A deutlich gewachsene Bedeu-
tung von Strom als ,Primarenergietrager” im Verkehr und im Warmesektor hat konsequen-
terweise einen héheren Stromverbrauch als im Szenario 2011 A zur Folge (vgl. dazu Tabelle
5-3). Noch deutlicher steigt aber der Bruttostromverbrauch. Bis 2050 wachst er im Szenario
2011 THG95 gegeniiber 2010 um 37% (bis 2060 sogar um 73%), da gegenuber heute neue
Einsatzbereiche fur Strom hinzukommen. In 2050 werden dafir insgesamt 432 TWh/a EE-
Strom benétigt und zwar fur Warmepumpen 25 TWh/a, fur Elektromobilitat 81 TWh/a, fir
zusatzlichen Einsatz fur Prozesswarme, -kalte und Klimatisierung (im Vergleich zu Szenario
2011 A) 146 TWh/a und flr die Wasserstofferzeugung 180 TWh/a (Abbildung 5.3).

Dies entspricht gut 50% des gesamten Bruttostromverbrauchs. Im Jahr 2060 steigt der
Verbrauch neuer Einsatzbereiche auf 665 TWh/a, also auf 63% des gesamten Verbrauchs.
EE-Strom ist damit zur dominierenden ,Primarenergiequelle” geworden. Dieser gegenuber
dem Szenario 2011 A verstarkte Stromeinsatz beginnt substantiell um das Jahr 2025 mit
einem ,Strommehrverbrauch* gegeniiber den anderen Szenarien von bereits 75 TWh/a. In
der Gesamtschau des Szenarios 2011 THG95 ergibt sich die Primarenergiestruktur entspre-
chend Abbildung 5.4. Die wesentlichen Eckdaten sind in Tabelle 5-8 zusammengestellt. Im
Vergleich zum Szenario 2011 A mit einem EE-Anteil am Primarenergieverbrauch von 53%
im Jahr 2050 erreicht dieses Szenario bereits einen EE-Anteil von 67% (ohne den fossilen
nicht-energetischen Verbrauch lauten die Werte 61% bzw. 77%). Im Jahr 2060 werden
fossile Energietrager im Szenario 2011 THG95 nur noch fiir den nicht-energetischen Ver-
brauch (980 PJ/a) und in sehr geringen Mengen (80 PJ/a) im Verkehr eingesetzt.

2L |m Szenario 2011 THG95 wird EE-Wasserstoff als chemischer Energiespeicher genutzt; ebenso kann das
Szenario mit EE-Methan dargestellt werden.
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Abbildung 5.3: Bruttostromverbrauch im Szenario 2011 THG95 getrennt nach , herkémmli-
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Abbildung 5.4: Struktur des Primarenergieverbrauchs im Szenario 2011 THG95
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Tabelle 5-8: Eckdaten des Szenarios 2011 THG95, speziell Beitrdge und Anteile der EE

2008 2009 2010 2020 2030 2040 2050 2060

Primérenergie, PJ/a 2 14216 | 13428 | 14044 | 11404 9319 8091 7271 7025
Primérenergie EE, PJ/a b 1147 1201 1322 2306 3174 3954 4856 5829
Anteil EE an PEV, % 8,1 8,9 9,4 20,2 34,1 48,9 66,8 83,0
Anteil EE an PEV (ohne NE), % 8,7 9,7 10,1 22,0 38,1 55,6 77,2 96,3
Endenergie, PJ/a 9098 8691 9060 7947 6708 5857 5173 4734
Endenergie EE, PJ/a 849 903 992 1856 2637 3274 3938 4559
Anteil EE an EEV, % 9,3 10,4 11,0 23,4 39,3 55,9 76,1 96,3
Anteil EE an BEEV Z, % 9,0 10,0 10,6 22,5 37,9 54,3 74,0 93,9
Strom Endenergie, PJ/a 1886 1783 1859 1811 1897 1980 2074 2128
Strom Endenergie EE, PJ/a 336 341 372 836 1250 1615 1947 2128
Anteil EE, % 17,8 19,1 20,0 46,2 65,9 81,6 93,9 100,0
Warme Endenergie, PJ/a 3 4701 4428 4703 3994 3226 2637 2070 1742
Warme Endenergie EE, PJ/a 381 441 491 754 1027 1247 1444 1646
Anteil EE, % *) 8,1 10,0 10,4 18,9 31,8 47,3 69,8 94,5
Kraftstoffe Endenergie, PJ/a 4 2511 2480 2498 2142 1585 1241 1029 865
Kraftstoffe Endenergie EE, PJ/a 132 121 129 266 360 412 546 785
Anteil EE, % **) 5,3 4,9 5,2 12,4 22,7 33,2 53,1 90,8
Bruttostromverbrauch, TWh/a S 615 578 610 592 635 703 837 1050
EE-Stromerzeugung, TWh/a 6 93 95 103 239 394 556 774 1037
Anteil EE, % 15,2 16,4 16,9 40,3 62,0 79,1 92,4 98,7
Anteil EE Inland, % 15,2 16,4 16,9 40,1 57,5 67,5 71,3 73,2
Priméarenergie, PJ/a 14216 | 13428 | 14044 | 11404 9319 8091 7271 7025
Erneuerbare Energien 1147 1201 1322 2306 3174 3954 4856 5829
Mineralol 4904 4635 4678 3399 2277 1789 1379 824
Kohlen ” 3485 | 3184 | 3435 | 1625 | 1077 471 133 26
Erdgas, Erdolgas, Grubengas 3058 2937 3075 3342 2791 1877 903 345
Fossile Energien, gesamt 11447 | 10755 | 11188 8367 6145 4137 2415 1196
Kernenergie 1622 1472 1534 731 0 0 0 0
CO,-Emissionen, Mio. t CO./a 797 745 779 518 354 208 90 10
Verringerung seit 1990, % 8 20,3 25,5 22,1 48,2 64,6 79,2 91,0 99,0
durch EE vermieden, Mio. t COs/a 109 110 115 224 318 401 460 502
THG-Emissionen, Mio. t COgzq/a % 988 911 943 641 455 296 163 71
Verringerung seit 1990, % 18,4 24,8 22,1 47,1 62,4 75,6 86,5 94,2
*) Anteil EE Warme, AGEE-Stat/EEWarmeG, % 7,6 8,9 10,2 16,7 27,1 38,4 51,4 64,2
**) Anteil EE an Endenergie Verkehr, % 55 51 5.4 16,0 32,5 46,7 64,7 93,4

1)
2)

Warme und Strom in Kraft- und Heizkraftwerken

3)

jeweils nur Brennstoffe, d. h. ohne Stromeinsatz zur Warmebereitstellung. AGEE-Stat und EEWarmeG be-

Primarenergie nach Wirkungsgradmethode; PEV einschlie3lich, EE ohne nicht-energetischen (NE-) Verbrauch
Bruttoendenergieverbrauch (BEEV) = Endenergieverbrauch zuziiglich Netzverluste und Eigenverbrauch von

ziehen dagegen EE-Endenergie Warme ohne Strom auf Endenergiebedarf Wéarme inkl. Stromeinsatz; vgl. *)

4
5
6
7)
8
9
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Kraftstoffverbrauch fur StraRenverkehr, Bahn, Schiff und Luftverkehr, ohne Stromeinsatz
Bruttostromverbrauch mit Strom aus Pumpspeichern; ab 2030 einschl. Strom fir EE-Wasserstofferzeugung
einschlief3lich EE-Strom aus Wasserstoff
einschl. sonstige fossile Brennstoffe; einschlielich fossil/nuklearem Stromimportsaldo
1990 = 1000 Mio. t COz/a (energiebedingte Emissionen und Hochofenprozess)
einschlief3lich Landnutzungséanderung (LULUCF; 1990 = 1211 Mio. t COxeq/a)




Nach 2050 sinkt der Primarenergieverbrauch nur noch gering, da die Umwandlungsverluste
fur die Wasserstoffbereitstellung sich deutlich bemerkbar machen. Die Hauptstiitze der EE-
Versorgung ist in 2050 die Windenergie mit einem Primarenergiebeitrag von 1715 PJ/a,
knapp gefolgt von der Solarstrahlung mit 1620 PJ/a. Biomasse liegt jetzt primérenergetisch
mit 1550 PJ/a an dritter Stelle, gefolgt von Geothermie/Umweltwarme mit 840 PJ/a. Bis 2050
konnen in diesem Szenario die energiebedingten CO,-Emissionen um 91% gegentber 1990
reduziert werden. Im Jahr 2060 bleibt ein minimaler CO,-Emissionssockel von 1% des Wer-
tes von 1990 dbrig (Abbildung 5.5). Deutliche Unterschiede in der Emissionsreduktion der
Szenarien zeigen sich ab 2030.

Die gesamten THG-Emissionen (einschlief3lich Industrieprozesse und Landwirtschaft) errei-
chen bis 2060 knapp den Zielwert einer 95%igen Reduktion. Selbst wenn die energiebeding-
ten CO,-Emissionen exakt auf null heruntergefahren werden, ist dazu auch eine deutliche
Reduktion nicht energiebedingter CO,-Emissionen (derzeit 53 Mio. t COys/a — in 2060
31 Mio. t CO4q /a) und insbesondere der tbrigen Treibhausgase erforderlich (Methan, Lach-
gas; derzeit 110 Mio. t CO44/a — in 2060 30 Mio. t COy44/a) (Tabelle 5-8).
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Abbildung 5.5: Entwicklung der energiebedingten CO,- und der gesamten THG-Emissionen
(gestrichelt) fur die Szenarien 2011 A und 2011 THG95
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5.4.2 EE-Beitrage zu einer 95%-THG-Emissionsminderung

Die Zielsetzungen zur Verringerung der Energienachfrage sind im Energiekonzept generell
sehr ehrgeizig angesetzt. Allein die angestrebte absolute Absenkung des Primarenergiever-
brauchsniveaus auf rund 50% im Jahr 2050 stellt fiir sich schon eine gewaltige Herausforde-
rung dar, die es erst noch zu bewaltigen gilt. Deshalb wurden im Szenario 2011 THG95
keine wesentlichen zusatzlichen Effizienzsteigerungen gegeniiber Szenario 2011 A unter-
stellt. Allerdings erfolgt in beiden Szenarien eine ,abgeschwachte” Fortschreibung der Stei-
gerung der Energieproduktivitat bis zum Jahr 2060 (Tabelle 5-9, vierte Zeile). Eine verstarkte
Emissionsminderung, wie sie mit dem Ziel einer 95%-Reduktion von THG-Emissionen ge-
setzt wurde, muss deshalb im Wesentlichen Uber eine Ausweitung der Beitrage erneuerbarer
Energien erfolgen. Diese Moglichkeiten sind in Tabelle 5-9 im Vergleich der Szenarien
2011 A und THG95 dargestellt. Beim Szenario 2011 A wurde fir diesen Vergleich der dort
angenommene Entwicklungspfad im Energiesystem bis 2060 fortgeschrieben. Die Spielrau-
me in der Ausweitung der direkten EE-Warmeerzeugung mittels Kollektoren, Erdwarme und
Umweltwarme sind wegen des zur Verfiigung stehenden Temperaturniveaus sehr begrenzt.
Die untenstehende geringe Ausweitung kommt ausschlief3lich von einem verstarkten Einsatz
von Warmepumpen in der Raumheizung. Das Biomassepotenzial ist bereits im Szenario
2011 A vollstandig erschlossen worden.

Tabelle 5-9: Vergleich der direkten EE-Warmebereitstellung, des direkten EE-Stromeinsatzes
und des Wasserstoffeinsatzes in den Szenarien 2011 A und THG95

Szenario 2011 A Szenario 2011 THG95

Jahr 2040 | 2050 | 2060 2040 | 2050 | 2060
Effizienzsteigerung
Gesamte Endenergie, PJ/a | 5992 \ 5263 \ 4712 5857 | 5173 \ 4734
Direkter EE-Wéarmeeinsatz
22'3:;2?:;?;’ngwe'twarme und 527 661 756 586 706 769
Direkter EE-Stromeinsatz
EE-Strom im Verkehr, PJ/a 174 208 226 324 344 352
EE-Strom fir Warme, PJ/a 276 288 245 485 730 812
EE-Wasserstoff
Stromeinsatz, TWh/a 65 110 180 70 180 380
EE-Wasserstoff, TWh/a 48,1 83,6 138,6 51,8 136,8 292,6

dto., PJ/a 173 301 499 186 492 1053
Einsatz fur Spitzenstrom, PJ/a 0 9 20 15 38 82
Einsatz fur KWK, PJ/a 0 50 179 59 208 486
Einsatz im Verkehr, PJ/a 173 242 300 112 246 485
Genutzte Endenergie aus Wasserstoff
(Strom, Warme, Krgaftstoffe), PJ/a 173 293 4r8 Lr7 462 986
;z/ssxxiznig?:fr;d (Endener 73,9 74,0 73,8 70,0 71,3 72,1
Gesamte EE-Endenergie, PJ/a 2827 3073 3300 3274 3938 4560

*) einschlief3lich des nicht-energetischen Verbrauchs
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Gute Ausweitungsmoglichkeiten bietet dagegen der verstéarkte direkte Einsatz von EE-Strom,
wobei insbesondere die (Mittel- und Hochtemperatur-) Prozesswarme sowie Kélteerzeugung
und Klimatisierung in Frage kommen. Diese Mdglichkeiten sind bevorzugt zu nutzen, da sie
die effizienteste Art darstellen, mittels EE-Strom weiteres Erdgas und Heizdl zu substituieren.
Im Szenario 2011 THGY95 liegt daher der Beitrag von EE-Strom zur Wéarmeerzeugung im
Jahr 2050 mit 730 PJ/a beim 2,5-fachen des Wertes aus Szenario 2011 A, bis 2060 steigt
der Wert auf das 3,3-fache (812 PJ/a).

Mit einer praktisch 100%-igen Versorgung des Individualverkehrs mit EE-Strom sind auch
die direkten Nutzungsmdoglichkeiten im Verkehrssektor weitgehend ausgeschopft, da im
Guterverkehr nur geringe Mdglichkeiten fur Elektrofahrzeuge bestehen. Der hdhere Beitrag
an EE-Strom im Szenario 2011 THG 95 verlangt auch héhere Aufwendungen zur Lastabde-
ckung mittels gespeicherter chemischer Energietréger. Der Einsatz von Wasserstoff zur
Spitzenstromerzeugung und in der KWK ist deshalb héher als im Szenario 2011 A. Damit
wird auch indirekt ein weiterer Beitrag an emissionsfreier KWK-Nutzwarme bereitgestellt.
Auch im Verkehr wird der Wasserstoffeinsatz noch soweit ausgeweitet, dass auch dieser
Sektor bis auf geringe Reste praktisch emissionsfrei ist. Die mittels EE-Wasserstoff bereitge-
stellte Endenergie ist somit im Szenario 2011 THG95 in 2060 gut doppelt so hoch wie im
Szenario 2011 A. In der Summe wird im Szenario 2011 THG95 deutlich mehr EE-
Endenergie bereitgestellt als im Szenario 2011 A. In 2050 sind es mit 3938 PJ/a bereits 28%
mehr, der Wert steigt bis 2060 mit 4560 PJ/a auf 38% (Tabelle 5-9).

5.5 Bandbreite des EE-Ausbaus in den Szenarien 2011

Aus den Klimaschutzzielen des Energiekonzepts kann direkt die Bandbreite des notwendi-
gen EE-Zubaus abgeleitet werden. Dabei handelt es sich praktisch nur um den Zubau bei
der EE-Stromerzeugung, da die Potenziale bei der direkten EE-Warmebereitstellung, wie
oben gezeigt, sehr gering sind. Wird das untere Klimaschutzziel (-80% THG Emissionen)
erreicht, so ergibt sich fir 2050 ein Ausbaupfad fir EE-Strom zwischen 455 TWh/a (171 GW,
Szenario 2011 C bzw. A) und 527 TWh/a (198 GW; Szenario 2011 B bzw. A’) wie man
Abbildung 5.6 entnehmen kann. Der héhere Wert kommt durch die in Szenario 2011 A’
unterstellten geringeren Effizienzerfolge bzw. durch die im Vergleich zu EE-Wasserstoff
hoéheren Umwandlungsverluste bei der Bereitstellung von EE-Methan zustande. Szenario
2011 C profitiert gegenutiber Szenario 2011 A von dem hohen Beitrag der effizienten Elekt-
romobilitdét und der entsprechend niedrigeren Erzeugung von EE-Wasserstoff. Der EE-
Beitrag kann dadurch etwas geringer ausfallen, trotzdem wird eine geringere CO,-Emission
als im Szenario 2011 A erreicht.

Wird das obere Klimaschutzziel (-95% THG-Emissionen) bis 2060 angestrebt, sind die EE-
Beitrdge schneller zu mobilisieren. Fir 2050 ist dann nach den Rahmenbedingungen des
Szenarios 2011 THG95 ein EE-Beitrag von rund 740 TWh/a (245 GW) erforderlich. Wahrend
in den Szenarien 2011 A, A', B und C die Ausbaugeschwindigkeit des EE-Stroms nach 2030
leicht abnehmen kann, muss sie im Szenario 2011 THG95 mit leicht steigender Tendenz
noch Uber Jahrzehnte durchgehalten werden. Mit einem Beitrag von 970 TWh/a (knapp
300 GW) ist dann in 2060 praktisch eine Vollversorgung mit EE erreicht. Vorausgesetzt wird
zuséatzlich, dass die parallele Effizienzsteigerung zu einem etwa halbierten Endenergiever-

155



brauch gegeniber heute fuhrt. Fir das Wachstum der einzelnen EE-Technologien ergeben
sich die in Tabelle 5-10 und in Tabelle 5-11 aufgeflihrten Bandbreiten.
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Bandbreite der EE-Stromerzeugung in den Szenarien 2011

Tabelle 5-10: Unter- und Obergrenze der EE-Stromerzeugung in TWh/a

2060

Untergrenze (Szenario C) Obergrenze (Szenario THG95)
TWh/a 2010 2020 2030 2040 2050 2060 2030 2040 2050 2060
Wasser 20,6 22,3 23,4 24,4 25,0 25,4 23,4 24,4 25,0 25,4
Biomasse 33,3 49,6 56,8 59,3 59,3 59,3 56,8 59,3 59,3 59,3
Wind**) 37,8 114,8 196,7 232,6 248,8 268,3 216,9 297,4 373,6 476,5
Photovoltaik 11,7 45,1 55,2 58,8 63,8 66,9 61,4 70,0 77,7 82,6
Geothermie 0,03 1,7 6,5 11,6 15,6 20,6 6,5 14,2 31,9 56,0
EE-Import*) 0 1,0 19,0 31,9 42,5 57,5 28,7 81,6 176,5 268,5
Summe 103,5 234,5 357,6 418,6 455,0 498,0 393,8 | 547,0 | 744,0 | 968,5
ﬁ’]‘:;':]rge 1035 | 2335 | 3386 | 3868 | 4125 | 4405 | 3651 | 4654 | 567,5 | 700,0

*) Importsaldo im europdischen EE-Verbund, vorwiegend Windstrom mit zunehmendem Anteil von Strom aus
solarthermischen Kraftwerken

**) Onshore- und Offshore-Anlagen
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Tabelle 5-11: Unter- und Obergrenze der installierten EE-Leistung in GW

Untergrenze (Szenario C) Obergrenze (Szenario THG95)
GW 2010 2020 2030 2040 2050 2060 2030 2040 2050 2060
Wasser 4,4 4,7 4,9 51 52 53 4,9 51 52 53
Biomasse 6,4 8,4 10,0 10,4 10,4 10,4 10,0 10,4 10,4 10,4
Wind 27,2 49,0 70,2 77,5 79,0 83,0 77,8 97,7 115,3 | 1418
Photovoltaik 17,3 53,5 61,0 63,1 67,2 70,0 67,9 75,2 81,8 86,4
Geothermie 0,01 0,3 1,0 1,8 2,4 3,2 1,0 2,2 4,9 8,6
EE-Import 0 04 3,6 59 7,0 9,3 54 14,0 29,0 44,0
Summe 55,3 116,3 150,7 163,7 1711 181,1 167,0 204,5 246,5 | 296,4
Summe 55,3 115,9 147,1 157,8 164,2 171,8 161,6 190,5 217,5 | 252,4
Inland

Der Vergleich der Szenarien 2011 THG95 und C zeigt, dass zusatzliche Potenziale haupt-
sachlich bei der Windenergie und bei der Solarstrahlung mobilisierbar sind, deren technische
Potenziale betrachtlich sind. In 2030 liegt die Bandbreite der Nutzung ,heimischer* Wind-
energie (on- und offshore) zwischen 70 und 78 GW. Sie steigt bis 2050 auf 79 bis 115 GW
und schlief3lich bis 2060 auf 83 bis 142 GW installierter Leistung. Damit kdnnen dann zwi-
schen 268 und 477 TWh/a Strom bereitgestellt werden. Wind ist somit die bedeutendste
heimische Energiequelle. Bei der Photovoltaik wird wegen der unginstigeren Erzeugungs-
charakteristik von kleineren Spielrdumen beim langfristigen Zubau ausgegangen. Die maxi-
malen Leistungswerte liegen in den Szenarien in 2050 bei 82 GW und in 2060 bei 86 GW, ihr
mengenmaliger Beitrag erreicht Werte zwischen 9% und 15%. Substantielle Anteile tragt
langerfristig auch die geothermische Stromerzeugung bei, wobei deren Ausbau erst nach
2030 in gréRerem Umfang stattfindet. Dies setzt voraus, dass innerhalb des néachsten Jahr-
zehnts bei dieser Technologie noch deutliche technologische Fortschritte erreicht werden,
die sowohl sicherheitstechnisch wie 6konomisch zu belastbaren Ergebnissen flhren.

Von wachsender Bedeutung ist langerfristig die Einbindung der EE-Stromerzeugung in einen
gesamteuropaischen Verbund. Zum einen kann die hier unterstellte Zielsetzung einer volli-
gen Umstellung auf EE nicht von einem Land allein durchgefuhrt werden, sondern verlangt
mittelfristig einen gewissen ,Gleichklang” des Transformationsprozesses. Nur so kdnnen
extreme strukturelle und 6konomische Verzerrungen im europdischen Energiemarkt vermie-
den und auch in dieser Hinsicht ein ,Zusammenwachsen Europas unterstltzt werden.
Aulerdem sind in anderen europdischen Regionen sehr groRe und 6konomisch attraktive
EE-Potenziale der Windenergie und der Solarstrahlung vorhanden, deren angemessene
Nutzung unverzichtbar ist, wenn ein strukturell und 6konomisch optimiertes zukinftiges
Energiesystem entstehen soll. Neben der Kostenguinstigkeit dieser Potenziale bieten sie vor
allem die Chance, wesentliche Beitrage zu einer gesicherten EE-Vollversorgung zu liefern.

Als Quelle fur einen EE-Stromimport kommen in den Szenarien insbesondere Windkraftan-
lagen an der europaischen Atlantikkiiste, sowie solarthermische Kraftwerke, aber auch
grolRere Photovoltaikanlagen in den sonnenreichen Regionen Europas und Nordafrikas in
Frage (vgl. auch Kapitel 6). Beim unteren ,Rand“ des Ausbaukorridors kann der Beitrag des
EE-Imports mit 10% in 2050 und 13% eher gering bleiben. Strebt man den oberen ,Rand“
an, so ist sein Beitrag mit 24% in 2050 und 28% in 2060 betrachtlich. Im Maximalfall repra-
sentiert der EE-Import eine Leistung von 44 GW.
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Die in Tabelle 5-10 und Tabelle 5-11 dargestellte Struktur des EE-Ausbaukorridors ist nicht
als ,optimale* Struktur oder gar als endgultig zu verstehen. Sie stellt — unter Berlcksichti-
gung zahlreicher potenzialseitiger, technologischer und dkonomischer Aspekte der Einzel-
technologien — einen Ausblick auf empfehlenswerte Beitrage der EE-Technologien auf dem
Weg zu einer EE-Vollversorgung dar. Eindeutige Begrenzungen gibt es nur bei der Wasser-
kraft und der Stromerzeugung aus Biomasse, die deshalb auch nicht als ,Korridor* darge-
stellt wurden. Unumstritten ist auf der anderen Seite auch, dass die grof3ten, ,quasi‘ unbe-
grenzten Potenziale bei der Nutzung der solaren Strahlung liegen. Die konkreten Anteile der
Energiequellen als auch der Einzeltechnologien (Wind on- und offshore; Photovoltaik und
solarthermische Kraftwerke) werden sich im Laufe des Ausbauprozesses kontinuierlich
entwickeln und dabei von zahlreichen, sich stdndig dndernden Parametern abhangen. Die
wesentliche Aussage der obigen Ausbauiberlegungen, insbesondere im Hinblick auf eine
EE-Vollversorgung gemal Szenario 2011 THG95, lautet daher: Erneuerbare Energien sind
in einer intelligenten Kombination aller Einzeltechnologien und Energiequellen in der Lage,
innerhalb eines absehbaren Zeitraums die energetische Vollversorgung moderner Industrie-
gesellschaften zu gewahrleisten.
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6 Dynamische Simulation des Stromversorgungssystems

Die Stromversorgung der Zukunft ist von einem fundamentalen Unterschied zum heutigen
Energiesystem gepragt. Wahrend heute durch den Einsatz von gespeicherter fossiler und
nuklearer Energie Schwankungen auf der Nachfrageseite ausgeglichen werden, gilt es, in
einem System mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien wetterbedingte Schwankungen der
Angebotsseite mit dem schwankenden Energiebedarf zu synchronisieren.

In diesem Kapitel werden die stromseitigen Entwicklungspfade der Szenarien 2011 A und C
vertiefend untersucht, um zum einen in Form einer Validierung der Lastdeckung und der
erforderlichen AusgleichsmaRnahmen die grundséatzliche Plausibilitat der EE-Ausbaupfade
und der insgesamt im Energiesystem angenommenen installierten Kapazitaten zu bewerten.
Basierend auf den ersten zeitlich und raumlich differenzierenden Untersuchungen im Rah-
men der ,Leitstudie 2010 [Nitsch et al. 2011], sind in die Mengengeruste der Szenarien
2011 bereits Ergebnisse und Erkenntnisse aus solchen dynamischen Simulationen mit
eingeflossen. Des weiteren sollen Aspekte zum Lastausgleichsbedarf und der moglichen
Rolle von Netzausbau, Stromspeichern und anderen Ausgleichsoptionen untersucht und
dadurch zusétzliche Eigenschaften und Herausforderungen der Szenarien beleuchtet wer-
den. Die Arbeiten wurden mit zwei unterschiedlichen Modellen und Modellansétzen vorge-
nommen, weshalb in den Abschnitten 6.1 und 6.2 die Darstellung und Auswertung der Er-
gebnisse getrennt erfolgt.

Die Modelle ,REMiIx" (DLR) und ,Virtuelles Stromversorgungssystem” (IWES) wurden mitei-
nander uUber Schnittstellen gekoppelt. Wesentliche Annahmen wie Auslegung und Zubau von
KWK-Anlagen, Charakterisierung der Elektrofahrzeugflotte und der fir die Ladesteuerung
verflgbaren Batteriekapazitaten sowie Preispfade fir konventionelle Kraftwerke wurden fir
die Simulationen abgeglichen. Durch REMix wird die Einbindung Deutschlands in ein euro-
paisch-nordafrikanisches Verbundsystem abgebildet. Dadurch kénnen die am besten geeig-
netsten Standorte fir die EE-Stromerzeugung und ein groRraumiger Ausgleich von Last und
Erzeugung in Abhéangigkeit von Netzausbauszenarien bertucksichtigt werden. Die Simulatio-
nen erfolgen mit dem Hauptfokus auf die Validierung der Lastdeckung in Energiesystemen,
die den Szenarien A und C entsprechen. Somit ist die Nutzung von EE-Strom fir die Elekt-
romobilitét sowie die Wasserstofferzeugung als Vorgabe der Mengengeriste in die dynami-
schen Simulationen eingeflossen, was Auswirkungen auf den Einsatz anderer, alternativer
Lastausgleichsoptionen wie der Stromspeicher hat. Mit dem Virtuellen Stromversorgungssys-
tem wird die Lastdeckung innerhalb Deutschlands detaillierter untersucht. Es werden die EE-
Einspeisung unter Berlicksichtigung des Wind- und PV-Prognosefehlers, die vielfaltigen
Ausgleichsoptionen sowie blockscharf und in stiindlicher Auflésung der Betrieb der konventi-
onellen Kraftwerke abgebildet. Hierbei wird der Einsatz sowohl der flexiblen Kraftwerke als
auch der unterschiedlichen Lastausgleichsoptionen in einem rein 6konomischen Ansatz
untersucht. Infolgedessen werden die effizienteren und kostenglnstigeren Optionen zuerst
eingesetzt, um residuale Lasten zu decken und die giinstigen Uberschiisse der Wind- und
Solarkraft zu nutzen. Dadurch wird das Potenzial zur Erzeugung von Wasserstoff aus-
schlieBlich unter Nutzung von resultierenden Stromiberschissen dargestellt und unter
dieser Voraussetzung die Perspektive der giinstigeren Ausgleichsoptionen bewertet.

Da die Simulationen in 5-stindlicher (Europa) und stundlicher Auflésung (Deutschland)
erfolgen und keine weitergehenden Untersuchungen der Auswirkungen der EE-
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Stromerzeugung auf die Ubertragungsnetze vorgenommen werden, kann die Versorgungssi-
cherheit in der Zukunft in dieser Studie nicht umfassend bewertet werden. Weitergehende
Analysen unter Einbeziehung weiterer Aspekte der Netzstabilitdt, einer hoheren zeitlichen
und raumlichen Auflésung der Lastflisse in Deutschland und Europa sowie weiterer Stro-
merzeugungsszenarien fur die europaischen Lander sollten hierftr durchgefihrt werden.

6.1 Stromversorgung bei hohen EE-Anteilen im europdischen
Stromverbund

In [Nitsch et al. 2011] wurde mit einem europaischen Modellansatz bereits gezeigt, dass der
Lastfluss Uber das Ubertragungsnetz im europaischen Stromverbund ein groRes Potenzial
zum Ausgleich von Stromerzeugung und Stromverbrauch auch bei einem hohen fluktuieren-
den Erzeugungsanteil besitzt. Auch wenn eine volkswirtschaftlich kostenoptimierende Unter-
suchung eine konsequente Netzausbaustrategie mit hohen Netztransferkapazitaten emp-
fiehlt, wird in der Praxis nur eingeschréankt ein transeuropaischer Netzausbau aufgrund von
lokalen und regionalen Akzeptanzproblemen und politischen Hemmnissen erfolgen kénnen.
Deshalb muss zunéchst ein plausibles Netzausbauszenario im européaischen Stromverbund
als sinnvoller Rahmen fir die weiteren Untersuchungen definiert werden. Durch die Festle-
gung einer grundlegenden Architektur des zukinftigen europaischen Stromverbunds werden
wesentliche Rahmenbedingungen fur den Ausbau und Betrieb von Stromspeichern, fossilen
Kraftwerken zur Restlastdeckung sowie flr Lastmanagementoptionen festgelegt. Ebenso
gibt die Festlegung von Entwicklungspfaden unserer Nachbarlander wesentliche Randbedin-
gungen fur die dynamischen Simulationen des nationalen Systems vor. In den Arbeiten zu
dieser Studie wird langfristig von einem gewissen ,Gleichklang® des Transformationsprozes-
ses in Europa ausgegangen. Das bedeutet, dass fiir Europa insgesamt das Erreichen eines
langfristigen EE-Ziels angenommen wird, das mit den deutschen Mindestausbauzielen
Ubereinstimmt, auch wenn einzelne Lander entsprechend ihren Potenzialen und nationalen
Interessen davon abweichen kénnen.

6.1.1 Methode und wesentliche Annahmen der Simulationen

Das am DLR entwickelte Modell REMix untersucht den kostenminimalen Kraftwerkspark und
dessen Betrieb fur ein konkretes Wetterjahr. Im Modell ist das europaische Stromversor-
gungssystem einschlie3lich Teile Nordafrikas mit allen relevanten Technologien sowie den
Potenzialen der erneuerbaren Energien abgebildet. Grundlage des REMix-Modells ist eine
GIS-gestitzte Datenbank, in der die Potenziale der erneuerbaren Energieressourcen (Solar,
Wind, Biomasse, Wasserkraft, Geothermie) in hoher zeitlicher (stlindlich) und raumlicher (10
x 10 km?) Auflésung zur Verfigung stehen. Die Modellregion umfasst ganz Europa und Teile
Nordafrikas. Daten des Strombedarfs liegen fur die gesamte Modellregion in entsprechender
zeitlicher und raumlicher Auflésung vor. Fir die abgebildeten Technologien sind techno-
o6konomische Entwicklungspfade bis zum Jahr 2050 hinterlegt, die auf den in [Nitsch et al.
2011] beschriebenen Annahmen basieren. REMix kann einerseits die zeitlich und raumlich
hoch aufgeldsten Potenzialdaten erneuerbarer Energien aus einem GIS-Inventar als Ein-
gangsgrofRe zur Darstellung der Erzeugungszeitreihen eines Jahres nutzen (s. Arbeiten in
[Nitsch et al. 2011]). Ebenso kénnen die installierten Erzeugungskapazitaten fir die Stromer-
zeugung sowie Kapazitaten fur Speicher, Elektrolyseure, Netztransfer sowie zeitlich variie-
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rende Batteriekapazitaten fur eine Ladesteuerung von Elektrofahrzeugflotten entsprechend
der Mengengeriuste aus den Szenarien vorgegeben und untersucht werden. Zudem sind
uber Warmespeicher flexibilisierte KWK-Anlagen fur Deutschland im Modell abgebildet.
Weitere Lastmanagementoptionen sind in der derzeitigen REMix-Version noch nicht inte-
griert. Der verbleibende konventionelle Kraftwerkspark zur Deckung der residualen Last
(Gesamtlast abzuglich EE-Erzeugung) ist tber verschiedene Technologiekategorien abge-
bildet (Kohle-, Gas-, Kernkraftwerke, zentrale/dezentrale KWK-Anlagen).

Bei den Simulationen ausgehend von vorgegebenen Erzeugungskapazitaten wird der kos-
tenoptimierte Einsatz der regelbaren Erzeugungskapazitaten sowie der Ausbau und Einsatz
von Energiespeichern und Ubertragungsleitungen im europaischen Verbund untersucht.
Stromibertragungskapazitaten werden als Ergebnis der volkswirtschaftlichen Optimierung
ausgehend von Annahmen zu Kosten und Ausbaugrenzen ermittelt. Derzeit sind in REMix
drei Speichertechniken abgebildet: Pumpspeicherkraftwerke, adiabate Druckluftspeicher-
kraftwerke und die Wasserstoffspeicherung mit Ruckverstromung in GuD-Kraftwerken. Der
Aufbau des Modells und seine wesentlichen Eingangsdaten sind in Abbildung 6.1 dargestellt
und in [Scholz 2012] bzw. [Luca de Tena 2012] dokumentiert.

Potenziale zur DC - Ubertragung AC- Ubertragung Strombedarf
Stromerzeu- HGU Uberlandleitung | | basierend auf dem , heutigen” -
gung mit oder Erdkabel AC-Ubertragungsnetz (Europa) s
Erneuerbaren | ‘

v

Optimisierungs-Modul REMix

Kostenminimierte Versorgung zeitlich & rdaumlich aufgeldst Warmebedarf
Hex. KWK-Betrieb:
- Warmespeicher
Modell - Spitzenkessel

Ergebnis:
Erzeugungs- & Speicherstrategien

0 Di.3110 Mi. 111 Do.2.11 F.311 saal11 S0.5.11
S [y

[ rimrhtni L Y T e—

Hektrofahrzeuge-EV

BEV/EREV: unterschied.
Ladestrategien, V2G.
Batteriekapazitat der
Hotte in zeitlicher
Auflésung.

_ _ A
— 5 q& o Konventionelle | | Speicher Lastmanagement
. — Erzeugung Pumpspeicher Industrie & Haushalte FCEV: flexible On-site
Nuklear, Kohle Druckluftspeicher [| (in Entwicklung) H,-Erzeugung
CCGT, Gas Wasserstoff
Abbildung 6.1: Aufbau des Modells REMix mit Inputdaten

Fir die dynamischen Simulationen mit REMix wurde der Bilanzraum des Verbundsystems in
10 Modellregionen Europas und eine Region Nordwestafrika unterteilt (Abbildung 6.2). Im
Unterschied zu [Nitsch et al. 2011] wurden die Regionen fur diese Studie starker unter der
Berticksichtigung der heutigen Netzkapazitaten und der Erzeugungsstruktur differenziert und
der gesamte Bilanzraum auf die Nachbarschaft Deutschlands bzw. die mdgliche Bedeutung
fur das deutsche Stromversorgungssystem fokussiert. Damit fir die als Verbundsystem
untersuchten Lander Europas mdoglichst &hnliche Randbedingungen gelten wie fiir Deutsch-
land, werden vergleichbare Szenarien des Ausbaus der erneuerbaren Stromerzeugung
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zugrunde gelegt. Diese basieren auf den Studien MED-CSP und TRANS-CSP
([BMU 2005b], [BMU 2006]), in denen ein zu ca. 80% auf erneuerbaren Energien basieren-
des Energieversorgungssystem fiir Europa, den Nahen Osten und Nordafrika entworfen
wurde. In den beiden Studien wurde ein besonderer Schwerpunkt auf den Import von Strom
aus regelbaren solarthermischen Kraftwerken in Wistengebieten nach Europa gelegt. Die
installierten Kapazitaten fur PV und Wind wurden unter Berlicksichtigung der heutigen Aus-
bauzahlen und der Ziele bis 2020 in den NREAPs fir das Jahr 2030 an die derzeitige Aus-
baudynamik angepasst. Die resultierenden im Bilanzraum angesetzten installierten Leistun-
gen zur Stromerzeugung sind in Tabelle 6-1 dargestellt. In der Summe werden fir das Jahr
2030 im Bilanzraum Stromerzeugungskapazitaten von insgesamt knapp 1150 GW ange-
nommen, der erneuerbare Anteil bei den Leistungen liegt im Mittel bei 60%. Fir die Regio-
nen North, Iberia und Alps liegt der EE-Anteil bereits im Jahr 2030 tUber 70%. Fur das Jahr
2050 resultieren eine Gesamtleistung von 1270 GW und ein mittlerer EE-Anteil von 81%. Die
Leistungen fir den Export von Solarstrom aus Nordwestafrika nach Europa sind in Anleh-
nung an die TRANS-CSP-Szenarien 20,5 GW im Jahr 2030 und ca. 70 GW im Jahr 2050.

1 Germany Deutschland
5 North Danemark Nordel, Finnland,
Norwegen, Schweden
3 Dk-W Danemark West
4 BeNeLux Bglglen, Luxemburg, .
Niederlande g-}
5 Iberia Portugal, Spanien
— UK&IE 31— { 2
Schweiz, Osterreich, Liech- .- -« BeNelLux East ;
il G — asl 2
6 Alps tenstein .4—'}"* B 'x‘_‘\LZ arman{lwﬁ‘? J’/
7  France Frankreich L'\ Franc:%—,‘;‘_ilpsﬁ - Pa
8 ltaly Italien == ] raly > I
s _ o
9 East Polen, Tschechische Al o ft% :\‘\x‘f ) '-;.,-'g‘:‘?
Republik, Slowakei e : »%':.\%‘-\.r\
10 UK&IE GroRbritannien, Irland /E Dok
AT North Africa T
11  North Africa  Algerien, Marokko, Tunesien 5 - frx“‘“ﬂ_f-

Abbildung 6.2: Definierte Regionen im Modell REMix

Der Energiebedarf der untersuchten Mobilitatsoptionen wird in REMix den Szenarien 2011
entsprechend abgebildet. Fir Plug-in-Hybride und rein elektrische Fahrzeuge (BEV) sind
jeweils drei Fahrzeugklassen (klein, mittel und groR3) implementiert, die sich hinsichtlich ihrer
Jahresfahrleistung, Batteriegrof3e, Fahrprofile und des spezifischen Verbrauchs unterschei-
den. Aus einem groRen Satz an Fahrprofilen [MiD 2002, MiD 2010] wurde fiur jede Fahr-
zeugklasse die Verteilung des Energiebedarfs wahrend des Tages bestimmt, ebenso wie
Standzeiten, in denen das Fahrzeug geladen werden kann. Ein a priori definierter Teil der
Fahrzeuge wird gesteuert geladen und bietet damit die Mdglichkeit des Lastmanagements.
Ein weiterer Teil der Elektrofahrzeugflotte bietet zusétzlich noch die Mdglichkeit, durch Ent-
ladung der Batterie Energie in das Netz einzuspeisen (bidirektional, vehicle-to-grid). Die
Parameter der Elektromobilitat wurden im Rahmen der Arbeiten zu [BMWi 2012] zun&chst
fur Deutschland ermittelt. Unter der Annahme, dass sich die Mobilitat in den europaischen
Nachbarlandern ahnlich wie in Deutschland entwickelt, werden die Flottenentwicklungen fur
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den gesamten Untersuchungsraum tbernommen. Die Anzahl der Fahrzeuge wird hierbei mit
der Gesamtbevolkerung und der Anzahl der Fahrzeuge pro Einwohner (Bezugsjahr 2008)
relativ zu Deutschland gewichtet. Der Strombedarf fir Wasserstofftankstellen stammt fur
Deutschland aus dem Szenario 2011 A und wird fir andere Lander anhand der StraRenver-
kehrsleistungen abgeleitet. Die Wasserstofferzeugung zur Ruckverstromung wird vereinfacht
in Abh&ngigkeit der Stromerzeugung fir andere Lander ibernommen.

Wegen der groRen Datenmengen wird immer nur ein einzelnes Jahr berechnet. Die Analyse
der zukiinftigen Stromversorgung stiitzt sich in der derzeitigen Modellversion auf das Wetter-
jahr 2006. Da die Modellierung im européischen Bilanzraum trotz der Zusammenfassung der
Lander sehr viel Rechenzeit bendtigt, wurde dies in Finf-Stunden-Schritten mit entspre-
chenden Mittelwerten der Eingangsdaten durchgefiihrt. Dadurch kann in dieser ersten Ana-
lyse der Bedarf an Ausgleichsleistung etwas unterschétzt werden. Die detaillierten Untersu-
chungen der Lastdeckung in Deutschland mit stiindlicher Auflésung im Abschnitt 6.2 sind
basierend auf den hier ermittelten 5-stlindlichen Import-/Exportzeitreihen fir Deutschland
erfolgt, so dass dort wiederum die Ausgleichsleistung etwas Uberschétzt werden kann.

Tabelle 6-1: Installierte Kraftwerksleistungen in GW in den 10 Modellregionen Euro-
pa/Nordafrika in REMix (Rahmenbedingungen entsprechend Szenario 2011 A)

2030 in GW North | Dk-W | BeNeLux | Iberia |Alps |France |ltaly |East |UK&IE |N.-Africa
Gas (GuD, BHKW) 3,0 0 14,4 20,8| 5,3 12,6| 293| 53 40,8
Gasturbinen 23,5 4,1 8,9 34| 2,7 40,0 | 18,7| 46 15,8
Steinkohle 4,6 2,2 6,0 13,7 0 10,8| 40| 174 23,8
Braunkohle 0,5 0 0 1,6 0 2,2 0| 12,5 0
Kernkraft 1,0 0 25 20| 20 22,0 0| 25 25
Biomasse, Abfall 7,6 0,6 2,5 52| 2,2 76| 48| 49 4,1
Geothermie 0,1 0 0,1 1,3] 02 07| 17| 02 31,4
Solarthermie (CSP) 0 0 0 4,0 0 0 0,7 0 0 20,5%)
Wasser Speicher 48,4 0 0 0] 16,8 0 0 0 0
Wasser Laufwasser 73] 0,01 1,3 26,7| 87 253| 220| 76 4,8
Photovoltaik 3,8 0,5 4,3 135| 38 17,7| 256| 86 53
Windkraft 15,0 4,9 17,2 48,3| 34 34,4| 242| 174 38,0
Summe 114,8| 123 57,0| 1405|452| 173,3/1309| 81,2| 1664 20,5%)
2050 in GW North | Dk-W | BeNeLux | Iberia |Alps |France |ltaly |East |UK&IE |N.-Africa
Gas (GuD, BHKW) 2,3 0 10,7 14,4| 1,0 9,3| 159| 51 39,5
Gasturbinen 16,5 4,7 6,6 16| 05 24,1 7,7 4,3 11,6
Steinkohle 0,8 0,8 2,6 2,4 0 62| 12| 36 7.8
Braunkohle 0,0 0 0 0,3 0 1,3 0| 26 0
Kernkraft 0,0 0 0,0 0,0/ 0,0 0,0 0| 00 0,0
Biomasse, Abfall 16,7 11 3,3 72| 36 289| 56| 103 51
Geothermie 0,2 0 0,3 6,0/ 0,9 30| 50| 12 0,1
Solarthermie (CSP) 0 0 0 8,9 0 0 1,1 0 0 69,6 *)
Wasser Speicher 43,5 0 0 0| 171 0 0 0 0
Wasser Laufwasser 74| 0,01 1,3 29,1| 8,9 253| 23,2| 82 4,8
Photovoltaik 17,1 1,0 21,6 30,4 18,2 23,8| 29,0| 28,7 27,3
Windkraft 29,7 6,1 20,6 546| 7,0 59,8| 44,0| 355 59,7
Summe 134,4| 13,8 67,0| 154,8|57,2| 181,8|132,7| 99,6| 156,0 69,6 *)

*) nur Kraftwerksleistung fur Export nach Europa
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6.1.2 Netzausbauszenarien als Randbedingung des Lastausgleichs

Die Simulation einer kostenminimierten Stromversorgung ausgehend von einem vorgegebe-
nen Szenario der Entwicklung des Kraftwerksparks wird im ersten Schritt zur Ableitung eines
plausiblen Netzausbauszenarios eingesetzt. Der Stromtransport wird in REMix zum einen
Uber ein vereinfachtes Wechselstrom-Héchstspannungsnetz und ber (Punkt-zu-Punkt-)
Hochspannungsgleichstrom-Verbindungen (HGU) abgebildet. Bei der Modellierung des
Wechselstrom-Hdchstspannungsnetzes wird der Transport zwischen den oben beschriebe-
nen Regionen mit Hilfe der Power Transfer Distribution Factors (PTDF) unter Bericksichti-
gung der Net Transfer Capacities (NTC) berechnet. Diese Eingangsdaten wurden von detail-
lierten Simulationen mit einem europaischen Transportnetzmodell unter Berlcksichtigung
der geplanten Ausbaumalnahmen nach [entso-e 2010] abgeleitet (s. Arbeiten der FGH
Aachen im Rahmen von [BMWi 2012]). Ein weiterer Leitungsausbau fur den grof3raumigen
Transport wird nur iber HGU-Leitungen dargestellt. Dabei werden mdgliche Verbindungen
und die Lange der Leitungen als Abstand zwischen den Netzknoten im Modell vorgegeben.
Da diese vereinfachte Analyse weder netztechnische noch gesellschaftliche Aspekte bertick-
sichtigen kann, wurden weitere Annahmen getroffen, die im Sinne eines konservativen
Ansatzes zu einem plausibleren Ausbauszenario fihren. So wurde fiir das Jahr 2030 davon
ausgegangen, dass der kostenoptimale Netzausbau aufgrund von politischen und energie-
wirtschaftlichen Hemmnissen (Rahmenbedingungen) und gesellschaftlichen Barrieren (Ak-
zeptanz) nur zur Halfte realisiert werden kann. Bis zum Jahr 2050 wird ein weiterer Netzaus-
bau nur unter Annahme von 5-fach héheren spezifischen Investitionen entsprechend Erdka-
beln ermittelt. Die Ergebnisse fur 2030 sind in Abbildung 6.3 und fur 2050 in Abbildung 6.4
dargestellt. Die Ausbauszenarien werden fir die weiteren Simulationen als Randbedingung
zur Optimierung von regelbaren Leistungen, Speichern und Lastmanagement festgelegt.

eNeLux,

36/18 Germany

North Africa

Abbildung 6.3: Mit REMix ermitteltes europadisches Netzausbauszenario fur das Jahr 2030
AC: Hochspannungs-Wechselstrom; DC: Hochspannungs-Gleichstrom (HGU); OL: Freilandleitungen; SC: Seekabel;

UC: Untergrundkabel
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Im Ergebnis der kostenminimierenden Modellierung zeigt sich fir das Jahr 2030 ein Netz-
ausbauszenario, das eine HGU-Netztransferkapazitat uber die Grenzen Deutschlands hin-
weg von 13,8 GW bedeutet. Aus der Modellierung ergeben sich zehn Leitungen zwischen
Deutschland und den Nachbarregionen mit unterschiedlichen Ubertragungskapazitaten:
sieben Leitungen mit je 1600 MW nach Frankreich, BeNeLux, Danemark, der Region ,East"
(Polen, Tschechei, Slowakei) und Alps (Schweiz, Osterreich) sowie die drei existieren-
den/geplanten Leitungen nach Nordeuropa mit zwei mal 600 MW und einmal 1400 MW. Die
Transferkapazitat der AC-Leitungen betragt im Vergleich ca. 11,7 GW (erwartet fur das Jahr
2013). Das Ausbauszenario erscheint trotz des konservativen Ansatzes durchaus ambitio-
niert, sowohl was die Leistung als auch die Anzahl der zusétzlichen Leitungen anbelangt.

Insgesamt werden im Szenario flr die Optimierung der Stromversorgung im Jahr 2030 in
Europa 54,3 GW Netztransferkapazitat zwischen den Regionen uiber HGU-Leitungen zuge-
baut. Durch die Vorgabe des Solarstromimports sind hiervon 11 GW flir den weitrdaumigen
Transport von Strom aus solarthermischen Kraftwerken von Nordwestafrika nach Europa.
Davon werden 6,4 GW Leitungskapazitat tber Italien und 4,8 GW Uber Spanien zugebaut.
Bis zum Jahr 2050 kommen als Ergebnis der Modellierungen mit REMix in Europa zusétzli-
che HGU-Ubertragungskapazitaten in Form von Untergrundkabeln von 188 GW dazu. Die
Netztransferkapazitat zwischen Deutschland und seinen Nachbarn steigt nochmals um
17,6 GW, was 8 bipolaren Verbindungen mit je 2200 MW Leistung entspricht. Fir den Solar-
stromimport aus Nordafrika werden je 34 GW HGU-Leitungen Uber Spanien und Italien bis
2050 zusatzlich installiert. Die Verteilung der weiteren zuséatzlichen HGU-Verbindungen in
Europa ergibt sich zu einem Grof3teil aus der Weiterverteilung des Stromimports aus Afrika
in unterschiedliche Lander und Regionen.
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Abbildung 6.4: Mit REMix ermitteltes europaisches Netzausbauszenario fur das Jahr 2050
AC: Hochspannungs-Wechselstrom; DC: Hochspannungs-Gleichstrom (HGU); OL: Freilandleitungen; SC: Seekabel;

UC: Untergrundkabel
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Bei der Bewertung der Ergebnisse ist zu bertcksichtigen, dass die Leistungen der Strom-
Ubertragungsleitungen wie auch die Leistungen der Stromerzeugungs- und Stromspeicher-
kapazitaten kumulierte Werte darstellen, die sich auf mehrere Lander und Regionen vertei-
len. Die Stromibertragungsleistungen kénnen also auch dem Weitertransport in andere
Regionen dienen und sind nicht notwendigerweise nur dem direkten Austausch zwischen
den Regionen zuzurechnen, die sie verbinden.

6.1.3 Struktur und Verteilung der erneuerbaren Stromerzeugung in Europa

In der Abbildung 6.5 ist die Struktur der Stromerzeugung in jeder Region dargestellt. Die
Hohe der Balken ist proportional zur Menge des erzeugten Stroms. Die in Nordwestafrika
dargestellte Stromerzeugung aus solarthermischen Kraftwerken ist nur der fir den Export
nach Europa bestimmte Anteil, entsprechend der Annahmen in den Energieszenarien. Die
Ergebnisse zeigen zum einen die Bedeutung der Windkraft entsprechend der vorgegebenen
installierten Kapazitaten. Aber auch die Anbindung der Wasserkraft in Nordeuropa mittels
zuséatzlicher HGU-Leitungen spielt eine groRe Rolle fiir das europaische Energiesystem. Die
erneuerbare und fossile Stromerzeugung mit KWK-Kapazitaten sowie deren Ausgleichspo-
tenzial durch stromgefiihrten Betrieb sind derzeit nur fir Deutschland abgebildet. In allen
Modellregionen wurden Vorgaben fur den Strombedarf und die Potenziale zur Ladesteue-
rung der Elektromobilitat sowie der Wasserstofferzeugung aus Strom einbezogen.
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Abbildung 6.5: Struktur und Verteilung der Stromerzeugung in Europa (und Nordafrika) im
Jahr 2030 und 2050 bei einer Versorgung in D gemaf Szenario 2011 A (basie-
rend auf [BMU 2005b, BMU 2006])

6.1.4 Ausgleichsoptionen und Lastdeckung bei kostenoptimiertem Einsatz der
installierten Kapazitaten in Europa und Deutschland

Es wurde sowohl fir das Szenario A als auch das Szenario C (in Deutschland und Europa
mehr Elektromobilitat anstelle dezentraler Wasserstofferzeugung fir den Verkehr, entspre-
chend geringerer EE-Ausbau) die Stromversorgung im Jahr 2050 modelliert. Im Ergebnis der
Modellierungen in 5-Stunden-Schritten zeigt sich, dass die Last in allen Szenarien unter
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Voraussetzung der getroffenen Annahmen und dem dargestellten Energiemix gedeckt wer-
den kann und hierbei europaweit keine Uberschiisse entstehen. In Abbildung 6.6 und Abbil-
dung 6.7 sind die Zeitreihen der Erzeugung und Last fir die Summe der betrachteten Regio-
nen in Europa (einschlie3lich Stromimport aus Nordafrika) und eine Nachfrage im Verkehr
entsprechend Szenario 2011 A im Jahr 2030 dargestellt, in Abbildung 6.8 und Abbildung 6.9
fur das Jahr 2050 (Abbildung 6.10 zeigt zwei Episoden fir eine Nachfrage im Verkehr ent-
sprechend Szenario 2011 C). Im Jahr 2030 laufen die restlichen Kernkraftwerke, Miillheiz-
kraftwerke, Braunkohlekraftwerke, Blockheizkraftwerke und andere regelbare (Other: haupt-
sachlich Biomasse und Geothermie) an der Volllastgrenze. Steinkohle tragt im Winter konti-
nuierlich zur Lastdeckung bei, wéhrend ihr Einsatz im Sommer stark schwankt. Von den
Erneuerbaren hat Wind den grof3ten Anteil an der Versorgung. Photovoltaik hilft insbesonde-
re im Sommer, die Lastspitzen zu decken. Konzentrierende solarthermische Kraftwerke
(CSP) kénnen aufgrund von Warmespeichern insbesondere im Sommer kontinuierlich elekt-
rischen Strom erzeugen. Wasserkraftwerke produzieren in Form von Laufwasserkraftwerken
(Hydro Ror) kontinuierlich Strom mit geringen saisonalen Schwankungen, wahrend Spei-
cherwasserkraftwerke (Hydro Res) flexibler auf den Bedarf reagieren kénnen. Ein gro3er Teil
der Restlast wird jedoch mit flexiblen gasbefeuerten Anlagen gedeckt. Gro3e Anteile der
Lastdeckung insgesamt aber auch zu Zeiten mit Spitzenbedarf decken im Jahr 2050 die
Erneuerbaren. Dadurch werden Kohlekraftwerke verdrangt, die dann hauptsachlich in Spit-
zenlastzeiten im Winter eingesetzt werden. Die Last durch die Elektromobilitdt und die in
diesem Szenario betrachtliche Wasserstofferzeugung nimmt stark zu, allerdings sind diese
Lasten bis zu einem gewissen Grad flexibel, so dass die Lastspitzen zu Zeiten mit einem
hohen Anteil an regenerativer Energie um die Mittagszeit auftreten.
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Abbildung 6.6: Zeitlich aufgel6ste Lastdeckung in der Region Europa in 2030 (Nachfrage
Verkehr wie Szenario 2011 A)
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Abbildung 6.7: Zeitlich aufgeléste Lastdeckung in der Region Europa flir zwei Episoden im
Jahr 2030, Frihjahr und Sommer (Nachfrage Verkehr wie Szenario 2011 A)
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Abbildung 6.8: Zeitlich aufgeldste Lastdeckung in der Region Europa in 2050 (Nachfrage
Verkehr wie Szenario 2011 A)

Die Ergebnisse fur Europa sind in der Abbildung 6.11 sowie in Abbildung 6.12 in Form der
Jahresdauerlinien dargestellt, d. h. die Last und Erzeugungen ohne zeitlichen Zusammen-
hang sortiert nach der GroRe. Diese Darstellung zeigt die moglichen Uberschiisse und deren
Verwendung auf der rechten Bildseite und unterhalb der Nulllinie und die Spitzenlasten und
deren Reduktion durch Ausgleichsmaflinahmen und Restlastdeckung auf der linken Seite.
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Abbildung 6.9: Zeitlich aufgeléste Lastdeckung in der Region Europa fur zwei Episoden im
Jahr 2050, Frihjahr und Sommer (Nachfrage Verkehr wie Szenario 2011 A)
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Abbildung 6.10: Zeitlich aufgeléste Lastdeckung in der Region Europa fiir zwei Episoden im
Jahr 2050, Frihjahr und Sommer (Nachfrage Verkehr wie Szenario 2011 C)

Die Jahresdauerlinie der Stromlast heutiger ,klassischer* Verbraucher ist durch die punkt-
gestrichelte Linie gezeigt, die Last plus Verbrauch der Elektromobilitat durch die gestrichelte
Linie. Die durchgezogene Linie zeigt den Gesamtverbrauch der elektrischen Last plus Elekt-
romobilitat und Wasserstofferzeugung in Elektrolyseuren. Der blaue Bereich ist der Teil der
Last, der durch erneuerbare Energie, der braune Bereich der Teil, der durch konventionelle
Erzeugung gedeckt wird. Aufgrund des angenommenen Netzausbaus und der Ausgleichspo-
tenziale durch Elektrofahrzeuge sowie die Wasserstofferzeugung ergibt sich in diesem Sze-
nario ein relativ geringer Einsatz der Stromspeicher im Verhaltnis zur Gesamtlast. Die Uber-
schisse sind sehr klein, da Last und Erzeugung im angesetzten ausgebauten Transportnetz
immer lber ganz Europa ausgeglichen werden kénnen. Ein Teil der moglichen Uberschiisse
wird in Pumpspeichern eingesetzt, ein Teil fur die Wasserstoffelektrolyse und ein Teil in den
Batterien von Elektrofahrzeugen, der Rest ist als Ubertragungsverluste dargestellt. Im Ver-
gleich von 2030 und 2050 sieht man die starke Erhéhung der erneuerbaren Erzeugung und
die damit verbundene Verringerung der konventionellen Stromerzeugung. Durch die Kombi-
nation verschiedener erneuerbarer Stromerzeugungstechnologien, den weitrdumigen Strom-
transport und die Ausgleichsoptionen kann der Strombedarf in jeder Stunde und mit geringen
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Uberschiissen realisiert werden. Die Spitzenerzeugung der fossilen Kraftwerke sinkt in
diesem Zeitraum von ca. 350 GW auf ca. 200 GW. Es wird deutlich, dass die Erneuerbaren
im Jahr 2050 signifikant zur Reduzierung der residualen Spitzenlasten beitragen.
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Abbildung 6.11: Jahresdauerlinien fur die Region Europa (Nachfrage Verkehr wie Szenario
2011 A) im Jahr 2030 (links) und 2050 (rechts) unter Berlicksichtigung des eu-
ropéischen Lastausgleichs
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Abbildung 6.12: Jahresdauerlinien fiir die Region Europa (Nachfrage Verkehr wie Szenario
2011 C) im Jahr 2050 unter Beriicksichtigung des europdischen Lastaus-
gleichs

In Abbildung 6.13 sind die Jahresdauerlinien der gesamten Residuallast (Last abziiglich der
gesamten Erzeugung) fur Europa flr Szenario A und in Abbildung 6.14 entsprechend fir
Szenario C dargestellt. Im Jahr 2030 wird die Last durch die Elektromobilitdt und durch die
Wasserstofferzeugung relativ zur Last der ,konventionellen* Verbraucher gering sein (siehe
Abbildung 6.10). Sowohl fiir Szenario A als auch Szenario C nimmt der Verbrauch fir Elekt-
rofahrzeuge bzw. die Wasserstofferzeugung bis 2050 stark zu. Wegen der besseren Ener-
gieeffizienz der zusatzlichen Elektromobilitat in Szenario C verglichen mit der Wasserstoff-
nutzung im Verkehr in Szenario A ist die bendtigte Gesamtenergie im Szenario C deutlich
geringer (turkise und rosa Flachen). Trotz der Mdglichkeiten des Lademanagements bei
Elektrofahrzeugen und der Wasserstoffspeicherung nach dessen Erzeugung erhdhen die
Nachfrageprofile — aufgrund der Mobilitatsanforderungen im Verkehr sowie aufgrund von
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bertcksichtigten 6konomischen Grenzen der Speicherung — die Lastspitzen, allerdings nicht
die residualen Lastspitzen abzuglich der erneuerbaren Stromerzeugung.
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Abbildung 6.13: Jahresdauerlinie fir Europa im Jahr 2030 (links) und 2050 (rechts) (Nachfrage
Verkehr wie Szenario 2011 A) — Rolle der Elektromobilitat, der Wasserstoffer-
zeugung und der Stromspeicher
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Abbildung 6.14: Jahresdauerlinie fur Europa im Jahr 2050 (Nachfrage Verkehr wie Szenario

2011 C) — Rolle der Elektromobilitat, der Wasserstofferzeugung und der
Stromspeicher

Zeitlich aufgeltste Ergebnisse der Modellierungen fiir Deutschland im Jahr 2050 sind bei-
spielhaft in der Abbildung 6.15 und der Abbildung 6.16 dargestellt. Zum einen wird im ge-
samten Jahresverlauf die Saisonalitdt der Erzeugung sowie der Last deutlich, zum anderen
die Episoden hoher Windeinspeisung, die in der Summe mit der Photovoltaik zu Uberschiis-
sen fuhren, die entweder exportiert oder gespeichert werden. Fir die Wasserstofferzeugung

und Beladung der Elektrofahrzeuge werden in Zeiten geringer EE-Einspeisung auch Strom-
importe genutzt.
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Abbildung 6.15: Zeitlich aufgeléste Lastdeckung in Deutschland unter Berticksichtigung des
europdischen Lastausgleichs im Jahr 2050 (entspr. Szenario 2011 A)
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Abbildung 6.16: Zeitlich aufgeldste Lastdeckung in Deutschland fiir zwei Episoden im Jahr
2050, Frihjahr und Sommer (entspr. Szenario 2011 A)
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Abbildung 6.17: Zeitlich aufgeldste Lastdeckung in Deutschland fur zwei Episoden im Jahr
2050, Fruhjahr und Sommer (entspr. Szenario 2011 C)
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In der Abbildung 6.18 sind die Ergebnisse wiederum als Jahresdauerlinien fur die Stromver-
sorgung in Deutschland dargestellt. Im Jahr 2030 ist zu sehen, dass die gesteuerte Beladung
der Elektrofahrzeuge sowie die Uber Wasserstofftanks ebenfalls teilweise steuerbare Erzeu-
gung von Wasserstoff die Lastkurve durch den Strombedarf zwar erhoht, aber auch flacher
werden lasst. Im Jahr 2050 fuhrt die Vorgabe der Wasserstofferzeugung fiir den Verkehr in
Abhangigkeit der angesetzten Leistung und Auslastung der Elektrolyseure trotz der Poten-
ziale der Lastverschiebung zu generell deutlich héheren Lasten. Aufgrund der fiir Deutsch-
land aber auch europaweit zuséatzlich einberechneten Kapazitaten fur EE-Strom werden
diese Uberwiegend Uber erneuerbaren Strom — dabei teilweise Uiber héhere Importe — ge-
deckt. Die Laststeuerung fuhrt dazu, dass die Erzeugung bzw. Beladung in Zeiten eines
hohen Strombedarfs mdglichst nicht erfolgt, sondern eher in Zeiten mit geringen Lasten und
dabei insbesondere mit hoher erneuerbarer Stromerzeugung verlagert wird.
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Abbildung 6.18: Jahresdauerlinie fir Deutschland im Jahr 2030 (links) und 2050 (rechts) —
unter Beriicksichtigung des europdischen Lastausgleichs, Szenario 2011 A
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Abbildung 6.19: Jahresdauerlinie fir Deutschland im Jahr 2050 — unter Berticksichtigung des
europaischen Lastausgleichs, Szenario 2011 C

In Abbildung 6.18 wird auch die bedeutende Rolle der flexibilisierten KWK-Kapazitaten
sichtbar. Die Erzeugung wird durch den Einsatz der angenommenen Warmespeicherkapazi-
taten in Zeiten hoher Last verschoben. Die KWK tragt zur Reduktion der residualen Spitzen-
last um 20 GW bei, wéhrend in Zeiten geringer Last der Beitrag deutlich geringer ausfallt. Auf
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der anderen Seite wird eine weitere Erhéhung der Uberschussspitzen durch das Erzeu-
gungsmanagement vermieden. Durch die angenommene Begrenzung der Warmespeicher-
kapazitat je Anlage auf plausible und 6konomisch darstellbare Groéfzen sind auch hier der
zeitlichen Verschiebung Grenzen gesetzt. Die Stromerzeugung durch KWK findet teilweise
auch in Zeiten der erneuerbaren Uberschiisse statt, wenn erneuerbarer Strom in die Nach-
barlander exportiert, d. h. dort nachgefragt wird (rechte Seite der Abbildung 6.18, Unter-
schied zwischen blauer und brauner Linie, bzw. dunkelbraune Flache).

Die Ergebnisse zeigen die sehr bedeutende Rolle des Netzausbaus fir eine kostenminimier-
te europdische Versorgungsstruktur. Ginstiger und — bedingt durch den fortschreitenden EE-
Ausbau — zunehmend erneuerbarer Strom wird importiert (lila Flache in Abbildung 6.18 und
Abbildung 6.19, schraffierte Flache in Abbildung 6.20 und Abbildung 6.21) und die in
Deutschland auftretenden potentiellen erneuerbaren und KWK-Uberschiisse konnen auf-
grund der Nachfrage in einem anderen Land zum Grof3teil exportiert werden. Durch den
Stromimport wird die residuale Spitzenlast in 2030 um knapp 20 GW und in 2050 um gut
30 GW gesenkt, die exportierten Uberschussleistungen liegen in der gleichen GroRenord-
nung. Die Rolle der Pumpspeicher ist in griiner Farbe dargestellt und wird insbesondere in
Abbildung 6.20 deutlich. Aus Abbildung 6.18 wird auch die residuale Lastdeckung durch
konventionelle Kraftwerke sichtbar. Aufgrund des Einsatzes von Lastausgleichsoptionen
konnen die Kraftwerke zu einem Grof3teil mit tber 4000 Volllaststunden betrieben werden,
allerdings — wie aus der zeitlichen Auflésung in Abbildung 6.15 ersichtlich ist — mit sehr
vielen zeitlichen Unterbrechungen und zum Teil hohen Lastgradienten.

Die Rolle der Beladung der Elektrofahrzeuge, der Wasserstofferzeugung und der Stromspei-
cher wird in Abbildung 6.20 und Abbildung 6.21 genauer ersichtlich. Ein signifikanter Teil der
Energie flur Elektromobilitat und die Wasserstofferzeugung wird aus erneuerbaren Quellen im
Ausland erzeugt und importiert. Ebenfalls helfen Elektromobilitat und Wasserstofferzeugung
Spitzen in der Erzeugung auszugleichen. Die Unterschiede in den Szenarien 2011 A und C
in Form der unterschiedlichen Anteile von Wasserstofferzeugung und Elektromobilitat fihren
zu deutlich unterschiedlichen Uberschiissen und Importen. Im Szenario 2011 C spielen die
Kurzzeitspeicher unter den hier getroffenen Annahmen eine etwas grof3ere Rolle als im
Szenario 2011 A. Aufgrund der Vorgabe einer Mindestauslastung der Elektrolyseure zur
Wasserstofferzeugung und der nur funf-stiindlichen Auflésung wird das Potenzial der Kurz-
zeitspeicher hier — im Vergleich zu den Simulationen in Abschnitt 6.2 — eher unterschéatzt.

Das Ziel der dynamischen Simulation ist die Uberprifung der Szenarien. Ein wichtiger As-
pekt sind die Volllaststunden der verschiedenen Erzeugungstechnologien. Die Eingangsgro-
Ren der Optimierungsrechnung mit REMix sind die installierten Kapazitaten, was zu einer
Abweichung der Auslastung und der Jahresstromerzeugung zwischen dem Mengengertst
und der Simulation fiihren kann. Grundsétzlich gibt es im Ergebnis eine sehr gute Uberein-
stimmung der aus der Simulation resultierenden Volllaststunden mit den in den Mengenge-
risten der Szenarien 2011 angenommenen Werten. Lediglich eine Verschiebung von Stein-
kohle zu Braunkohle kann im Modell festgestellt werden. Die Ursache dafir liegt mit hoher
Wahrscheinlichkeit in den angenommenen Preisszenarien. Einschrankend muss jedoch auf
die Modellvereinfachungen hingewiesen werden, die Einfluss auf die resultierenden Volllast-
stunden haben kdnnen.
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Abbildung 6.20: Jahresdauerlinie fir Deutschland 2030 (links) und 2050 (rechts) fir Szenario
2011 A — Rolle von Import/Export, Pumpspeichern, Elektrofahrzeugen und der
Wasserstofferzeugung fur den Lastausgleich

20\
o

Leistung [GW]
"
=]

o 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000

Leistung [GW]

Y

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 3060
Stunden

— 1. Last - Erzeugung 3.-H2 5. - Import
2. - EMobilitat — 4. - Export — 6. - Speicher

Abbildung 6.21: Jahresdauerlinie fir Deutschland 2050 fir Szenario 2011 C — Rolle von Im-
port/Export, Pumpspeichern, Elektrofahrzeugen und der Wasserstofferzeu-
gung fur den Lastausgleich

Fur das Jahr 2050 wurde im Szenario 2011 C die Rolle des Stromtransports in Europa mit
einer Sensitivitatsanalyse untersucht (Abbildung 6.22). Fir den Fall, dass der fur das Jahr
2030 geplante Netzausbau (Abbildung 6.3) erst 2050 realisiert werden kann ergeben sich
Anderungen im Einsatz der Kraftwerke. Das Ergebnis dieses verspateten Ausbaus ist, dass
in Europa weniger Wasserkraft und CSP eingesetzt werden kann. Die Anderung bei Wind
und Photovoltaik sind klein, allerdings gibt es in diesem Fall Zeiten, in denen nicht der ge-
samte Strom aus Wind und Photovoltaik genutzt werden kann. Der Einsatz der Speicher
erhdht sich, der Grofteil der fehlenden Restlast wird jedoch aus einem zuséatzlichen Einsatz
der Gaskraftwerke gewonnen.

175



250

Gas Ccsp Hydro == = GasVA = = (CSPVA =

Hydro VA

Abbildung 6.22: Jahresdauerlinie fur Europa fur Gas, CSP und Wasserkraft fir Szenario 2011 C
mit geplantem und verspatetem Ausbau (VA) *)

*) Verspéateter Ausbau bedeutet, dass 2050 nur die fir 2030 geplanten Kapazitaten zur Verfigung stehen.

6.2 Detaillierte Untersuchung der Lastdeckung in Deutschland

Basierend auf den Mengengeristen der Szenarien A und C und den Import/Export-
Lastflissen aus den REMix-Modellierungen im vorhergehenden Abschnitt 6.1 wird in diesem
Abschnitt fur Deutschland die Stromversorgung in héherer Auflésung (blockscharf, stiindlich
aufgeldst und einschlie3lich der Abbildung von Prognosefehlern und Lastmanagement)
simuliert. Um die Auswirkungen der erneuerbaren Energien auf die Energiewirtschaft und die
Anforderungen zu ihrer Integration bewerten zu kdnnen, ist eine moéglichst genaue Bestim-
mung ihrer Einspeise-Charakteristik erforderlich. Dazu wird eine rdumlich und zeitlich hoch
aufgeltdste Simulation der EE-Einspeisung genutzt. Der steigende Anteil der fluktuierenden
EE-Einspeisung fiihrt zu gravierenden Anderungen des konventionellen Kraftwerkseinsatzes
und der Strommarkte. Im Folgenden werden die Wirkungen des EE-Ausbaus anhand der
gesicherten Leistung, des Bedarfs an Regelleistung, der Auslastung und Kostenkurven der
fossilen Kraftwerke sowie der Rolle von Lastausgleichsoptionen untersucht. Eine Wasser-
stofferzeugung wird in den Simulationen nur dann zugelassen, wenn EE-Uberschiisse nicht
Uber eine effizientere und kostengiinstigere Ausgleichsoption genutzt werden kénnen. Unter
Voraussetzung eines rein 6konomisch optimierten Stromversorgungssystems ohne Beriick-
sichtigung der Vorgabe von Wasserstoffnachfragen kann das Potenzial der kurzzeitigen
Ausgleichsoptionen wie Lastmanagement und Stromspeicher genauer untersucht werden.
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6.2.1 Methode und wesentliche Annahmen der Simulationen

Modelle

Als Entwickler und Anbieter von u. a. Wind- und PV-Leistungs-Hochrechnungsalgorithmen
und von Wind- und PV-Leistungsprognosesystemen fiir Ubertragungsnetzbetreiber (UNB)
kann das IWES auf umfassende Modelle zur Abbildung und Auswertung der fluktuierenden
EE-Einspeisung zurtickgreifen, die auch fir die Untersuchungen in diesem Vorhaben einge-
setzt werden. Diese basieren auf einer umfangreichen Datenbank zu bestehenden EE-
Anlagen, GIS-Daten zur Infrastruktur und Landnutzung sowie aus mehrjahrigen Wetterdaten
ermittelten Algorithmen zum regional differenzierten, ressourcenoptimierten Anlagenzubau.

Der steigende Anteil der fluktuierenden EE-Einspeisung fihrt zu gravierenden Anderungen
des konventionellen Kraftwerkseinsatzes und der Strommarkte. Hier kann eine umfangreiche
Kraftwerks-Datenbank zur blockscharfen Abbildung von konventionellen Kraftwerken, KWK-
Anlagen und Speichern eingesetzt werden. Im Falle der KWK-Anlagen wird dabei die Flexibi-
litét der Stromerzeugung auf Basis von Warmespeichern und
Entnahmekondensationsanlagen, sowie Elektroheizern und Heizkesseln unter Bertlicksichti-
gung einer kostenminimalen Deckung der Warmenachfrage abgebildet. Im Fall von Spei-
chern wird zwischen Kurzzeitspeichern (Pumpspeicher (PSW), Druckluftspeicher (CAES))
und Langzeitspeichern (EE-H,/EE-CH,) unterschieden. Lastmanagement-Anwendungen
(DSM im Haushalt, Klimatisierung, Warmepumpen, Elektrofahrzeuge (E-KFZ) zzgl. der
zugehdrigen Speicherrestriktionen) werden ebenfalls in die Optimierung eingeschlossen.

Mittels einer kostenminimierten Kraftwerkseinsatzplanung (gemischt-ganzzahlige-lineare
Optimierung — GGLP) im Rahmen einer rollierenden Planung mit stindlicher Auflésung
werden Flexibilitatsanforderungen durch die volatile EE-Einspeisung simuliert. Durch die
periodische Uberarbeitung und Konkretisierung der initialen Planung kann hierbei insbeson-
dere der Einfluss durch den Prognosefehler in Form von aktualisierten Kurzfristprognosen
und Folgetagsprognosen mit einem Prognosehorizont von 48 Stunden abgebildet werden.
Die volkswirtschaftliche Optimierung kann damit den grenzkostenbasierten Kraftwerksein-
satz, welcher in der Praxis Uber die Spotméarkte Day-Ahead- und Intraday-Markt erfolgt,
nachbilden.

Abbildung 6.23 zeigt eine Momentaufnahme der zeitlich und raumlich aufgeldsten Simulation
fluktuierender EE im zuklnftigen Energieversorgungssystem. Die so auf Basis mehrjahriger
Wetterdaten und  dem regional  differenzierten  Anlagenzubau  generierten
dargebotsabhéngigen EE-Einspeisungen unter Beriicksichtigung des Prognosefehlers stel-
len in Kombination mit der nicht regelbaren (regionalisierten) Last die grundséatzlichen Input-
Daten des Modells der virtuellen zukinftigen Stromversorgung dar (siehe Abbildung 6.24).

Der Datenbestand zum regelbaren Kraftwerkspark (konventionelle Kraftwerke, Speicherwas-
serkraftwerke und KWK-Anlagen einschlie3lich Biomasse) ist ein wichtiger Baustein des
Modells. Weitere Modellblocke des simulierten Stromversorgungssystems, welche in die
Optimierung mit einflieRen, sind Daten zu Speicheroptionen und zum Lastmanagement.
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Abbildung 6.23: Beispiel fur die rdumlich, zeitlich aufgeldste Simulation fluktuierender EE im
zukinftigen Energieversorgungssystem unter Berlicksichtigung der Netzbe-
lastung und des Wind- und PV-Prognosefehlers
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Abbildung 6.24: Schematischer Aufbau des Modells , Virtuelles Stromversorgungssystem*

Die so abgebildeten Teile des virtuellen Stromversorgungssystems stellen die Input-Daten
der Kraftwerkseinsatzoptimierung dar. Innerhalb der Rahmenbedingung einer ausgegliche-
nen Energiebilanz werden durch eine rollierende Planung der Regelleistungsbedarf und die
gesicherte Leistung bestimmt.
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Kostenparametrisierung der Kraftwerkseinsatzoptimierung

Der heutige rechtliche Rahmen der Energiewirtschaft kann nicht eins zu eins auf das zukinf-
tige Stromversorgungssystem Ubertragen werden. Mit Fundamentalmodellen kann ein
volkswirtschaftlich optimaler Kraftwerkseinsatz abgebildet werden. Das Bestreben des Ge-
setzgebers sollte es sein, die Rahmenbedingungen der Energiewirtschaft so zu gestalten
bzw. anzupassen, dass der Strommarkt das volkswirtschaftliche Optimum anstrebt bzw. sich
dynamisch daran anpasst. Aus derzeitiger Sicht bestehen hohe Unsicherheiten zu den
folgenden Rahmenbedingungen, welche die Arbeitskosten bzw. Grenzkosten und damit den
Einsatz und die Auslastung von Kraftwerken und Speichern direkt beeinflussen:

Kostenvorteil der KWK gegeniiber Kondensations-Kraftwerken (KWK-Zuschlag,
Energiesteuer, Stromsteuer, Emissionshandel)

Netzentgelte und Abgaben fur Stromspeicher
Netzentgelte und Abgaben fur E-Heizer und Elektrolysen

Industrieller und privater Eigenverbrauch (im Falle von Mini-KWK und PV)

Hier besteht Gestaltungsspielraum fiir den Gesetzgeber und weiterer Forschungsbedarf. Fur
die Simulationen wurden vereinfacht folgende Annahmen getroffen:

Es qilt die Vorrangregelung fir EE-Einspeisung.

Die Arbeitskosten der KWK-Anlagen bzw. des KWK-Anteils im Falle von
Entnahmekondensationskraftwerken sind aufgrund geeigneter Forderinstrumente
niedriger als bei Braunkohle-Kondensationskraftwerken.

Um moglichst viele Zyklen fahren zu kénnen, werden fur Stromspeicher keine zusatz-
lichen Arbeitskostenabgaben angerechnet. Eventuelle Abgaben muissten tber Leis-
tungskosten erfolgen.

Die Besteuerung von E-Heizern muss gewahrleisten, dass in Warmenetzen/-
speichern die Warmebereitstellung primar durch KWK-Anlagen erfolgt, und dass nur
Uberschissiger EE-Strom in E-Heizern eingesetzt wird.

Der Einsatz von Elektrolyseuren zur Wasserstofferzeugung soll als Langzeitspeicher
nur mit tberschiissigem EE-Strom erfolgen, sofern keine glinstigere Ausgleichsoption
(z. B. E-Heizer) eingesetzt werden kann. Zusatzlicher Wasserstoff zur Deckung einer
Nachfrage im Verkehr muss Uber zuséatzlich installierte EE-Anlagen erzeugt werden.

Zur besseren Integration von EE werden industrielle Kraftwerke vollstandig am Uber-
geordneten Strommarkt eingesetzt. Die Eigenstromerzeugung wirkt sich reduzierend
auf die Grenzkosten der Kraftwerke aus, dient aber nicht als separates Steuerungs-
signal bzw. Optimierungskriterium. Der private Eigenverbrauch durch Mini-KWK oder
PV inkl. Batteriespeicher wird nicht berticksichtigt.
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6.2.2 Kraftwerksbedarf zur Deckung der Jahreshdchstlast — gesicherte Leis-
tung

Bei der Versorgungssicherheit spielt die gesicherte Leistung (Leistungskredit) der erneuerba-
ren Energien eine zunehmend wichtige Rolle, also der Teil der installierten Erzeugungsleis-
tung, welcher mit einer definierten Wahrscheinlichkeit als jederzeit verfligbar angesehen
werden kann (vgl. Kap. 8). Der Leistungskredit der EE ist ein wichtiger Parameter zur Ab-
schatzung der Bedarfsentwicklung fur die Vorhaltung von Reservekapazitaten, z. B. in Form
von schnell regelbaren, thermischen Kraftwerken. Aufgrund langer Planungs- und Genehmi-
gungsverfahren bei Kraftwerksneubauten ist eine kurzfristige Reaktion auf kritische Versor-
gungssituationen kaum madglich. Andererseits fuhrt die Vorhaltung von nicht bendtigter Er-
zeugungsleistung zu einer unnétigen Erhéhung der Integrationskosten der EE.

Methodenvergleich

Bisherige Untersuchungen erfolgten in Deutschland meist auf Basis einer stochastischen
Methode, die ausschlief3lich die Absicherung der Jahreshdchstlast betrachtet [dena 2005;
dena 2010, Nitsch et al. 2011]. Da bei dieser Methode die EE-Einspeisung als stochasti-
sches/ zufélliges Ereignis in die Berechnungen einflie3t, bleiben zeitliche Zusammenhange
zwischen der Last und der Einspeiseleistung unberticksichtigt. Sowohl die Last als auch die
Erzeugungsleistung von Windenergie- und Photovoltaikanlagen zeigen jedoch eine tages-
wie auch jahreszeitliche Abhangigkeit. Im Rahmen verschiedener Studien [dena 2005; Tra-
dewind 2009] wurde versucht, dieses Defizit durch eine Vorauswahl des zu beriicksichtigen-
den Zeitraums der EE-Einspeisung zu beheben. Hierbei wurden beispielsweise nur die
Wintermonate, die 20 kaltesten Tage oder nur die Monate, in denen normalerweise die
Jahreshdchstlast auftritt (November und Dezember) bericksichtigt. Dies fihrt jedoch zu
einer gewissen Unwissenschaftlichkeit, zumal mdgliche tageszeitliche Zusammenhange
weiterhin unbertcksichtigt bleiben. Zwar ist der Zeitpunkt der Jahreshdchstlast normalerwei-
se der Zeitpunkt mit der grof3ten Wahrscheinlichkeit, dass die verfigbare Erzeugungsleis-
tung nicht zur Lastdeckung ausreicht, jedoch kdnnen auch hohe Stromverbrauche jenseits
der Jahreshdchstlast unter Gesichtspunkten der Versorgungssicherheit von Bedeutung sein.
Weiterhin kann es durch LastmanagementmalRnahmen zur Ausbildung von langeren Phasen
mit hoher Residuallast (Plateaus) kommen, was bei einer ausschlie3lichen Betrachtung der
Jahreshochstlast zu einer Uberschiatzung der Versorgungssicherheit fiihren wiirde.

Die nachfolgend vorgestellte Methode einer chronologischen Betrachtung der Lastunterde-
ckungswahrscheinlichkeit bietet die Mdglichkeit, viele dieser Defizite zu beheben. Fir eine
umfassende Abbildung eines weitgehend auf EE basierten Stromversorgungssystems be-
steht jedoch noch erheblicher Forschungs- und Entwicklungsbedarf, um relevante Faktoren
wie Lastmanagement, europdischer Ausgleich, Speicher sowie saisonale Kraftwerksrevisio-
nen mit abzubilden.

Bei dieser Methode wird zunachst fur eine Lastzeitreihe und einen angenommenen Kraft-
werkspark die Lastunterdeckungswahrscheinlichkeit (LOLP, loss of load probability) fur jede
Stunde ermittelt. Durch eine Anpassung der Last wird die Unterdeckungserwartung (LOLE,
loss of load expectancy), also die statistisch zu erwartende Dauer einer Unterdeckung der
Last, auf 2,4 Stunden pro Jahr angepasst, um gleiche Ausgangsbedingungen zu schaffen.
Nachfolgend wird die EE-Einspeisung als negative Last beriicksichtigt, indem die Last um
die EE-Einspeisung reduziert wird. Dies fuhrt zu einer Reduktion der LOLP wahrend der
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Stunden, in denen eine EE-Einspeisung erfolgt und entsprechend vermindert sich die LOLE.
Durch eine schrittweise Erhéhung der Last zu jeder Stunde um den gleichen Betrag, wird
ermittelt, um welche Leistung die Last durch die EE-Einspeisung erhoht werden kann, bis die
urspriingliche Unterdeckungserwartung von 2,4 Stunden pro Jahr wieder erreicht wird. Der
Wert der Lasterh6hung wird als gesicherte Leistung der EE-Einspeisung interpretiert. Details
zur Berechnung des Leistungskredits anhand der chronologischen ,effective load carrying
capacity” finden sich in [S6der und Amelin 2008; Amelin 2009].

Diese chronologische Methode stellt jedoch hohe Anforderungen an die Eingangsdaten, um
aussagekraftige Ergebnisse zu generieren. So sind im Idealfall korrespondierende Last- und
EE-Zeitreihen von 10 bis 20 Jahren erforderlich, um auch selten auftretende Situationen zu
erfassen. Untersuchungen von [Hasche et al. 2010] fur das irische Stromversorgungssystem
haben jedoch gezeigt, dass bereits bei einer Datenbasis von vier bis finf Jahren maximale
Abweichungen von < 10% gegentlber einer Betrachtung auf Basis von 10 Jahren auftreten.

Gesicherte Leistung EE

Tabelle 6-2 vergleicht die gesicherte Leistung der EE nach Berechnungen mittels der
chronologischen ELCC- sowie der stochastischen (dena-)Methode. Eingangsdaten fiir die
Berechnungen sind die generierten Zeitreihen der EE-Einspeisung, der angenommene
Kraftwerkspark im Szenariojahr 2050 sowie fir die chronologische Methode die Basislast
(ohne Lastmanagement, abzuglich unflexibler Muill- und Holzheizkraftwerke).

Tabelle 6-2: Vergleich der gesicherten Leistung fiir erneuerbare Erzeuger im Jahr 2050 fir
das Szenario 2011 A entsprechend der stochastischen (dena-)Methode und der
chronologischen Methode der , effective load carrying capacity* (ELCC)*

2050 Installierte Gesicherte Leistung (%) Gesicherte
Leistung, GW | nach Jahr der Einspeisung Leistung (GW)

ELCC-chronologisch 2050 2006 | 2007 2008 2009 2006-2009 2006-2009
WEA onshore 50,8 8,41 8,44 7,23 5,87 6,44 3,27
WEA offshore 32,0 12,22 | 10,91 | 10,53 8,03 9,13 2,92
WEA gesamt 82,8 7,05 6,06 6,32 5,47 6,24 5,17
PV 67,2 0,10 0,29 0,12 0,10 0,15 0,10
Wasserkraft 5,2 4451 | 46,99 | 47,88 | 46,05 46,34 2,41
Wind + PV 150,0 4,60 3,61 4,11 3,13 3,64 5,46
Wind, PV, Wasserkraft, 158,2 6,92 6,31 6,52 5,41 6,14 9,71
Geothermie

2050 Installierte Gesicherte Leistung (%) Gesicherte

Leistung, GW | nach Jahr der Einspeisung Leistung (GW)

Dena-Methode 2050 2006 | 2007 2008 2009 2006-2009 2006-2009
WEA onshore 50,8 4,14 4,32 4,71 4,16 4,31 2,19
WEA offshore 32,0 5,92 6,28 6,22 6,66 6,25 2,00
WEA gesamt 82,8 4,18 4,51 4,68 4,61 4,47 3,70
PV 67,2 0,42 0,42 0,42 0,42 0,42 0,28
Wasserkraft 5,2 46,34 | 50,74 | 49,76 | 48,09 48,61 2,53
wind + PV 150,0 2,75 2,98 3,10 2,84 2,90 4,35
Wind, PV, Wasserkraft, 158,2 5,47 5,66 5,77 5,51 5,59 8,84
Geothermie

22 Der hier berlicksichtigte vereinfachte Kraftwerkspark flhrt zu geringen Abweichungen gegentiber Tabelle 6-3.
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Von der Grof3enordnung her liefern beide Methoden ahnliche Ergebnisse. Es fallt auf, dass
bei der stochastischen Methode die Variation zwischen den Jahren sehr gering ausfallt,
wahrend die interannuelle Variabilitit bei der chronologischen Methode deutlicher
ausgepragt ist. Insbesondere der Leistungskredit der WEA variiert im Vergleich der Jahre
erheblich. Sowohl 2006 wie auch 2009 waren unterdurchschnittliche Windjahre mit einem
Windindex von ca. 90% wahrend die Jahre 2007 und 2008 uberdurchschnittliche Windjahre
darstellen. Dies spiegelt sich aber nicht direkt in dem Leistungskredit der WEA wider, da
hierfur die zeitliche Korrelation zwischen hoher Last und Windeinspeisung entscheidend ist
(s.unten). Es ist zu beachten, dass eine getrennte Betrachtung der land- und seebasierten
Windenergieanlagen nur fur Vergleichszwecke zuldssig ist, da beide von dem gleichen
Windsystem abhangen und damit ein zeiticher Zusammenhang zwischen der
Windeinspeisung auf Land und auf See besteht. Der tatsachliche Leistungskredit der WEA
ergibt sich entsprechend nicht aus der Summe der gesicherten Leistungen von Onshore-
und Offshore-WEA. Vielmehr muss dieser gemeinsam ermittelt werden (WEA gesamt) und
fallt signifikant niedriger aus als die Summe der Einzelwerte.

Die Photovoltaik liegt bei beiden Methoden unter 0,5% der installierten Leistung. Die
Jahreshdchstlast tritt wahrend der frihen Abendstunden im Winter auf, so dass zu diesem
Zeitpunkt keine Stromeinspeisung durch Photovoltaik mehr erfolgt. Der geringe Beitrag
(0,1 GW) zur gesicherten Leistung, den die PV nach der chronologischen Methode erbringt,
ist darauf zuriickzufihren, dass auch wahrend Stunden mit PV-Einspeisung eine hohe
Systemlast auftritt, die somit zu der Unterdeckungserwartung von 2,4 h/Jahr beitragt. Die
mangelnde Eignung der stochastischen Methode fiir EE-Einspeiser mit einer ausgepragten
Tagesperiodik wird bei der Photovoltaik besonders deutlich. Die ermittelten 0,42% sind
unmittelbar auf die Haufigkeitsverteilung der PV-Einspeisung zuriickzufiihren. Da der Verlauf
der Last hierbei unbericksichtigt bleibt, wirde in einem System mit der Jahreshdchstlast
wahrend des Sommers zur Mittagszeit der Leistungskredit genauso niedrig ausfallen, obwohl
hier die PV einen erheblichen Beitrag leisten wirde.

Wind und PV weisen eine jahreszeitliche Komplementaritdt mit einer héheren WEA-
Einspeisung wahrend der Wintermonate und einer hohen PV-Einspeisung wahrend der
Sommermonate auf. Hierdurch erganzen sich die Erzeuger und der gemeinsame
Leistungskredit fallt geringfligig héher aus als die Summe der Einzelwerte. Erfolgt wahrend
der Stunden mit einer hohen Last in den Wintermonaten héufig eine hohe WEA-Einspeisung,
gewinnen auch die Stunden mit hoher LOLP auferhalb der Wintermonate an Bedeutung.
Dann kann die PV-Einspeisung zu einer relevanten Reduktion der LOLP beitragen, zumal
die Tageshochstlast wahrend der Sommermonate um die Mittagszeit auftritt. Da
Kraftwerksrevisionen meist auf die Sommermonate mit einer geringeren monatlichen
Hochstlast gelegt werden, kénnen auch wahrend dieser Jahreszeit kritische Lastsituationen
eintreten. Eine Berlcksichtigung dieser Zusammenhange wirde einen hoheren Beitrag der
Photovoltaik zur gesicherten Leistung zur Folge haben. Eine Einbeziehung saisonaler
Kraftwerksrevisionen bei der Ermittlung der gesicherten Leistung durch die EE wird aktuell
diskutiert [Keane et al. 2011].

Abbildung 6.25 demonstriert die zeitliche Korrelation zwischen der Einspeisung aus
Windenergieanlagen an Land zu Zeiten einer hohen Systemlast. In den Wetter- und
Lastjahren 2006 bis 2008 ist die Einspeiseleistung der WEA wahrend der 25 Stunden mit
maximaler LOLP Uberdurchschnittlich hoch. Innerhalb der Stunden, die zu 90% der
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Unterdeckungserwartung beitragen (links der blauen, vertikalen Linie), wird nur selten eine
unterdurchschnittliche Einspeisung der Onshore-WEA beobachtet. Lediglich im Jahr 2009
kommt es vor, dass die WEA wahrend der 10 Stunden mit der héchsten LOLP mit geringerer
Leistung einspeisen als im Jahresmittel. Ebenso erfolgt 2009 wahrend der Stunden, die zu
90% der LOLE beitragen in ca. 1/3 der Zeit eine unterdurchschnittliche Windeinspeisung.
Dies spiegelt sich in den Ergebnissen des Leistungskredits nach der chronologischen
Methode wider. FlUr das Wetterjahr 2006 wurde trotz eines schlechten Windjahres ein
tberdurchschnittlich hoher Leistungskredit der Onshore-WEA ermittelt (ca. 12,0%), was auf
die Uberdurchschnittliche Windeinspeisung wahrend der systemkritischen Stunden mit hoher
LOLP zuriickzufuhren ist. Fir das Wetter- und Lastjahr 2009 ist diese Korrelation deutlich
weniger ausgepragt. Mit ca. 8,2 % fallt der Leistungskredit entsprechend niedriger aus.
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Linie: Kapazitatsfaktor (%). 90% der LOLE (2,16 h/Jahr) liegen links der blauen, gestrichelten Linie

Abbildung 6.25: Onshore-WEA-Einspeisung (Szenariojahr 2020) wahrend der 100 Stunden mit
héchster LOLP. Darstellung nach [Kahn 2004] (mit Modifikationen)

Eine solche Korrelation zwischen der Last und der Erzeugungsleistung durch
Windenergieanlagen (WEA) lasst sich u. a. durch einen erhéhten Raumwarmebedarf bei
héheren Windgeschwindigkeiten erklaren, bedingt durch erzwungene Konvektion an der
Gebaudehulle sowie Erhéhung der Luftwechselrate bei schlecht abgedichteten Gebauden.
Der Anteil an elektrischer Raumheizung in Deutschland betrug 1990 9% [Laasch & Laasch,
2009], wahrend aktuell (August 2010) 24,3% der Neubauten mit elektrischen Warmepumpen
ausgeristet werden [AGEB 2011¢€].

Ein weiterer Grund flr eine Korrelation zwischen EE-Einspeisung und Last liegt in den
Auswirkungen der EE-Einspeisung auf den Strompreis. Durch den Merit-Order-Effekt sind
bei hoher Last die Spotmarktpreise bei gleichzeitig hohen Windeinspeisungen entsprechend
niedriger. Dies fuhrt dazu, dass es zu Zeiten hoher Last seltener zur Abschaltung
energieintensiver industrieller Verbraucher kommt, wenn zur gleichen Zeit eine hohe
Windeinspeisung erfolgt.
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Aufgrund der verminderten Wirtschaftsleistung im Rezessionsjahr 2009 war diese Koppelung
zwischen der Last und der EE-Einspeisung Uber den Strompreis vermutlich geringer
ausgepragt. Die Stromnachfrage war 2009 ca. 6-7% niedriger im Vergleich zu den 3 Jahren
zuvor und auch die Jahreshdchstlast war 2009 um ca. 4% vermindert. Die geringe Nachfrage
fuhrte dazu, dass der Bérsenpreis am Spotmarkt im Vergleich zum Vorjahr um ca. 40%
vermindert war. Durch Ausbleiben relevanter Preissignale werden Vorgange wie die
Abregelung industrieller Verbraucher vermutlich selten zum Tragen gekommen sein, da
Uberschissige konventionelle Erzeugungskapazititen auch ohne eine relevante
Windeinspeisung zu einem niedrigen Borsenpreis am Spotmarkt flhrten, selbst zu Zeiten
relativ hoher Last. Weiterhin fiihrt die Methode der linearen Skalierung auf einen identischen
Jahresstromverbrauch bei der Erstellung der Lastzeitreihe flir das Szenariojahr 2020 dazu,
dass in diesem Jahr die Jahreshochstlast ca. 2,4 GW hoher ausfallt, als der Mittelwert der
drei Jahre zuvor.

Der gemeinsame Beitrag der EE (Wind, PV, Wasserkraft und Geothermie) belauft sich im
Kahr 2050 auf 8,8 bis 9,7 GW. Angesichts eines Bedarfs an gesicherter Leistung von ca.
65 GW, der sich allein fur die Basislast ergibt, betragt der Beitrag der EE zur gesicherten
Leistung nur ca. 13 bis 15%, wahrend lber 80% des Energiebedarfs durch die EE gedeckt
werden. Ausgehend von diesen Betrachtungen zur gesicherten Leistung erneuerbarer
Energien wurde diese Methode auch auf die Szenariojahre 2020 und 2030 bezogen, um den
Beitrag der EE zu quantifizieren.

Abschéatzung des Bedarfs an konventionellen Kraftwerken

Um den Bedarf an konventionellen Kraftwerken abschétzen zu konnen, sind weitere
Annahmen zu treffen, welche auch mit Unsicherheiten behaftet sind. Zum einen ist es
schwer zu beurteilen, welche gesicherte Leistung dem Stromimport zuzurechnen ist. Aus
einer streng nationalen Sichtweise der Versorgungssicherheit wird diese konservativ im
Folgenden nicht angerechnet. Des Weiteren ist es methodisch schwer zu beurteilen, wie sich
das vermehrte Lastmanagement auf den Bedarf an gesicherter Leistung auswirkt, da hier
groRe Korrelationen mit den realen Wetterbedingungen bestehen und mit hohen DSM-
Anteilen auch weitere Effekte verbunden sein kdnnen, wie die oben genannte Plateau-
Bildung der Residuallast. Wenn herkdbmmliche Verbraucher in ein Lastmanagement
eingebunden werden, kann dadurch der Bedarf an konventionellen Kraftwerken reduziert
werden. Im Falle von zusatzlichen neuen Verbrauchern (E-KFZ, Wéarmepumpen,
Klimatisierung) héngt die Hohe des Kraftwerksbedarf davon ab, wie flexibel sie sind, um
zusatzliche Stromspitzen zu vermeiden. Zur ersten Naherung wird hier die Auswirkung des
simulierten Lastmanagements auf die Jahreshochstlast fur das Wetterjahr 2006
angerechnet. Die Stromspeicher werden vereinfacht mit einer gesicherten Leistung von 90%
angenommen. Des Weiteren muss vom elektrischen Versorgungssystem auch zur
Jahreshdchstlast der Bedarf an positiver Regelleistung flr die entsprechenden Szenariojahre
vorgehalten werden (siehe Abschnitt 6.2.3). Aus den Ausfallwahrscheinlichkeiten der
Kraftwerke ergibt sich eine gesicherte Leistung des konventionellen Kraftwerksparks.
Zusatzlich wird eine Sicherheitsmarge von 5% auf die erforderliche konventionelle
Kraftwerksleistung aufgeschlagen.
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Das Ergebnis bildet die Grundlage fur die Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks
in Abschnitt 6.2.6 — also fir den Neubau von Kraftwerken bei Unterdeckung und den
Ruckbau von Altkraftwerken bei Uberdeckung.

Tabelle 6-3: Abschéatzung des Bedarfs an konventionellen Kraftwerken in rein nationaler
Betrachtung (ohne europaischer Verbund)

Szenario 2020 2030 2050 A 2050 C
Jahreshdéchstlast (JHL) (2006 — 2009) [GW] 82,1 71,1 58,0 58,3
Jahreshdchstlast abzgl. Holz- und Mill-KW

(2006 — 2009) [GW] 79,5 68,6 56,0 56,2
Veranderung der JHL durch Lastmanagement

und zuséatzliche Verbraucher (2006) [GW] 08 L7 5.4 13,8
Vorhaltung positiver Regelleistung

(PRL, SRL, MRL) [GW] 71 "3 6.8 6.8
Bedarf an gesicherter Leistung [GW]** 85,8 77,6 68,3 76,8
PSW-Turbinenleistung [GW] 11,4 12,6 12,6 12,6
Leistungskredit der EE (2006 — 2009;

(Wind, PV, Wasserkraft, Geothermie) [GW] 7.4 9.3 10.7 107
Bedarf an gesicherter Leistung des thermi-

schen Kraftwerksparks (ohne PSW) [GW] 68,2 57.1 46,3 54,6
Bedarf an installierter Leistung des thermi-

schen Kraftwerksparks [GW]2g 74,5 62,7 513 60,5
Bedarf an installierter Leistung des Kraft-

werksparks inkl. 5% Sicherheitsmarge [GW] 8.2 65,8 538 63,6

Bei der Diskussion der Ergebnisse muss berlcksichtigt werden, dass der mdgliche Beitrag
von Lastmanagementanwendungen aus der Industrie oder im GHD-Bereich nicht
angerechnet werden konnte, da diese — wie oben erlautert — teilweise bereits in den
historischen Stromverbrauchs-Zeitreihen enthalten sind. Die méglichen zusatzlichen Beitrage
konnten in dieser Studie nicht quantifiziert werden.

Ausblick

Fur die zukinftige Energieversorgung mit einem EE-Anteil > 50% ist die Entwicklung einer in
sich konsistenten Methodik zur Abschatzung des Leistungskredits der EE sowie des
verbleibenden konventionellen Kraftwerksbedarfs ein wichtiger Baustein. Hierbei erscheint
neben den zuvor genannten Faktoren wie saisonalen Kraftwerksrevisionen und
Synergieeffekten zwischen verschiedenen EE auch eine Berlicksichtigung von Last- und
Erzeugungsmanagement-Mallnahmen sowie Stromspeichern erforderlich. Ebenso ist im
Zuge einer Européisierung der Energieversorgung zukinftig eine Abkehr von einer rein
nationalen Betrachtung der Versorgungssicherheit empfehlenswert, da erst im grol3rdumigen
Verbund die EE ihren maximalen Beitrag zu einer sicheren Stromversorgung leisten. Ebenso
kann der Import von regelbarem EE-Strom aus solarthermischen Kraftwerken zukinftig eine
bedeutende Rolle fiir die gesicherte Leistung Ubernehmen. Die Methode der
chronologischen ,effective load carrying capacity* hat das Potenzial, diese Aspekte zu
integrieren, jedoch besteht noch erheblicher Entwicklungs- und Forschungsbedarf.

23 Chronologische ELCC-Methode bei einer Unterbrechungserwartung von 2,4 Stunden pro Jahr
24 Niveau der Versorgungssicherheit: 99%.
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6.2.3 Entwicklung des Bedarfs an Regelleistung

Es ist absehbar, dass der zunehmende Ausbau der fluktuierenden Erzeugung aus Wind und
Photovoltaik einen steigenden Bedarf an Regelleistung nach sich ziehen wird. Wie sehr sich
der Regelleistungsbedarf in Zukunft verdndern wird, hangt wesentlich von der Prognosegiite
fur die Wind- und PV-Einspeisung ab. Im Folgenden wird die Bestimmung des Regelleis-
tungsbedarfs fir die Jahre 2010 bis 2050 im Rahmen dieser Studie beschrieben.

Vorgehen

Deutschland wendet mit dem Verfahren nach Graf-Haubrich [Consentec 2008] eines der
kompliziertesten Verfahren zur Regelleistungsbestimmung an. Nach diesem Verfahren
werden die einzelnen Fehler betrachtet, welche einen Bedarf an Regelleistung verursachen.
Dies sind im Einzelnen:

e Windprognosefehler

e Photovoltaikprognosefehler
e Lastprognosefehler

e Lastrauschen

e Fahrplanspriinge

e Kraftwerksausfall

Fur jeden dieser Fehler wird, aufbauend auf historischen Daten und Annahmen zur
Prognosegiite der EE-Einspeisung, eine Fehlerverteilung erstellt. Unter der Annahme, dass
die einzelnen Fehler statistisch voneinander unabhéngig sind, werden diese durch mathema-
tische Faltung zu einer Gesamtfehlerverteilung verknipft. Wind-, PV- und
Lastprognosefehler werden nach der heutigen Regelleistungsbestimmung gemeinsam be-
trachtet (Regelzonenfehler), wahrend sie fir die Bedarfsberechnung fur die Szenarien ein-
zeln betrachtet werden. Dieses Vorgehen wurde auch in der dena-Netzstudie Il gewahlt
[dena 2010].

Um die Verteilung der Prognosefehler der Wind onshore, Wind offshore und PV-
Einspeisung fir die Szenarienjahre abzubilden, wird aufbauend auf historischen Einspeise-
und Kurzfristprognosedaten (Wind: 2009-2011, PV: 2010-2011) eine Kerndichteschatzung
vorgenommen. Bei der Kerndichteschatzung werden singulare Messpunkte durch Gaul3ver-
teilungen ersetzt, so dass sich kontinuierliche Fehlerverteilungen ergeben. Aus den heutigen
Prognosefehlerverteilungen werden anschlieRend durch lineare Transformation die zuklnftig
zu erwartenden Fehlerverteilungen der Szenarienjahre fur Wind onshore, Wind offshore und
Photovoltaik mit dem Ziel-nRMSE (vgl. Tabelle 6-4) und Ziel-nBIAS (2020-2050: 0) erzeugt
und entsprechend den installierten Leistungen skaliert.

Der Unterschied zwischen Lastprognosefehler und Lastrauschen wird anhand der Abbildung
6.26 erlautert. Der Lastprognosefehler ergibt sich durch die Mittelung der Abweichung der
Last von der Lastprognose Uber 15 Minuten. Das Lastrauschen entspricht hingegen der
Abweichung der Last von der gemittelten Abweichung. Wie in [dena 2010] wird angenom-
men, dass der Lastprognosefehler mit einer Standardabweichung von 0,8% bezogen auf die
Jahreshdchstlast normalverteilt ist. Der Erwartungswert wird auf 0 gesetzt. Es wird ange-
nommen, dass die Standardabweichung und der Erwartungswert Uber die Szenarienjahre
konstant bleiben.
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Auch das Lastrauschen wird als normalverteilt angenommen, bei einer Standardabwei-
chung von 0,4% bezogen auf die jeweilige Jahreshdchstlast. Der Erwartungswert ist definiti-
onsgemalf 0. Diese Annahmen gelten fur alle betrachteten Jahre.

Fehler durch Fahrplanspringe sind auf den fahrplanméfigen Austausch elektrischer Ener-
gie zwischen Deutschland und dem Ausland zurtckzufuhren. Ist beispielsweise ein Wechsel
der Austauschleistung zwischen dem Ausland und Deutschland zu einem Stundenwechsel
geplant, so wird die Austauschleistung nicht sprungférmig angepasst, sondern graduell Gber
einen gewissen Zeitraum. Die Anpassung der Austauschleistung ist nicht genau vorherseh-
bar und erfordert daher eine schnelle Regelleistung in Form der Sekundarregelleistung. Zur
Ermittlung der Fehlerverteilung wird das stochastische Rampenmodell genutzt, wie es in
[JAger 2011] beschrieben ist.

Die Fehlerverteilung des Kraftwerksausfalls wird durch Faltung der Fehlerverteilungen aller
Einzelkraftwerke des jeweiligen Kraftwerksparks der Szenarienjahre gebildet. Die Fehlerver-
teilung jedes Kraftwerks ergibt sich dabei aus dessen Ausfallwahrscheinlichkeiten fir Teil-
und Totalausfalle, der relativen Leistungsminderung bei Teilausfall sowie dessen Nennleis-
tung. Fir die Ausfallwahrscheinlichkeiten der verschiedenen Kraftwerkstypen wurden die
vom VGB erhobenen Werte Gibernommen [vgl. Consentec 2008]. Die Ausfallwahrscheinlich-
keit von Speicherkraftwerken und Pumpspeicherkraftwerken wird, analog zu [dena 2005], mit
0% angesetzt.

Die beschriebenen Fehlerverteilungen werden anschlieRend zu einer Gesamtfehlervertei-
lung gefaltet, aus der der Gesamtregelleistungsbedarf (Sekundérregelleistung und Minu-
tenreserveleistung) fur ein vorgegebenes Sicherheitsniveau (aktuell 0,025% Ausfallwahr-
scheinlichkeit) ermittelt werden kann. Die Ausfallwahrscheinlichkeit wird dabei je zur Halfte
dem positiven und dem negativen Regelleistungsbedarf zugeschrieben. Der Regelleistungs-
bedarf ergibt sich anschlieRend als Intervallgrenze des linksseitigen bzw. rechtsseitigen
Integrals Uber die Gesamtfehlerverteilung, bei einem Integralwert von jeweils der halben
Ausfallwahrscheinlichkeit. Fir den Sekundarregelleistungsbedarf ist das Vorgehen analog,
allerdings werden hier nur jene Fehlerverteilungen bericksichtigt, welche einen schnellen
Regelleistungsbedarf nach sich ziehen. Der Minutenreservebedarf ergibt sich aus der Diffe-
renz von Gesamtregelleistungs- und Sekundarregelleistungsbedarf. Der Bereich der Primar-
regelleistung ist nicht Teil der Betrachtungen. Diese wird von der ENTSO-E im Hinblick auf
den Bedarf im europaischen Verbund vorgegeben. Derzeit werden +/- 612 MW Primarregel-
leistung ausgeschrieben (Stand Marz 2011).

Tabelle 6-4: Entwicklung der Wind- und PV-Leistungs-Prognoseglte

nRMSE 2010 2020 2030 2040 2050
Wind onshore - Folgetag 4,0 % 3.2% 3,0% 2,8% 2,6 %
Wind onshore - Kurzfrist (1 h) 15% 0,9 % 0,8 % 0,7% 0,6 %
Wind offshore - Folgetag 12,0 % 7,0 % 4.5 % 4,0 % 3,5%
Wind offshore - Kurzfrist (1 h) 3,3% 1,9% 1,6 % 1,4 % 1,2 %
PV - Folgetag 6,0 % 4,0 % 3.8% 34% 3,1%
PV - Kurzfrist (1 h) 29% 1,4 % 1,3% 1,2% 1,1%

Quelle: Bis 2020 Arbeiten des IWES zur dena-Netzstudie I, bis 2050 eigene Schéatzungen
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Abbildung 6.26: Darstellung des Unterschiedes zwischen dem Lastrauschen und dem
Lastprognosefehler [Jager 2011]

Ergebnisse

Die folgende Abbildung zeigt die Ergebnisse der Berechnung des Bedarfs an positiver und
negativer Sekundarregelleistung und Minutenreserve fur die Jahre 2010 bis 2050. Das ge-
wahlte Sicherheitsniveau entspricht 0,025%. Fir das Jahr 2010 ist der tatsdchlichen Regel-
leistungsausschreibung das Ergebnis der Simulation gegenubergestellt. Nach heutiger
Praxis wird die Aufteilung zwischen positiver und negativer Regelleistung nicht rein mathe-
matisch bestimmt, wodurch die geringe Verschiebung zwischen Modell und Praxis zu erkla-
ren ist.

Bis zum Jahr 2020 ist, bedingt durch den Zubau installierter Windkraft- und PV-Leistung, mit
einer deutlichen Zunahme des Regelleistungsbedarfs (insbesondere der Minutenreserve) zu
rechnen, wohingegen die angenommenen Prognoseverbesserungen der Wind- und PV-
Einspeisung dazu fihren, dass der Regelleistungsbedarf ab 2030 nur noch geringfiigig
ansteigt und bis 2050 wieder leicht sinkt.

Bei den gewonnenen Ergebnissen ist zu berlicksichtigen, dass die Angaben nur flr die
maximale vorzuhaltende Leistung Uber einen langeren Zeitraum (z. B. flr ein Jahr) gelten.
Durch tagliche Regelleistungsausschreibungen kann die vorzuhaltende Regelleistung an die
zu erwartenden absoluten Fehler je nach Wetterlage angepasst werden. Gerade der Einfluss
von PV auf den Regelleistungsbedarf ist stark zeitlich gepragt. Im Winter ist der Einfluss
aufgrund der geringen absoluten Einspeisung geringer, nachts besteht aufgrund der nicht
vorhandenen Einspeisung generell kein Einfluss.

Bei der Analyse des Regelleistungsbedarfs besteht weiterer Forschungsbedarf. Die meteoro-
logisch bedingte Anti-Korrelation der Einspeisung von Wind und PV (extreme Einspeisungen
fallen nicht zum selben Zeitpunkt an) kann sich eventuell auch reduzierend auf den
Prognosefehler der gesamten EE-Einspeisung auswirken. Dadurch wird auch der Regelleis-
tungsbedarf verringert. Andererseits kann die Konzentration von Offshore-Anlagen auf eine
kleine geografische Region in Extremwettersituationen zu einem gesteigerten Regelleis-
tungsbedarf fuhren. Wenn ein hohes Sicherheitsniveau angestrebt wird, ist die detaillierte
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Analyse von Extremsituationen fur die Bemessung der maximal vorzuhaltenden Leistung
notwendig.

I
gl| MMM pos SRL| L [ o L |
I o= VRL : : : :
-neg. SRL ' :
8 -neg MRL

positiver/negativer Regelleistungsbedarf [GYY]
(%]
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*) FUr 2010 ist der tatsachlichen Ausschreibungshéhe das Ergebnis der Modellsimulation gegenlibergestellt, da
nach heutiger Praxis die Aufteilung zwischen positiver und negativer Regelleistung nicht rein mathematisch
bestimmt wird.

Abbildung 6.27: Entwicklung der vorzuhaltenden Regelleistungsreserve ohne Primarregelleis-
tung flr die Szenarienjahre im Vergleich zu 2010*

6.2.4 Auswirkungen der fluktuierenden EE-Einspeisung

Zeitweise Vollversorgung mit EE bei idealem Netzausbau

Im Folgenden ist die Wirkung einer ungeregelten EE-Einspeisung auf die Lastdeckung dar-
gestellt, woraus sich erste Schlisse auf den Bedarf an Ausgleichsoptionen und Anforderun-
gen an den konventionellen Kraftwerkspark ableiten. Hierbei wird ein idealer Netzausbau
innerhalb von Deutschland unterstellt. Mogliche Netzengpasse in Deutschland wirden sich
verstarkend auf die Flexibilitatsanforderungen auswirken bzw. Anforderungen an den Netz-
ausbau stellen.

Fir das Jahr 2020 wird aus Abbildung 6.28 deutlich, dass an einigen Wochenenden im
Frihling und Sommer die nationale Last durch die EE-Einspeisung — und dabei insbesonde-
re der PV — bereits Uberdeckt wird. In Bezug auf die Lastschwankungen zeigen sich eben-
falls hohe Fluktuationen im Tagesbereich.

Der Import und Export (siehe Abbildung 6.29) wirkt sich meist entlastend auf das System
aus. Die verbleibenden EE-Uberschiisse (ohne nationale Ausgleichsoptionen) sind gering.
Hierbei ist jedoch auf den gegenwartig noch bestehenden Sockel von konventionellen ,Must-
Run-Units* mit ca. 20 GW hinzuweisen, welche zur Gewahrleistung der Versorgungssicher-
heit am Netz bleiben missen. Um hohe Mengen fluktuierender EE in das System zu integrie-
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ren, ist es dringend notwendig, diese ,Must-Run-Units* abzulésen (siehe Abschnitt 8.1.1).
Fir die weiteren Analysen wird unterstellt, dass hier entsprechende MafRnahmen umgesetzt
wurden.

Fur das Jahr 2050 zeigen sich in Abbildung 6.30 sowohl deutliche kurzfristige Uber- und
Unterdeckungen der Last im Tagesbereich als auch im |l&ngerfristigen Bereich von Grof3wet-
terlagen. Der angesetzte Import/Export wirkt sehr entlastend. Es werden grof3ere Strommen-
gen importiert, die oftmals Deckungslicken schliel3en kénnen.
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Abbildung 6.28: Jahrliche dargebotsabhangige EE-Einspeisung und Stromverbrauch im Jahr

2020, Szenario 2011 A

100 T 100
[ JResiduallast - Export Il Geothermie
[ Export 9ol I Holz-/Miill-HKW
sol [ import W asserkraft
8ol [Jonshore-Wind

D
o

B
(=]

N
(=]

Leistung [GW]

o

Leistung [GW]

Ablésung vonll,,Must—Run—UnitS“

1

N
o

-40F

SV A

[ offshore-wind

[ IPhotovoltaik

—Last

1 “\ ----Import/Export
,' 1 Y

0

a) Jahresdauerlinie

2000 4000 6000 8000

Volllaststunden [h]

! ! ! ! ! ! ! ! L L
29/09 01/10 03/10 05/10 07/10

Tag/Monat

1 1 1
25/09 27/09

b) Exemplarischer Verlauf Uber zwei Wochen

Abbildung 6.29: Dargebotsabhéngige Einspeisung, Stromverbrauch und Import-Export im Jahr

2020, Szenario 2011 A

190




120,

‘-Geothermie I Holz-/Miill-HKW I W asserkraft [ Onshore-Wind [l Offshore-Wind Photovoltaik — Last — Residuallast
100f —
801
60—
=z fi I ‘ | i H it i \
5. 40,“ W “ “ W \‘f ‘\ M WW ' M \ “ "' “ )“ ﬂ
2 .l |
=] \
% h ‘ ” | H‘“IHMV Nlll H ‘ | V VJu i HH‘ ul\ L ||4‘||“ ‘HH]
—1  Of

)

40

-60

T "Iw WWM'MH”W MH” [ \m um i N” i N M W w

w MW [l"”‘lm

Jan

Feb Mar Apr Mai

|
Jul
Monat

Jun

|
Aug Sep Okt Nov Dez

Abbildung 6.30: Jahrliche dargebotsabhangige EE-Einspeisung und Stromverbrauch im Jahr
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Abbildung 6.31: Dargebotsabhéngige Einspeisung, Import-Export und Stromverbrauch im Jahr
2050, Szenario 2011 A

Auswirkung des Prognosefehlers der Wind- und Solarenergie-Einspeisung

Mit steigender Durchdringung der Last durch erneuerbare Energien zeigen sich deutliche
Auswirkungen der nur bedingt prognostizierbaren EE-Einspeisung. Thermische Kraftwerke
weisen sowohl technische (Mindeststillstandszeiten, Anfahrdauer, minimale Teillast u. a.) als
auch wirtschaftliche (z. B. Anfahrkosten) Restriktionen auf. Speicher (Stromspeicher, War-
mespeicher) sind aufgrund ihrer begrenzten Speicherkapazitat Restriktionen unterworfen.
Sowohl thermische Kraftwerke als auch Speicher inkl. Lastmanagement werden entspre-
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chend der Prognose im Vergleich zur Ist-Einspeisung suboptimal eingesetzt. Dadurch wird
zusatzliche Flexibilitat im System bendtigt. Dies fuhrt zu steigenden Anforderungen an den
konventionellen Kraftwerkspark und einem Mehrbedarf an Speichern. Weitere Einflisse
ergeben sich aus dem Fehler der Lastprognose, der im Rahmen der Studie nicht berticksich-
tigt werden konnte.

Residuallast
Residuallast + HH-DSM mit Prognose
Residuallast + HH-DSM ohne Prognose

Leistung [GW]

Jahresstunden

Abbildung 6.32: Beispielhalte Darstellung des Einflusses des Prognosefehlers auf den Spei-
chereinsatz bzw. das Lastmanagement von Haushaltsanwendungen 2020
(Nachtspeicher, Warmwasserbereiter) bei 1h-Aktualisierung

6.2.5 Wirkung der Ausgleichsoptionen auf den Kraftwerkseinsatz

Im Folgenden werden Annahmen zu den verschiedenen Ausgleichsoptionen diskutiert und
ihre Wirkung grafisch dargestellt und ausgewertet.

Fluktuationsausgleich durch Lastmanagement

Zunéchst sind die Lastmanagement-Potenziale und Einsatzgebiete genau zu untersuchen
und im Modell abzubilden. Die Flexibilisierung des heute meist starren Stromverbrauchs
durch Letztverbraucher und/oder Netzbetreiber wird als Lastmanagement (engl. Demand-
Side-Management, DSM) bezeichnet. Es umfasst alle Handlungen, die dazu dienen, den
Stromverbrauch an das Energieangebot und den jeweiligen Netzzustand anzugleichen. Die
so resultierende Reduzierung oder Erhéhung der Last kann in Regelleistungs- oder Han-
delsmarkten oder zum Bilanzkreisausgleich eingebunden werden. Technische Vorausset-
zung fur eine zweckmafige Teilnahme am Lastmanagement einschlie3lich Abrechnung sind
moderne Informations- und Kommunikationstechnologien (z. B. intelligente Stromzéhler,
sogenannte Smart Meter), die den Markt langfristig durchdringen sollen. Im Haushaltsbereich
stellen die Standardlastprofile derzeit den restriktiven Faktor dar. Hier sind Anpassungen des
rechtlichen Rahmens notwendig. In der Industrie und beim Gewerbe findet in vielen Féllen
bereits heute eine registrierende Leistungsmessung bzw. Spitzenlastbeschrankung statt, die
prinzipiell eine Teilnahme am Lastmanagement ermdglicht. Zur ErschlieBung der Potenziale
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im Haushaltsbereich kénnen variable Tarife (dezentrale Entscheidung) dienen, die langerfris-
tig durch virtuelle Kraftwerke abgeldst werden kdnnten.

Das technische Potenzial fur Demand-Side-Management im Jahr 2015 ist in Abbildung 6.33
fur die Stromsektoren, aufgegliedert nach Einsatzfeldern, auf Basis der dena-Netzstudie I
ohne Bericksichtigung 6konomischer Rahmenbedingungen angegeben.
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Abbildung 6.33: Technisches Demand-Side-Management Potenzial im Jahr 2015 auf Basis der
dena-Netzstudie Il [dena 2010]

Bei den ausgewiesenen technischen Potenzialen ist zu beachten, dass diese mit teilweise
hohen Investitionen und produktionsbedingten Restriktionen in der Industrie, organisatori-
schen Einschrankungen fur die Bereiche Gewerbe, Handel, Dienstleistungen sowie komfort-
bedingten EinbufRen in Haushalten verbunden sein kénnen. Zudem gilt es zu bewerten, in
welchem zeitlichen Umfang sich die ausgewiesenen Leistungspotenziale abrufen lassen, um
Rickschlisse auf die tatsachlich verlagerbaren Energiemengen ziehen zu kénnen. Aus
diesen Grinden sind nur gewisse Anteile dieses technischen Potenzials unter 6konomischen
Rahmenbedingungen tatsachlich nutzbar.

Die Einbindung des Lastmanagementpotenzials am Minutenreservemarkt bietet fur die
Industrie eine attraktive Plattform zur Vermarktung der DSM-Potenziale, da eine tagliche
Ausschreibung mdglich ist und moderate Praqualifikationsbedingungen im Vergleich zur
Primar- und Sekundarregelleistung herrschen [dena 2010]. Diese werden im Zuge der stei-
genden Integration erneuerbarer Energien von der Bundesnetzagentur weiter angepasst und
fur kleinere Leistungsklassen gedffnet. Insbesondere in den Einzelprozessen der Aluminium-
, Chemie- und Stahlindustrie lassen sich im Bereich der Minutenreserve attraktive Erlose
erwirtschaften [Klobasa 2007]. Zusatzlich besteht fur alle ausgewiesenen Prozesse der
Industrie neben dem Minutenreservemarkt die Moglichkeit am Spotmarkt (Intraday oder Day-
Ahead) teilzunehmen. Fir die Bereiche Gewerbe, Handel und Dienstleistung (GHD) stehen
die identischen Vermarktungswege des DSM-Potenzials der Industrie offen, sind aber gege-
benenfalls durch zu geringe Anschlussleistungen oder Energieabnahmemengen beschrankt.
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Fur die weiteren Analysen wird vereinfachend unterstellt, dass das DSM-Potenzial von
Industrie und GHD ausschliefZlich auf dem Regelleistungsmarkt eingesetzt wird.

Fir den Haushaltssektor ist die Teilnahme am Regelleistungsmarkt derzeit nicht méglich. Da
im Bereich der Regelleistung auch zukinftig hohe Anforderungen hinsichtlich Praqualifikation
und Fahrplantreue bestehen, wird fir die weiteren Analysen vereinfacht unterstellt, dass
Lastmanagement-Anwendungen hier ausschlie3lich im Lastfolgebetrieb (Spotmarkt) agieren.

Aus den Informationen zu den technischen Potenzialen werden die folgenden Annahmen
zum Lastmanagement abgeleitet und in die Kraftwerkseinsatzplanung integriert. Bis zum
Jahr 2020 geht die dena-Netzstudie Il in ihrem Basis-Szenario davon aus, dass im Indust-
riesektor ein durchschnittliches Lastmanagementpotenzial von 3.300 MW und im GHD-
Bereich von 800 MW, vorwiegend in der Bereitstellung von Regelleistung wirtschaftlich
erschlossen werden kann. Aufgrund des durch Effizienzmalinahmen generell sinkenden
Stromverbrauchs ist langfristig mit einem Riickgang der Potenziale zu rechnen.

Der Haushaltsbereich weist gemanR dena-Netzstudie Il fir das Jahr 2020 ein durchschnittli-
ches Lastverlagerungspotenzial von 1.500 MWy, bei Berticksichtigung 6konomischer Restrik-
tionen auf. Das im Rahmen der Studie dynamisch simulierte Lastmanagement im Haushalts-
bereich beschrankt sich im Wesentlichen auf Gerate mit thermischen Speichern (Nachtspei-
cherheizung, Warmwasserbereiter (Standspeicher und Durchlaufspeicher), Kihl- und Ge-
frierschrénke) und Gerate bei denen der Einschaltzeitpunkt verschiebbar ist (Waschmaschi-
ne, Trockner, Spulmaschine). Aufgrund der zunehmenden Verbreitung von GrolRverbrau-
chern (E-Kfz, Warmepumpen) bzw. Mikro-KWK im Haushaltsbereich erscheint in diesen
Geb&uden auch der zusatzliche Anschluss von Kleinverbrauchern leichter umsetzbar. Letzt-
lich ist aber die langfristige Durchdringung dieser Technologie aus heutiger Sicht noch nicht
absehbar. Da in der Simulation nicht die Bandbreiten einer méglichen Durchdringung sensitiv
bewertet werden konnten, wurde vereinfachend ein mittleres Szenario unterstellt. Abbildung
6.34 stellt die angenommenen mittleren jahrlichen positiven/negativen DSM-
Verschiebeleistungen im Haushaltssektor bis 2050 dar. Mittels wochentags- und tageszeit-
abhangiger Lastprofile fur jeden einzelnen Geréatetyp kann das Lastmanagement modelliert
werden. Als Rahmenparameter fur die Optimierung von Geraten mit Speicherméglichkeit ist
neben der Nennleistung die Speichergrée entscheidend, wéhrend fir Gerate, deren Betrieb
verschoben werden kann, neben der Nennleistung auch Informationen zur mittleren Ver-
schiebedauer je Anwendung (aus statistischen Erhebungen) eingehen.
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Abbildung 6.34: Angenommene Entwicklung der mittleren jéhrlichen positiven/negativen DSM-
Verschiebeleistungen im Haushaltssektor (ohne Warmepumpen) bis 2050

Eine besondere Stellung im zukiinftigen Lastmanagementpotenzial nehmen die zusatzli-
chen Verbraucher elektrische Warmepumpen, Elektromobilitdt und Klimatisierung ein.

Warmepumpen, vorwiegend im Haushaltsbereich, kdnnen mittels Warmwasserspeichern
und der Nutzung der Gebdudemasse als Speicher ihren Verbrauch verlagern. Im Gegensatz
zu E-Kfz sind Warmepumpen jederzeit mit dem Stromnetz verbunden und das Lastmanage-
ment kann ohne KomforteinbuRen fir den Nutzer erfolgen, weshalb von einer vollstandigen
Akzeptanz ausgegangen wird. Flr das Jahr 2020 wird von einem Speichervolumen fir Ein-
bis Zweifamilienhauser von 450 Liter fir Raumheizung und 200 Liter fir Warmwasser aus-
gegangen. Fur die Jahr 2030 und 2050 wird dagegen von einem Speichervolumen von
1400 Litern fur Raumheizung und 400 Litern fir Warmwasser ausgegangen. Die installierte
Leistung der Warmepumpen erhoht sich von 2,7 GW im Jahr 2020 Uber 4,7 GW 2030 auf
7,3 GW im Jahr 2050. Stromverbrauch und Lastmanagementpotenziale der Warmepumpen
in den Bereichen private Haushalte sowie GHD werden mit einem Modell simuliert, das auf
sieben reprasentativen Haustypen/Heizsystemen basiert. Die Gebaude werden nach Alt- und
Neubau, Ein- und Mehrfamilienhaus sowie GHD-Sektor unterschieden. Die Heizsysteme
werden nach Luft- und Solewarmepumpen sowie nach Ful3bodenheizung und Radiatoren —
unter Beriicksichtigung entsprechender COP-Kennlinien, Heizkurven und Heizstab-Anteilen
— unterschieden.

Ein weiterer wichtiger Faktor zur Integration der PV-Einspeisung stellt der zunehmende
Stromverbrauch fur Klimatisierung im GHD-Bereich dar. Durch die Nutzung der Gebaude-
masse als Speichermedium kénnen die korrelierenden mittaglichen Einspeisespitzen der PV
mit den Klimatisierungs-Verbrauchsspitzen am Nachmittag in Ubereinstimmung gebracht
werden. Hier wird von einem stetig steigenden Lastverlagerungspotenzial von 2,5 TWhg/a im
Jahr 2020 bis auf 10 TWhg/a im Jahr 2050 mit entsprechend hohen Verschiebeleistungen
ausgegangen (UBA Energieziel 2050 [Klaus et al. 2010]).
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Die Zuordnung der Elektromaobilitat zu einem einzelnen Bereich (Industrie, GHD und Haus-
halte) ist nicht moglich, da eine Beladung der Fahrzeuge in allen Bereichen denkbar ist und
somit im Rahmen der Studie separat simuliert wird. Durch die Zunahme der Elektromobilitat
erhoht sich das Lastmanagementpotenzial ganzjéhrig. Um Einflisse von einer sehr grof3en
Menge an Elektrofahrzeugen auf elektrische Netze zu beriicksichtigen, steht eine agenten-
basierte Elektrofahrzeugsimulation zur Verfligung. Dabei wird das Verbrauchsverhalten der
Fahrzeuge in Abhangigkeit von Temperaturen (Heizung, Klimatisierung), Tag/Nacht oder
auch Geschwindigkeit anhand einer Vielzahl von Fahrzeugen berechnet und hochskaliert.
Die Parametrisierung der elektrischen Komponenten wie Batterietechnologien, Wechselrich-
ter, Ladeinfrastruktur ermoglichen eine detailgetreue Simulation und gleichzeitig die Mdglich-
keit, Systemeffekte bei einer grollen Menge an Fahrzeugen sichtbar zu machen. Als Ein-
gangsparameter stehen neben der EE-Einspeisung sowie Einspeise-Prognosen der erneu-
erbaren Energien auch Wetterdaten zur Verfigung. Weiterhin existieren Statistiken des
Nutzerverhaltens von Fahrzeughaltern aus den "Mobilitat in Deutschland"-Studien 2002 und
2008 [MID 2002, MiD 2010], auf deren Basis angepasste Fahrzeugprofile fir die agentenba-
sierte Simulation der Elektromobilitat abgeleitet wurden.

Wie bereits in Abschnitt 3.3 beschrieben, unterscheiden sich die im Rahmen dieser Studie
untersuchten Szenarien A, B und C vor allem bezuglich ihrer Annahmen im Individualverkehr
und werden somit maf3geblich durch die zugrunde gelegte Marktdurchdringung der Elektro-
mobilitat mitbestimmt. Fur das Jahr 2020 werden im Szenario A und B etwa 1,2 Mio. Elektro-
fahrzeuge unterstellt, deren Anzahl auf 6 Mio. Fahrzeuge bis zum Jahr 2030 ansteigt, was
den Zielen des Nationalen Entwicklungsplans der Elektromobilitdt entspricht bzw. diese
sogar Ubertrifft [Bundesregierung 2009]. Im Jahr 2050 wird im Szenario A und B angenom-
men, dass etwa die Halfte aller Fahrzeuge im PKW-Sektor (etwa 20 Mio. Fahrzeuge) mit
elektrischen Antrieben ausgestattet ist. Das Szenario C geht im Jahr 2050 sogar von einer
vollstandigen Abdeckung der PKW-Fahrleistungen im Individualverkehr durch Plug-in-
Fahrzeuge mit elektrischem Antrieb aus. Die Gesamtzahl der Elektrofahrzeuge teilt sich im
Rahmen der Simulationen auf zwei verschiedene Referenzfahrzeuge auf. Zum einen werden
rein elektrische Fahrzeuge (BEV) und zum anderen Plug-in-Hybride mit allen relevanten
technischen Kennzahlen erfasst. Insbesondere in den Jahren 2020 und 2030 ist das Bild der
Elektrofahrzeuge durch einen sehr hohen Anteil an Hybriden charakterisiert und der Anteil an
BEV spielt noch eine untergeordnete Rolle. Ferner ergibt sich fir die Jahre 2020 und 2030
aus den Flottensimulationen, dass in der Anfangsphase hohe jahrliche Fahrleistungen fur
elektrische Antriebe notwendig sind, um eine signifikante Marktdurchdringung bzw. Wirt-
schaftlichkeit zu erreichen [DLR 2011]. Bis zum Jahr 2050 erreichen BEV in allen Szenarien
hohe Marktanteile und kénnen sich in der Flottenentwicklung durchsetzen.

Alle zuvor beschriebenen Faktoren haben einen Einfluss auf das Lastmanagementpotenzial
von Elektrofahrzeugen und somit auf die Glattung der residualen Last. Fir die Simulationen
wurde unterstellt, dass ein gewisser Anteil aller Elektrofahrzeuge (BEV und Hybride) fur
gesteuertes Laden zur Verfligung steht. Dieser Anteil wird mafRgeblich durch die notwendige
Ladeinfrastruktur, IT-Technik und nicht zuletzt durch das Nutzerverhalten bzw. der Praferen-
zen der Fahrzeughalter beeinflusst. Im Jahr 2020 wird angenommen, dass etwa 20% aller
Elektrofahrzeuge am Lastmanagement teilnehmen. Dieser Anteil erhoht sich auf 40% im
Jahr 2030 und erreicht etwa 60% im Jahr 2050. Grundséatzlich ist es technisch ebenfalls
mdoglich, die in den Batterien gespeicherte Energie wieder in das Netz zurlick zu speisen
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(Vehicle-to-Grid), diese Option wird jedoch aufgrund zusatzlich anfallender Kosten und
notwendiger Marktstrukturen hier nicht bericksichtigt.

Im Folgenden werden die Simulationsergebnisse fur das Lastmanagement dargestellt
und diskutiert. Fir das Jahr 2020 zeigt sich ein grof3es Potenzial in der Steuerung der beste-
henden Nachtspeicherofen und Warmwasserbereiter. Auch wenn diese Anlagen aus 6kolo-
gischer Sicht nicht zu befirworten sind, kdnnen sie bis zu ihrem Ersatz einen Beitrag zur
Integration erneuerbarer Energien leisten. Fur das Jahr 2050 zeigt sich deutlich das Potenzi-
al der neuen Verbraucher (E-Kfz, Warmepumpen, Klimatisierung) und der neuen Lastmana-
gementanwendungen im Haushalt (Waschmaschinen, Geschirrspiler, Waschetrockner
u. a.).

Am Szenario C wird sichtbar, welchen Einfluss ein deutlicher Ausbau der Elektromobilitat
haben kann (vgl. auch Abschnitt 6.1). Fir die Simulationen wurde unterstellt, dass im Jahr
2050 60% der PKW am Lastmanagement teilnehmen. Mit gesteuerter Beladung kann die
Elektromobilitdt dazu beitragen, erneuerbare Energien zu integrieren, Uberschissigen EE-
Strom effizient zu verbrauchen oder die Auslastung der KWK-Anlagen zu erhdéhen. Ungere-
gelt kann sie aber dazu fuihren, dass die Lastspitzen bzw. Deckungsliicken erhdht werden
und die Netzbelastung steigt. Hier besteht weiterer Forschungsbedarf, wie perspektivisch
eine mdglichst hohe Teilnahme am Lastmanagement erreicht werden kann.

Insgesamt kann der sinnvolle Einsatz von DSM in allen Stromsektoren zu einer Steigerung
der Gesamteffizienz in der Energieversorgung beitragen, allerdings nicht das Problem der zu
erwartenden Fluktuationen aus erneuerbaren Energien in seiner Gesamtheit l16sen.
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Abbildung 6.35: Lastmanagement im Jahr 2020 — Szenario 2011 A *)
*) 20% der Elektrofahrzeuge mit Ladesteuerung (DSM)
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Abbildung 6.36: Lastmanagement im Jahr 2050 — Szenario 2011 A *)

*) 60% der Elektrofahrzeuge mit Ladesteuerung (DSM)
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Abbildung 6.37: Lastmanagement im Jahr 2050 — Szenario 2011 C *)

*) 60% der Elektrofahrzeuge mit Ladesteuerung (DSM)

Fluktuationsausgleich durch Flexibilisierung der KWK und Biomasse

Die Flexibilitatsoptionen der KWK (inklusive Biomethan) und die Parameter fur die Simulation
(Leistungsauslegung, Warmespeicher, E-Heizer) wurden in Abschnitt 3.4 dargestellt. Wie in
Abschnitt 3.5 erlautert, kann der Einspeisung von Biomethan auf Basis von Biogas und
BioSNG in das Erdgasnetz hinsichtlich der Flexibilisierung eine besondere Bedeutung zu-
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kommen, weil oftmals am Ort der Biogaserzeugung nicht ausreichend Warmesenken zur
Verfigung stehen.

Der Betrieb von Biogasanlagen mit Vor-Ort-Verstromung und von Klar- und Deponiegasan-
lagen ist heute nicht an die Saisonalitat der Warmenachfrage gebunden, sondern sie werden
primér entsprechend der Gasproduktion eingesetzt. Sie kénnen durch Gasspeicher (teilweise
auch Warmespeicher) und eine hohere BHKW-Leistung flexibilisiert werden. Fir die Simula-
tion wird hier flir das Jahr 2020 eine zusétzliche installierte Leistung von 33% und eine
Gasspeichergrof3e von 4 Stunden bezogen auf die installierte elektrische Leistung ange-
nommen. Fir die Jahre 2030 und 2050 wird von einer Verdopplung der installierten Leistung
und 6 Stunden Gasspeicherkapazitdt bezogen auf die installierte elektrische Leistung aus-
gegangen. Warmegefihrte Holzheizkraftwerke werden als unflexible Erzeugung abgebildet.

Im Folgenden ist die Entwicklung der Deckungsanteile der verschiedenen Warmeerzeuger
(KWK-Anlagen, Erdgas-Spitzenlastkessel und E-Heizer) in KWK-Systemen (Fernwarme,
Nahwarme, Objektversorgung und industrielle KWK; BHKW und HKW) dargestellt. Entspre-
chend der Entwicklung von a) Auslegung der KWK-Engpassleistung auf die Warmehochst-
last, b) der Charakteristik des Warmelastgangs und c) der Kapazitat des Warmespeichers
ergeben sich unterschiedliche Deckungsanteile.

Tabelle 6-5: Auswertung zum Deckungsanteil der Warme in KWK-Systemen

Warmedeckung offentliche KWK industrielle KWK

Szenariojahr 2020 2030 | 2050 A | 2050C | 2020 2030 | 2050 A | 2050 C
KWK-Anlage 91,1% | 83,9% | 382% | 535% | 92,6% | 882% | 41,9% | 57,5%
Erdgas-Kessel 8,9% 152% | 30,6% | 26,1% 7.4% 11,3% | 39,6% | 30,5%
E-Heizer 0,0% 0,9% 31,2% | 20,4% 0,0% 0,5% 18,5% | 11,9%

Einsatz von Stromspeichern

Zu den Ausbaupotenzialen fiir Pumpspeicher in Deutschland gibt es unterschiedliche Anga-
ben. In [Czisch 2005] wird allein fUr Ostdeutschland ein Potenzial von 20 Standorten mit
insgesamt 14 GW bei einer Speicherkapazitat von 77 GWh angegeben. Andere Autoren
sehen das Potenzial als weitgehend erschopft an [Vennemann et al. 2010]. Dennoch sind in
den letzten Jahren eine Vielzahl an neuen Projektplanungen vertffentlicht worden. Die
Leistung der nationalen grof3technischen Speicher (inklusive PSW-Vianden und Druckluft-
speicher) wirde sich damit von derzeit 8 GW auf 11,5 GW erhéhen. Zusatzlich sind einige
Osterreichische PSW (Vorarlberg) mit einer Leistung von ca. 1 GW in die deutschen Regel-
zonen eingebunden.

Auch bei den geplanten Projekten ist derzeit nicht absehbar ob und wann sie umgesetzt
werden kdnnen. Zu den wahrscheinlicheren Projekten zahlen die Erweiterung von PSW
Waldeck Il, PSW Riedl, PSW Atdorf und CAES ADELE [BDEW 2011b]. Entsprechend wird
fur 2020 von diesem konservativen Szenario ausgegangen. Fur die Jahre 2030 und 2050
wird eine Umsetzung aller Projekte nach Abbildung 6.38 unterstellt.
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Abbildung 6.38: Bestand und Planungen moglicher grof3technischer Speicher der deutschen
Regelzone *)

*) angepasst und aktualisiert nach [Emele 2011]

Der langfristige technisch/6konomische Speicherbedarf kann derzeit nicht benannt werden
bzw. ist Untersuchungsgegenstand aktueller Forschungsprojekte. Ein grofRer Teil der Spei-
cherleistung wird nicht fur die Lastdeckung, sondern fiir die Bereitstellung von Regelleistung
bendtigt. Im Gegensatz zu thermischen Kraftwerken sind Pumpspeicher technisch in der
Lage, Regelleistung bereitzustellen, ohne sich rotierend am Netz zu befinden. Damit kénnen
sie einen wichtigen Beitrag zur Reduktion konventioneller ,Must-Run-Units* und zur Integra-
tion der EE liefern. In Anlehnung an die Ergebnisse in Abschnitt 6.2.3 wird fur das Jahr 2050
vereinfachend eine Speicherleistung von 8,3 GW pauschal dem Bereich der Lastdeckung
(Spotmarkt) zugeordnet. Aufgrund der flexiblen Eigenschaften sind Pumpspeichern in der
Lage, den Einfluss des Prognosefehlers auf den Strommarkt und den Kraftwerkspark kurz-
fristig auszugleichen (Intraday-Markt) und Uberschiissigen EE-Strom zu integrieren (siehe
Abschnitt 6.2.6). Ein weiterer Effekt zeigt sich in der hoheren Auslastung der KWK-Anlagen
durch den Speichereinsatz.

Tabelle 6-6: Anteil vom Stromspeichern zur Integration tberschussiger EE-Einspeisung

Szenariojahr 2020 2030 2050 A 2050 C
Pumpstrom [TWh] 3,7 5,9 8,0 8,0
EE-Anteil des Pumpstroms [TWh] 0,0 1,8 6,9 5,0
EE-Anteil [%)] 0% 31% 87% 62%
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6.2.6 Anforderungen an konventionelle Kraftwerke in regenerativ-dominierten
Energiesystemen

Merit-Order-Kurven des thermischen Kraftwerksparks

Im Folgenden sind die Kostenkurven des flexiblen thermischen Kraftwerksparks fir den
mittleren Preispfad (B, maRige Steigerung der Preise fur Brennstoffe und CO,-Zertifikate)
differenziert nach Technologien dargestellt. Dabei ist zu bericksichtigen, dass Industrie-
Kraftwerke und KWK-Kraftwerke nicht gesondert ausgewiesen werden, aber von der Kos-
tenstruktur im unteren Bereich der Merit-Order angesiedelt sind. Entnahmekondensations-
Kraftwerke (hier dargestellt mit den durchschnittlichen Kosten bezogen auf die installierte
Leistung) weisen in Abhangigkeit der GroRe der KWK-Scheibe einen héherpreisigen Kon-
densationsanteil und einen niederpreisigen KWK-Anteil auf. Der Kraftwerkspark (inkl. Strom-
speichern) stellt die bendtigte gesicherte Leistung bereit (siehe Abschnitt 6.2.2). Aufgrund
des unterstellten deutlichen Zubaus an KWK-Kapazitaten und der Minderung des Stromver-
brauchs besteht nur ein relativ geringer Neubaubedarf an Kondensationskraftwerken.
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Abbildung 6.39: Merit-Order des therm. Kraftwerksparks im Jahr 2020, mittlerer Preispfad (B)
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Abbildung 6.41: Merit-Order des therm. Kraftwerksparks im Jahr 2050, mittlerer Preispfad (B)

Kraftwerkseinsatz

In den Simulationen fir das Jahr 2020 zeigt sich, dass der Kraftwerkspark technisch in der
Lage ist, die Last in jedem Moment zu decken, auch wenn die fluktuierende EE-Einspeisung
und der damit zusammenhangende Prognosefehler hohe Anforderungen stellen. Vorausset-
zung daflr ist die Realisierung der Ausgleichsoptionen (Import/Export, Lastmanagement,
Stromspeicher).
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Abbildung 6.42: Kraftwerkseinsatz im Jahr 2020 — Szenario 2011 A

Fur das Jahr 2030 zeigen sich noch deutlichere Auswirkungen der fluktuierenden EE-
Einspeisung und damit steigende Anforderungen an den konventionellen Kraftwerkspark. Die
EE-Uberschiisse konnen dabei aber fast vollstandig durch Kurzzeitspeicher integriert wer-
den. Der Ausbau der Warmespeicher fiur KWK-Anlagen gewéhrleistet im Zusammenspiel mit
den weiteren Ausgleichsoptionen eine hohe Auslastung der Anlagen.
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Abbildung 6.43: Kraftwerkseinsatz im Jahr 2030 — Szenario 2011 A

Fur das Jahr 2050 wird im Szenario 2011 A deutlich, dass der Einsatz der thermischen
Kraftwerke stark zurtickgeht und sich auf Zeiten mit wetterbedingten geringen Deckungsan-
teilen von EE-Strom begrenzt. In langer andauernden Zeiten mit wetterbedingten tberschis-
sigem Strom kénnen die E-Heizer dazu beitragen, die Warmenachfrage zu decken, wenn die
Speicherkapazitat der KWK-Anlagen nicht mehr dazu ausreicht. Auch wird der Einsatz der
Elektrolyseure deutlich, die erneuerbaren Wasserstoff aus Uberschussstrom erzeugen.
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Abbildung 6.44: Kraftwerkseinsatz im Jahr 2050 — Szenario 2011 A

Fur das Jahr 2050 werden im Szenario 2011 C die Ruckkopplungen des héheren Anteils der
Elektromobilitat mit der Integration Uberschissiger EE-Einspeisung und der besseren Aus-
lastung der KWK-Anlagen deutlich.
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Abbildung 6.45: Kraftwerkseinsatz im Jahr 2050 — Szenario 2011 C

Grundsatzlich zeigt die dynamische Simulation des Mengengerists, dass der in Szenario
2011 A eingesetzte Wasserstoff im Verkehr nur teilweise Uber reine EE-Stromiberschiisse
erzeugt werden kann, da andere Optionen wie der Elektroheizer weitaus kostengunstiger
diesen Strom nutzen kénnen.

Im Mengengerust wurde bericksichtigt, dass zur Deckung der Nachfrage nach Wasserstoff,
die in diesem Szenario zur Erreichung der Klimaziele fir den Verkehrssektor erforderlich
sind, entsprechende EE-Kapazitdten zusatzlich installiert werden. Dabei héngt die Mdglich-
keit zur Nutzung dieses Stroms explizit fir die Wasserstofferzeugung aber stark von dem
Nachfrageprofil und der Auslegung der Elektrolyseure (Leistung, Volllaststunden) und Tank-
stellen (GroRe der Wasserstoffspeicher) ab. Es ist anzunehmen, dass bei einem 6konomi-
schen Betrieb der Elektrolyseure in manchen Stunden fossiler Strom genutzt wird, in ande-
ren Stunden die zusatzlich installierten EE-Leistungen an anderer Stelle fossile Stromerzeu-
gung substituieren. Eine solche Ausgestaltung wiirde dem Energiesystem eine héhere Flexi-
bilitat er6ffnen (s. Darstellungen im Abschnitt 6.1), es ist dabei aber eine offene Forschungs-
frage, unter welchen Rahmenbedingungen (Kostenentwicklungen, Forderinstrumente, Anla-
genauslegung, Anforderungen im Betrieb, Mdglichkeiten des Imports von EE-Strom etc.) die
Nutzung von Strom aus thermischen Kraftwerken flr den Betrieb der Elektrolyseure notwen-
dig ist. Wie in den Untersuchungen in diesem Abschnitt gezeigt, wird die Langfristspeiche-
rung von erneuerbarem Uberschussstrom allein nicht den Wasserstoffbedarf decken kénnen,
da die Elektrolyseure in Konkurrenz zu glnstigeren Lastausgleichsoptionen stehen. Die
konkrete Ausgestaltung der Wasserstoffversorgung im Verkehr kann in dieser Studie nicht
naher analysiert werden. Punkte die hierbei weiter untersucht werden mussen, sind auch
technische Restriktionen der Elektrolyseure (Standby-Betrieb vs. héufige Startvorgange,
Leistungsaufnahme, Gasqualitaten, Warmemanagement etc.) sowie die notwendige Spei-
chergréf3e und Versorgungs-Infrastruktur. Hierbei missen aus der Perspektive des Gesamt-
systems mogliche Ausgestaltungen einer dezentralen Versorgung (Tankstellen) und einer
zentralen (Backup-) Versorgung (z. B. mit Wasserstoff-Tankwagen) bewertet werden.
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Des Weiteren wird auch deutlich, dass es Abweichungen zu den Analysen zur Leitstudie
2010 [Nitsch et al. 2011] gibt. In der Leitstudie 2010 wurden im europédischen Szenario
héhere Anteile an Offshore-Windenergie und héhere Ubertragungskapazitaten des Netzes
unterstellt. In den Szenarien dieser Studie wird dagegen ein geringerer Anteil Offshore-
Windenergie und ein im Verhaltnis hoherer Anteil an solarthermischen Kraftwerken (CSP —
Desertec) abgebildet. Dies fuhrt dazu, dass der Import/Export fir Deutschland in der Leitstu-
die 2010 hohere Fluktuationen und héhere EE-Uberschiisse aufgewiesen hat, wahrend er in
dieser Studie eher ausgleichend wirkt und Deckungsliicken reduzieren kann. Hier spannt
sich ein Lésungsraum auf, der in weiteren Forschungsvorhaben analysiert werden muss.

Auch die Einflisse mdglicher dauerhafter Netzengpéasse innerhalb Deutschlands konnten im
Rahmen der Studie nicht berlicksichtigt werden.

Auslastung und Flexibilitat des hydro-thermischen Kraftwerksparks

Im Folgenden ist die Auslastung des Kraftwerksparks fir die untersuchten Szenarien techno-
logiespezifisch dargestellt (Abbildung 6.46).
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Abbildung 6.46: Auslastung des hydro-thermischen Kraftwerksparks — Szenario 2011 A in
2020, 2030, 2050 und Szenario 2011 C in 2050
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Hierbei wird deutlich, dass die Auslastung der verbleibenden reinen Kondensationskraftwer-
ke deutlich abnimmt. Im Bereich der KWK reduziert sich die Auslastung im Zeithorizont von
2020 bis 2050 deutlich. Biogasanlagen werden statt der derzeitigen Einspeisung in der
Grundlast flexibel mit einer Auslastung von ca. 4000 Volllaststunden eingesetzt.

Die Anzahl der notwendigen Startvorgange der jeweiligen Kraftwerke im Kraftwerkspark
erhoht sich beziehungsweise die mittlere Laufzeit pro Start reduziert sich im Zeithorizont von
2020 bis 2050 deutlich. Die Flexibilitat des Kraftwerksparks ist ausreichend, um die Last zu
decken. Dabei kbnnen aber keine Aussagen getroffen werden, wie sich héhere Lastwechsel
und Startvorgange auf die Lebensdauer der Kraftwerke und damit auf die Kosten auswirken.
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Abbildung 6.47: Startvorgange des hydro-thermischen Kraftwerkspark — Szenario 2011 A in
2020, 2030, 2050 und Szenario 2011 C in 2050
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7 Okonomische Wirkungen des Umbaus der Energiever-
sorgung

7.1 Investitionen und Energiegestehungskosten

7.1.1 Investitionen fur EE-Anlagen

Die jahrlich zu installierenden Leistungen der EE-Technologien bestimmen in Kombination
mit den spezifischen Kosten und den angenommenen Kostendegressionen der Einzeltechni-
ken das durch den Ausbau der EE entstehende Investitionsvolumen. Es ist ein wichtiger
Indikator dafiir, welchen Stellenwert die EE-Ausbauaktivitaten in der Volkswirtschaft haben.
AulBerdem weist es darauf hin, welchen Mobilisierungseffekt das vorhandene Férderinstru-
mentarium hervorruft und mit welchen Kosten die derzeitige Forderung erneuerbarer Ener-
gien verbunden ist. Fir den Strom- und Wéarmesektor sind die jahrlichen Investitionsvolumina
in Abbildung 7.1 zusammengestellt®.

Der Anstieg der jahrlichen Investitionen vor 2003 wurde nahezu ausschlieBlich von der
Windkraft verursacht. Der weitere Anstieg bis 2009 war zu einem geringeren Teil von der
Biomasse getragen, ist aber insbesondere auf die Photovoltaik zurtckzufihren. Letztere
stieg in 2009 bereits auf 12,5 Mrd. €/a, womit das gesamte Investitionsvolumen der EE auf
gut 20 Mrd. €/a stieg. 60% der Investitionen stammten also bereits von der Photovoltaik. Im
Jahr 2010 hat sich dieses Verhdltnis durch den starken Zuwachs der Photovoltaik um
7,4 GW/a auf 70% (= 19,3 Mrd. €/a) verschoben, das Gesamtvolumen belief sich auf
27,5 Mrd. €/a®®. Davon sind dem Stromsektor 23,4 Mrd. €/a und dem Warmesektor
4.1 Mrd. €/a zuzurechnen. Die aktuellen Werte des Jahres 2011 mit 7,5 GW/a installierter
Photovoltaikleistung fiihren zu einer geringeren Investitionssumme in Hohe von 16,5 Mrd. €
wegen der inzwischen gesunkenen spezifischen Investitionskosten der Photovoltaik. Die
gesamten EE-Investitionen sanken dadurch in 2011 auf rund 25 Mrd. €/a. Der Anteil der
Photovoltaik geht mit 66% also trotz der hohen installierten Leistung in 2011 bereits wieder
zurtck.

Zukunftig wird das Investitionsvolumen der Photovoltaik wegen weiterer deutlicher Kosten-
degression erheblich zurickgehen. Zusatzlich wird die zu erwartende noch restriktivere
EEG-Anpassung zu einem deutlichen Riickgang der installierten Leistung fihren (vgl. hierzu
auch FuBRnote 15). Bis 2015 sinken die Investitionen der Photovoltaik auf 5,1 Mrd. €/a, blei-
ben aber mit 30% Anteil bis dahin die dominante GréRe. Ab 2016 dominieren wieder die
Investitionen in die Windenergie wegen des dann im Szenario 2011 A unterstellten starken
Zubaus von Offshore-Windanlagen.

Das Gesamtvolumen pendelt sich mittelfristig auf einem Niveau zwischen 17 und
19 Mrd. €,000/a ein und behélt dies bis etwa 2040 bei. Rund 12 Mrd. €/a betreffen Strom

% Unter LBiomasse-Strom* sind alle Strom erzeugenden Anlagen erfasst, bei Biomasseanlagen mit KWK werden
30% der Investitionen der Warmeseite zugeschlagen.

%6 Zu den in [AGEE-Stat 2011] genannten 26,6 Mrd. €/a fir das Jahr 2010 ergeben sich geringe Unterschiede
insbesondere wegen unterschiedlicher Abgrenzungen im Bereich der Biomasse. Hinzu kommen noch rund
1 Mrd. €/a an Investitionen fir Nahwérmenetze, die hier in der Kostenberechnung fir EE-Nahwéarme berick-
sichtigt sind.
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erzeugende Anlagen. Die stark wachsenden Mengenumsétze in der EE-Stromerzeugung
kompensieren also die parallel eintretenden weiteren Kostendegressionen. L&ngerfristig
schwankt das Investitionsvolumen der einzelnen Techniken in Abhangigkeit ihrer Ersatzzyk-
len. Ab etwa 2020 wird ein wachsender Teil der Investitionen in Anlagen getétigt, die inner-
halb des européischen Stromverbunds Strom nach Deutschland liefern. Sie sind hier ent-
sprechend dem deutschen Anteil den inlandischen Investitionen zugeschlagen worden. Im
Jahr 2050 belauft sich ihr Beitrag auf rund 3 Mrd. €/a. Ab 2025 kommen Investitionen fiir die
H,-Elektrolyse hinzu, die sich im Jahrzehnt 2040 bis 2050 auf durchschnittlich 1,3 Mrd. €/a
belaufen und im Jahrzehnt 2050 bis 2060 auf durchschnittlich 2 Mrd. €/a. Insgesamt steigen
damit die jahrlichen Investitionsvolumina bis 2050 auf rund 22 rd. €/a und bis 2060 auf knapp
24 Mrd. €/a, erreichen also nicht mehr die Spitzenwerte der Jahre 2010 und 2011.%’

- Szenario 2011 A -
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Abbildung 7.1: Jahrliches Investitionsvolumen im Szenario 2011 A fir Strom und Warme
erzeugende EE-Technologien

Im Warmesektor zeigte das Investitionsvolumen bisher ein nur geringes Wachstum, welches
von der Biomasse und der Umweltwarme getragen wurde, wahrend der Kollektormarkt
mehrfach zwischen 0,7 und 1,1 Mrd. €/a hin und her pendelte. Im Szenario 2011 A wéchst
der Warmemarkt von 4,1 Mrd. €/a in 2010 auf 6,2 Mrd. €/a in 2020, wobei ein stetiger, deutli-
cher Zubau der Solarkollektoranlagen das Wachstum Ubernehmen soll. Nach 2030 ist wegen
des weiter unterstellten deutlichen Wachstums des Solarkollektormarkts eine weitere Steige-
rung der warmeseitigen Investitionen auf rund 7,5 Mrd. €/a zu erwarten. Dieses starke

%" Hinzu kommen noch in der Abbildung nicht ausgewiesene Investitionen in Nahwarmenetze von durchschnittlich
0,8 bis 1,0 Mrd. €/a. Diese Summen sind in der nachfolgenden Kostenrechnung enthalten.
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Wachstum, das nach 2030 insbesondere durch den Ausbau der solaren Nahwarmeversor-
gung entsteht, tdberkompensiert also im Warmemarkt die auch hier vorhandenen Kostende-
gressionen.

Aus dem in den nachsten Jahrzehnten etwa stabilen Investitionsvolumen durch den Ausbau
der EE entsprechend Szenario 2011 A resultieren stabile Inlandsmarkte und damit Umséatze
der EE-Branchen (&hnlich auch in den Szenarien 2011 A’, B und C). Im Rahmen dieses
Wachstums kénnen die noch zu erwartenden — und erwiinschten — Kostendegressionen der
Einzeltechniken kompensiert werden. Das ist auch eine entscheidende Voraussetzung dafiir,
dass die weiteren Chancen fir die Technologiefihrerschaft in der Mehrzahl der EE-
Technologien auf dem Weltmarkt behalten und somit der Aufbau von Exportmarkten weiter
betrieben werden kann. Nur so kann zukuinftig in angemessenem Umfang von den betracht-
lich wachsenden Auslandsmarkten — wie sie beispielsweise die globalen Szenarien in
[Greenpeace 2010] aufzeigen — profitiert werden. Dies bestétigt nachdriicklich die Nutzlich-
keit (und Notwendigkeit) der EE-Ausbauziele fir die Brutto-Endenergie im Energiekonzept
von 18% fur das Jahr 2020 und von 60% fur das Jahr 2050.

Bis Ende 2010 wurden in EE-Anlagen zur Strom- und Warmebereitstellung insgesamt rund
150 Mrd. € investiert. Zwischen 2011 und 2020 wird das Investitionsvolumen im Szenario
2011 A mit weiteren 183 Mrd. € diesen Wert deutlich tbertreffen. Den gréf3ten Anteil daran
hat die Photovoltaik mit 62 Mrd. €. An zweiter Stelle steht die Windenergie mit 49 Mrd. €,
gefolgt von der Biomasse (Strom und Wéarme) mit 27 Mrd. € und Solarkollektoren mit
25 Mrd. €. Umwelt- und Erdwarme (Warme + Strom) kommen auf 17 Mrd. €. Auch in den
nachsten Jahrzehnten bis 2050 bleibt das Niveau der EE-Investitionen (Neuanlagen und
Ersatz von Altanlagen) mit ~200 Mrd. € pro Jahrzehnt im Szenario 2011 A nahezu unverén-
dert.

Tabelle 7-1: Investitionsvoluminain 2020, sowie in 2050 fur Szenario 2011A und Szenario-
THG95 (Mrd €2009/a)
Photo- wWind- Bio- Kollek- Umwelt-, Strom- | Elektro- | Summe?*)
voltaik energie masse toren Erdwérme | import lyse
2011 16,5 2,5 3,4 1,4 1,3 0 0 25,2
2020 3,6 6,4 2,3 3,1 2,0 0,8 0 18,4
2050; Szenario 21,3
2011 A 2,3 55 2,9 4,1 2,9 1,8 1,4
2050; Szenario 33,2
2011 THG95 3,1 8,2 29 41 5,0 7,0 2,7

*) einschlie8lich Wasserkraft

Deutlich hoher steigen die Investitionen in den Zeitabschnitten nach 2030, wenn das Szena-
rio 2011 THG95 verwirklicht werden soll (Tabelle 7-1). Im Jahrzehnt 2030 bis 2040 belaufen
sie sich bereits auf 250 Mrd. € und steigen im Jahrzehnt 2040 bis 2050 auf 330 Mrd. € und
im Jahrzehnt 2050 bis 2060 auf 380 Mrd. €. Haupttrager der Dynamik sind die Windenergie
und die Solarenergie (Photovoltaik und Kollektoren). Auch die Geothermie hat bei entspre-
chend hohen Investitionen in die Stromerzeugung dann eine grof3e Bedeutung. Hinzu kom-
men die anteiligen Investitionen fur den EE-Stromimport nach Deutschland in Hohe von
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7 Mrd. €/a. Zusammen mit Wasserkraft werden in 2050 im Szenario 2011 A 21,3 Mrd. €/a
investiert. Im Vergleich dazu sind es im Szenario 2011 THG95 33,2 Mrd. €/a.

7.1.2 Investitionen in die ,konventionelle* Energieversorgung

Um die in Abschnitt 7.1.1 erlauterten Investitionen in erneuerbare Energien einordnen zu
konnen, ist ein Vergleich mit den derzeit und zukiinftig ebenfalls noch erforderlichen Investi-
tionen fiir die konventionelle Energieversorgung nutzlich. Betrachtet werden dazu im Strom-
sektor Investitionen in konventionelle Kraftwerke, wie sie sich aus den in Abschnitt 4.2.3
ermittelten Neubauten im Rahmen des Szenarios 2011 A ergeben. Dabei handelt es sich bis
2020 um knapp 23 GW Leistung und um weitere 10 GW zwischen 2020 und 2030. Gut die
Halfte davon werden im Szenario 2011 A in Kraft-Warme-Kopplung errichtet. Bertucksichtigt
werden ebenfalls neue Pumpspeicher. Hier wird von rund 2,5 GW Zubau bis 2030 ausge-
gangen. Investitionen in Stromnetze und ggf. in weitere Speicher werden nicht betrachtet. Im
Warmesektor werden die laufenden Investitionen in konventionelle Heizungsanlagen (Gas-
und Oleinzelheizungen) sowie in Hausstationen fiir die fossile Fernwarmeversorgung be-
ricksichtigt. Ebenfalls enthalten sind Investitionen in Nahwérmenetze fir fossile gefeuerte
BHKW, nicht jedoch Erweiterungs- oder Erhaltungsinvestitionen in grof3e Fernwarmenetze.
Zusatzlich werden auch Investitionen fir fossil gefeuerte Prozesswarmeanlagen betrachtet.
Das Ergebnis dieser Gegentiberstellung ist in Abbildung 7.2 dargestellt.

Im Stromsektor (linke Seite in Abbildung 7.2) Uberwiegen eindeutig die Investitionen in EE-
Anlagen. Die Investitionen in fossile Kraftwerke (einschlief3lich Pumpspeicher) sind im nachs-
ten Jahrzehnt mit durchschnittlich 4 Mrd. €/a (bis 2015) bzw. 2 Mrd. €/a (2015-2020) noch
relativ hoch. Danach sinken sie tendenziell auf eine GrolRenordnung von durchschnittlich
1 Mrd. €/a. Enthalten sind darin auch Ersatzinvestitionen in gasgefeuerte Anlagen, die lan-
gerfristig mit EE-Wasserstoff oder EE-Methan betrieben werden. Demnach sind bis 2030
insgesamt rund 40 Mrd. € in konventionelle Kraftwerke zu investieren; flir erneuerbare Ener-
gien zur Stromerzeugung sind es dagegen rund 240 Mrd. €.

Im Warmesektor macht sich der derzeit noch geringe Beitrag der EE auch in der Investiti-
onsaufteilung bemerkbar. Im jetzigen Jahrzehnt Uberwiegen mit durchschnittlich 9 bis
11 Mrd. €/a eindeutig die konventionellen Anlagen. Danach stellt sich mit je rund 7 Mrd. €/a
zunéchst ein Gleichstand ein, erst nach 2035 dominieren die Investitionen in EE-Anlagen
eindeutig. Insgesamt sinkt der Investitionsbedarf in Anlagen zur Warmebereitstellung von
derzeit rund 15 Mrd. €/a auf rund 10 Mrd. €/a, weil mit der in den Szenarien angenommenen
deutlich Senkung des Warmebedarfs auch die erforderlichen Leistungen fiir Warmeerzeuger
in Zukunft deutlich zurtickgehen.

Festzuhalten ist auch, dass sich das gesamte Investitionsvolumen von Strom- und Wéarme-
sektor in einer vergleichbarer Grél3enordnung von jeweils 12 bis 15 Mrd. €/a bewegt, also
beide Sektoren gesamtwirtschaftlich dieselbe Bedeutung haben.
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Abbildung 7.2: Jahrliche Investitionen (jeweils Mittelwerte von 5-Jahres Abschnitten) in EE-
Anlagen und konventionelle Anlagen (Strom und Warme) im Vergleich

7.1.3 Strom- und Warmegestehungskosten erneuerbarer Energien

Das stetige und teilweise betrachtliche Wachstum der EE in den Szenarien 2011 ist Voraus-
setzung dafir, dass fur die meisten EE-Technologien entsprechend den Lernraten noch
weitere Kostensenkungen erreichbar sind. Insbesondere gilt das fur diejenigen, die noch am
Beginn ihrer energiewirtschaftlich relevanten Markteinfihrung stehen. Im Einzelnen wurden
die detaillierten Kostenannahmen fiur die Einzeltechniken bereits in [Nitsch et al. 2011] vor-
gestellt. Mit aktuellen Anpassungen (u. a. bei Solarkollektoren und Photovoltaik) wurden
diese Kosten auch in dieser Untersuchung verwendet. Alle folgenden Gestehungskosten
stellen reale Kosten dar, bezogen auf das Jahr 2009. Fir die Stromversorgung ist die Ent-
wicklung fiir Neuanlagen in Abbildung 7.3 dargestellt.

Weitere deutliche Kostendegressionen zeigen die Photovoltaik, die bereits im Jahr 2015
mittlere Stromgestehungskosten von 19 ctygee/kWhe (Mittelwert 2011: ~28 ctogoo/kWhe) errei-
chen wird. Im Jahr 2020 kann der mittlere Wert bei 13 ctyo00/kWhg liegen. Langfristig kann sie
auch in Mitteleuropa auf Stromgestehungskosten um 9 ctye/kWhe gelangen. Nur noch
geringe Kostendegressionspotenziale besitzen Windanlagen an Land. Um 2020 wird von
mittleren Kosten von 6,5 ctyo00/kWhe ausgegangen, langerfristig kann sich ein Kostenniveau
von 5 ctype/kWhe einstellen. Die (Offshore-) Windenergie kann bei kontinuierlichem Ausbau
und entsprechender Marktausweitung bis 2020 Stromkosten um 9 ctyooe/KWh erreichen.
Langerfristig kbnnen auch ihre Stromkosten unter 6 ctyooe/kWhe gelangen. Auch solarthermi-
sche Kraftwerke (europdischer Verbund in der Abbildung 7.3) kénnen noch eine deutliche
Lernkurve durchlaufen, wenn sie in den nachsten Jahren in groBerem Ausmald installiert
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werden. Steht um 2020 ein HGU-Transportnetz zur Verfugung kann einschlieBlich Trans-
portkosten Strom frei deutscher Grenze um 10 ctyo0o/KWhe bereitgestellt werden, langerfristig
kdnnen die Kosten auf ~7 ctygee/kWhg Sinken.

Bei der Stromerzeugung aus Geothermie, wie auch bei den Techniken der Nutzung von
Biomasse und von Biogas, die Strom und Nutzwérme in KWK-Anlagen bereitstellen, werden
die zukinftigen Stromgestehungskosten deutlich durch steigende Warmegutschriften be-
stimmt. Letztere belaufen sich im Preispfad A im Jahr 2020 real auf 6,5 ctygee/kWhy, und
steigen langerfristig (2050) noch auf 7 bis 8 ctyoee/kWhy,. Bei Biomasse und Biogas wird
davon ausgegangen, dass die bisher unzuldngliche Warmenutzung sich mittelfristig deutlich
verbessert und langerfristig nur noch KWK-Anlagen betrieben werden. Steigende Tendenz
haben dagegen die Preise fir Biobrennstoffe. Unter diesen Voraussetzungen stellen sich
mittelfristig mittlere Stromgestehungskosten bei Biomasse-HKW um 9 ctyg00/kWhg €in (Band-
breite der Einzeltechniken 7,5 bis 13 ctyg00/kWhg); mit Berticksichtigung von Warmegutschrif-
ten). Biogasanlagen (einschlie3lich Deponiegas und Klargas) liegen im Mittel derzeit bei
13 ctynoe/kWhe (Bandbreite 7 bis 17 ctygoe/lkWhe)) und kdnnen unter der Voraussetzung weit-
gehender Warmenutzung langerfristig Stromkosten um 8 ctygoe/kWhe erreichen. Gelingt eine
umfassende Warmenutzung nicht, so ist langerfristig mit 2,0 bis 2,5 ctyp00/kWhe hbheren
Stromkosten von Biomasse- und Biogasanlagen zu rechnen. Um die hier ermittelten zukinf-
tig guinstigen Stromgestehungskosten fir Biomasse- und Biogasanlagen zu erreichen, sind
also noch entsprechende Anreize bzw. ordnungsrechtliche Vorgaben fir eine maoglichst
weitgehende Nutzung der bei der Strombereitstellung anfallenden Warme in Nahwarmenet-
zen erforderlich.
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Abbildung 7.3: Zukiinftige Kostenentwicklung der Strom erzeugenden EE-Techniken bis 2050
und des Mittelwerts des gesamten EE-Mixes im Szenario 2011 A *)

*) Preisbasis 2009; realer Zinssatz 6%/a; jeweils Mittelwerte mehrerer Einzeltechniken
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Die durchschnittlichen Stromgestehungskosten aller im Szenario 2011 A installierten Neuan-
lagen lagen 2010 bei 14 ct/kWhe (ohne Photovoltaik bei 10 ct/kWhg; schwarze Linien in
Abbildung 7.3). Sie sind wegen des starken Zubaus der Photovoltaik in den letzten Jahren
deutlich gestiegen, die Unterschiede zum Mittelwert ohne Photovoltaik sind daher derzeit mit
4 ctynoo/KWhg besonders grof3. Das Maximum ist jetzt allerdings erreicht, bis 2020 sinkt der
Mittelwert des Gesamtmixes deutlich auf 9,2 ctygoe/kWhe (0hne Photovoltaik 8,0 ctygoe/kWhe),
bis 2030 auf 7,6 ctyooe/kWhe (7,0 Ctyooe/kWhe) und weiter bis 2050 auf 6,4 Ctygoe/KWhe
(6,0 ctynoo/kWhg)). Fir alle EE-Techniken zur Stromerzeugung stellen sich so langerfristig
Gestehungskosten zwischen 5 und 9 ctye/kWhg €in. Eine Ausnahme vom sinkenden Trend
stellt die Wasserkraft dar, bei der die Stromgestehungskosten neuer bzw. modernisierter
Anlagen in Zukunft leicht steigen werden.

Von wesentlicher Bedeutung fur einen 6konomischen Vergleich von EE- und konventionellen
Technologien ist, dass die EE-Kostenentwicklung im Vergleich zu einer rohstoffbasierten
Energieversorgung langfristig wesentlich besser kalkulierbar ist, da sie Uberwiegend durch
technologische Entwicklungen und den erforderlichen Kapitaleinsatz beeinflusst wird. Hier
konnten in der Vergangenheit, insbesondere bei Wind und Photovoltaik, grof3e Fortschritte
erzielt werden. Die entsprechende Weiterentwicklung der EE-Technologien bietet daher die
Chance, sich von den starken Preisschwankungen und insbesondere den unaufhaltsam
steigenden Preisen fossiler Energietrager zu entkoppeln. Die dadurch gewonnene Stabilitéat
ist insbesondere fur die erfolgreiche Entwicklung von Volkswirtschaften, die sich in Schwel-
len- und Entwicklungslandern noch in der Aufbauphase befinden, von nicht zu unterschat-
zender Bedeutung. AulRerdem stellen EE in wachsendem Ausmal? ein volkswirtschaftliches
Wachstumssegment dar, das wesentliche Nachhaltigkeitskriterien erfullt. Sie kénnen also
zukunftig umweltschédigende und ressourcenverzehrende Wachstumsfelder ablésen.

Von Bedeutung sind auch die Stromgestehungskosten des Gesamtbestands an Alt- und
Neuanlagen in einem bestimmten Jahr (Abbildung 7.4). Fir die Mittelwerte des EE-Mixes im
Szenario 2011 A sind diese Kosten der Kostenkurve der Neuanlagen (jeweils mit und ohne
Photovoltaik) gegenibergestellt worden. Der groRe Anteil alterer Wasserkraftanlagen mit
gunstigen Stromgestehungskosten um 3 Ctyoee/kWhg flihrte noch um 2000 zu Kosten des
damaligen EE-Gesamtbestands um 5 ctygoe/lkWhe. Inzwischen ist dieser Wert wegen des
Hinzutretens teurerer EE-Neuanlagen, insbesondere der Photovoltaik, deutlich gestiegen
und lag im Jahr 2010 bei 12,5 ctyoo/lkWhe. Er dirfte bis 2012 noch weiter auf knapp
13 ctyoee/kWhe steigen.

Danach werden die jeweiligen Neuanlagen im Mittel kostenguinstiger als der Gesamtbestand
des betreffenden Jahres. Die Kosten des Gesamtbestands folgen somit der weiteren Kos-
tenentwicklung der Neuanlagen. Auch hier wird die durch den derzeitigen starken Zubau der
Photovoltaik hervorgerufene Kostendifferenz sichtbar, wenn man den Mittelwert ohne Photo-
voltaik (gestrichelte Linie in Abbildung 7.4) zum Vergleich hinzuzieht.
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Abbildung 7.4: Stromgestehungskosten fir den EE-Neuanlagenmix und den jeweiligen Be-
stand (d. h. inkl. EE-Altanlagen) im Szenario 2011 A (gestrichelte Kurven ohne
Photovoltaik)

Mit geringer werdenden Lernfaktoren gleichen sich die beiden Kurven immer mehr an. Der
Einfluss der derzeit noch relativ teuren Photovoltaik auf die beiden Kostenverlaufe wird durch
die gestrichelten Kurven in Abbildung 7.4 dargestellt. Die Kostendifferenz des Mittelwertes
mit und ohne Photovoltaik ist mit rund 4 ctye/kWhg in der derzeitigen Phase des starken
Wachstums der Photovoltaik erheblich. Der Mittelwert der Bestandsanlagen ohne Photovol-
taik steigt maximal auf 8,8 ctyo00/kWhg, der von Neuanlagen auf rund 10,3 cCtygoe/kWhe. Mit
zunehmender Kostenreduktion der Photovoltaik verringert sich aber die Kostendifferenz
deutlich und betrdgt im Jahr 2030 nur noch 1,0 ctyo/kWhe beim Gesamtbestand und
0,6 ct/kWh¢ bei Neuanlagen.

Fiur die reine Warmeerzeugung aus EE sind die Kostenentwicklungen in Abbildung 7.5
dargestellt, wobei es sich ebenfalls um Mittelwerte einer grélReren Anzahl von Einzeltechni-
ken handelt. Relativ kostspielig ist immer noch Warme aus Solarkollektoranlagen mit derzeit
22 ctyooe/kWhy,. Der noch kleine und unbefriedigend wachsende Markt konnte noch keine
deutlichen Kostendegressionen induzieren, die prinzipiell bei gréReren Umsétzen und stabi-
len Markterwartungen moglich sind. Kostengunstiger kdnnen gréRere Solarkollektoranlagen
in Kombination mit Nahwarmenetzen Warme bereitstellen. Sie sind aber bisher nur in sehr
geringem Umfang gebaut worden, so dass auch hier Kostendegressionen bisher ausgeblie-
ben sind. Auch Warmepumpen und hydrothermale Anlagen kénnen bei deutlich gré3eren
Umsétzen noch kostenginstiger werden. Um die technologisch noch mdéglichen Kostende-
gressionen zu mobilisieren, sind also wesentlich stabilere Marktanreize erforderlich als sie
die bisherige Forderpolitik hervorgebracht hat.
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Denkbar ist u. a. ein Bonus- oder Pramienmodell, in dem Betreiber von EE-W&rmeanlagen
einen gesetzlich festgelegten, Uber 20 Jahre konstanten, nach Erzeugungstechnologie
differenzierten Bonus auf den tatséachlichen Ertrag ihrer Anlage an erneuerbarer Warme
erhalten. Alternativ kbnnten Boni auch fir die Reduktion des Priméarenergieverbrauchs oder
von THG-Emissionen gewdahrt werden. Die anfallenden Kosten fiir die Boni werden auf
Importeure und heimische Erzeuger von fossilen Brennstoffen umgelegt. Die Umlage selbst
kann sich dabei eng an die Energiesteuer anlehnen. So kénnen z. B. Brennstoffmengen, die
fur die Stromerzeugung genutzt werden, von der Bonus-Umlage befreit werden. Die Brenn-
stoff-Importeure bzw. -Erzeuger reichen die Bonus-Umlage schlieRBlich an die Endverbrau-
cher weiter. Somit waren der EE-W&armebonus und die daraus resultierenden Investitionsan-
reize in EE-Warmeanlagen unabhangig von der jeweiligen Lage des Bundeshaushaltes, was
eine Verstetigung der Investitionen in EE-Warme nach sich ziehen wirde.

Biomasseheizungen besitzen im Gegensatz zu Solar- und Geothermie keine Kostensen-
kungspotenziale. Weitere (geringe) Fortschritte in der Technik werden durch tendenziell
steigende Kosten fliir Biomassebrennstoffe kompensiert. Heizwerke sind einschlie3lich der
Netzverteilung etwas kostengunstiger als Einzelheizungen. Wegen der grof3en Dominanz der
Biomasse an der Warmebereitstellung ist der Mittelwert aller ausschlielBlich Warme erzeu-
genden Systeme derzeit praktisch mit den Kosten der Biomasse-Einzelheizung identisch und
liegt bei rund 12 ctygee/kWhy. Das langfristige mittlere Kostenniveau der Warmebereitstellung
aus EE kann rund 10 ctyo00/kWhy, erreichen, wenn insbesondere die Kostendegressionen bei
Kollektoranlagen eintreten und Nahwarmeanlagen in grol3erem Umfang errichtet werden.
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Abbildung 7.5: Kostenentwicklung von Kollektoren, Umwelt- und Erdwarme, Biomasseanla-
gen im Szenario 2011 A *)

*) jeweils Einzelanlagen und Nahwérmesysteme; Mittelwerte mehrerer Einzeltechniken; Nahwarmesysteme
einschlieB3lich Verteilungskosten; realer Zinssatz 6%/a
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7.1.4 Stromgestehungskosten neuer fossiler Kondensationskraftwerke

Die Beurteilung der Vorteilhaftigkeit von EE-Investitionen hangt auch entscheidend von den
Annahmen zur Entwicklung des Energiepreisniveaus der jetzigen bzw. der zukinftigen
konventionellen Energieversorgung auf fossiler Basis ab. Je nach unterstellten Preispfaden
fur fossile Energietrager konnen sich sehr unterschiedliche anlegbare Preise bzw. Kosten fir
den Vergleich mit den Kosten erneuerbarer Energien ergeben. Fir den Stromsektor wurden
die Stromgestehungskosten neuer Braunkohle-, Steinkohle- und Gaskraftwerke auf der
Basis der in Kapitel 2.3 erlauterten Brennstoffpreisentwicklung (Preispfade A, B und C)
ermittelt. (vgl. dazu Abbildung 2.5). Dort ist auch die angenommene Preisentwicklung fiir die
CO,-Zertifikate angegeben. Einen Uberblick (iber die Bandbreite der Stromgestehungskosten
neuer Kraftwerke zeigt Abbildung 7.6. Dabei wurde eine Ausnutzung der Kraftwerke von
6000 h/a zugrunde gelegt. Ausgehend von derzeitigen Gestehungskosten um 5 bis
6 Ctyooo/kWhe sind zukiinftig in jedem Fall steigende Gestehungskosten (Vollkosten) fur
Neuanlagen zu erwarten. Ersichtlich ist, dass das zukinftige Kostenniveau fossiler Anlagen
entscheidend von den Annahmen zur zukiinftigen Brennstoffpreisentwicklung und von der
Wirksamkeit des Emissionshandels, d. h. vom Niveau der sich einstellenden CO,-Preise,
abhangt. Wahrend bei Braunkohlekraftwerken nahezu ausschlie3lich der Emissionshandel
zu Preisanstiegen fuhrt, dominieren bei Gaskraftwerken die Brennstoffpreise. Bei Steinkoh-
lekraftwerken haben beide Komponenten &hnliche Wirkungen.

Bei im Jahr 2020 neu in Betrieb gehenden Kraftwerken werden beim Eintreten des Preis-
pfads A (,Deutlich®) die Stromgestehungskosten bereits zwischen 6,0 und 7,8 cCtyooe/KWhe
liegen (Abbildung 7.6). Im Jahr 2030 wird Erdgasstrom im Preispfad A rund 9,4 ctygoe/KWhe
und Steinkohlestrom 9,8 ctyooo/kWhe kosten. Strom aus Braunkohle liegt dann bei
7,3 Ctyo0o/kWhe. Bereits zu diesem Zeitpunkt sind also die Gestehungskosten fur EE-Strom
mit rund 7,6 Ctaooo/kWhe (Mittelwert aller Neuanlagen) deutlich geringer als Strom aus neuen
Steinkohle- und Gaskraftwerken. Dies setzt allerdings einen konsequenten Emissionshandel
mit deutlich steigenden CO,-Preisen voraus (Pfad A: 45 €/t CO, in 2030). Im niedrigeren
Preispfad B (34 €/t CO, in 2030) liegen die entsprechenden Werte im Jahr 2030 fur Erdgas-
kraftwerke bei 7,9 ctyo0e/kWhg, flr Steinkohlekraftwerke bei 8,1 ctygee/kWhg und fir Braunkoh-
lekraftwerke bei 6,4 Ctyoe/kWhe. Auch nach 2030 nimmt der Kostenanstieg weiter zu, so
dass Strom aus Steinkohle im Jahr 2050 beim Preispfad A (Preispfad B) knapp
14 cCtyooelkWhe (11 Ctaooe/kWhe)) und Strom aus Erdgas gut 13 ctypee/kWhe (10,5 Ctapoe/kWheg)
kosten wird. Nur Braunkohlestrom liegt noch knapp unter der 10 ctyooo/kWhe-Grenze
(8,4 ctroos/kKWhyg)).

Dabei wird die unterstellte Ausnutzungsdauer von 6000 h/a fur neue fossile Kraftwerke
zukunftig nur schwer zu erreichen sein, da sie in immer starkerem Male ,nur* fur die De-
ckung der nach weitgehender Nutzung des EE-Stromangebots verbleibenden Residuallast
eingesetzt werden kdnnen. Die Gestehungskosten nach Abbildung 7.6 sind daher — im
Rahmen des jeweiligen Preispfads — als unterer Grenzwert anzusehen. Geht man von einer
geringeren Auslastung (4000 h/a) aus, so steigen die Stromgestehungskosten in Abhangig-
keit der jeweiligen Kapitalkosten fir Gaskraftwerke um rund 0,6 Ctygo0/kWhg, flir Steinkohle-
kraftwerke um rund 1 ctyooo/kWhe und fiir Braunkohlekraftwerke um 1,1 ctygoe/kWhe. Die sich
bereits ab 2020 bei 6000 h/a gegenulber Steinkohle abzeichnenden Kostenvorteile von
Gaskraftwerken werden dadurch noch grol3er.
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- Preispfad A: "Deutlich" (Zins 6%/a, Abschr. 25 a, 6000 h/a) -
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Abbildung 7.6: Stromgestehungskosten neuer fossiler Kraftwerke (6000 Volllaststunden) als
Funktion der Brennstoffpreisentwicklung und der Entwicklung der CO,-Kosten
far die Preispfade A , Deutlich* und B ,, MaRig*“

Die bei ernsthaften Klimaschutzbemihungen eintretende deutliche Stromkostensteigerung,
wie sie in Abbildung 7.6 dargestellt ist, zeigt dennoch nicht das vollstandige Bild hinsichtlich
der tatsachlichen Kosten einer fossilen Stromerzeugung. Wirde man die bisher nicht interna-
lisierten Folgekosten des Klimawandels, wie sie in verschiedenen Untersuchungen ermittelt
wurden (s. z. B. [Krewitt/Schlomann 2006], [Breitschopf et al. 2010a]), in der betriebswirt-
schaftlichen Kalkulation von Stromgestehungskosten beriicksichtigen, so lage bereits heute
das Kostenniveau um 10 ctyg00/kWhg;, welches dann (entsprechend der unterstellten Brenn-
stoffpreisanstiege) mittelfristig auf 12 bis 13 ctyooo/kWhe anwéachst (Preispfad A; s. Tabelle
7-2). Fur Braun- und Steinkohlekraftwerke fallen die — gegeniber rein betriebswirtschaftlich
ermittelten — zusatzlichen Kosten recht hoch aus (~7,0 bzw. ~5,5 ct/kWhg), wahrend sie bei
Erdgas-GuD-Kraftwerken mit ~3 ct/kWhe deutlich geringer sind. Es wird analog
[Krewitt/Schlomann 2006] und vergleichbarer Studien angenommen, dass der weitaus groR3-
te Anteil der externen Kosten aus den zukiinftigen Schadenskosten eines ungebremsten
Klimawandels resultiert. Diese werden hier mit einem reprasentativen Mittelwert aus obigen
Studien in Hohe von 75 €/t CO, charakterisiert®®.

Die groRe Diskrepanz zu den heute tatsachlich betriebswirtschaftlich kalkulierten Kosten
zeigt, dass die aus Umweltgesichtspunkten falschen Preissignale, die zur heutigen Kraft-
werksstruktur fiihrten, rasch und deutlich korrigiert werden missen, wenn zukunftig ein unter

“8 Externe Kosten der Kernenergienutzung, deren Hohe aus methodischen Griinden sehr unterschiedlich ausfal-
len, sind nicht berlicksichtigt.
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Klimagesichtspunkten akzeptables Energiesystem unter dem Regime von ,korrekten Markt-
preisen” entstehen soll. Dieses Versagen des Marktes bei der Steuerung zukunftsfahiger
Innovationen wird auch weiterhin in vielen einschlagigen Untersuchungen zur Zukunft der
Energieversorgung ausgeblendet. Dies lasst sich an den Annahmen verschiedener Untersu-
chungen zur zukinftigen Preisentwicklung fossiler Energietrager feststellen. Als Beispiel
dazu werden entsprechende Angaben fir die Szenarien zum Energiekonzept der Bundesre-
gierung herangezogen [EWI 2010]. Die dort angenommenen sehr geringeren Preisanstiege
fuhren zu sehr niedrigen Stromkosten fir fossile Neukraftwerke (Tabelle 7-2). Da der bereits
bestehende Kraftwerkspark zusatzlich mit teilweise bis vollstandig abgeschriebenen Kosten
kalkuliert wird, wird vielfach auch fir die Zukunft von einem unverandert auf heutigem Niveau
verharrenden Stromkostenniveau ausgegangen.

Halt man derartige Angaben fir die mittel- und langfristige Zukunft fiir belastbar (oder gar fur
Lunverzichtbar*), so kommt man beziglich der Notwendigkeit und Wirtschaftlichkeit des
Ausbaus erneuerbarer Energien im Stromsektor zu deutlich anderen Schlussfolgerungen als
in dieser Untersuchung. Aus heutiger Sicht (vgl. Abschnitt 2.3) sind solche geringen Kosten-
steigerungen der fossilen Energieversorgung unwahrscheinlich. Werden sie aber, ohne eine
zusatzliche Bandbreite zu berlcksichtigen, als Grundlage fur die Formulierung von Hand-
lungsempfehlungen verwendet, so besteht die Gefahr einer relativ einseitigen Fixierung auf
fossile, da scheinbar kostenglinstige Optionen. Investitionen in Effizienzsteigerungen und in
EE erscheinen demgegentiber erheblich kostspieliger, als es bei einer Bewertung unter
Nachhaltigkeitsgesichtspunkten der Fall ist.

Tabelle 7-2: Preise von CO,-Zertifikaten (€,900/t) flir verschiedene Preispfade, Stromgeste-
hungskosten (ctyoe/kWhy,) Neuer Kraftwerke bei einer Ausnutzungsdauer von
6000 h/a (Zinssatz 6%/a; Abschreibung 25 a)

\ 2010 \ 2020 | 2030 \ 2040 2050
Preispfad A
CO; -Preis 14,3 27 45 60 75
Erdgas 59 7,6 9,4 11.3 13,1
Steinkohle 5,7 7,7 9,8 11,7 13,6
Braunkohle 50 6,0 7,3 8,6 10,0
Preispfad B
CO; -Preis 14,3 23 34 45 57
Erdgas 59 6,8 7,6 9,0 10,1
Steinkohle 5,7 6,8 8,0 9,3 10,6
Braunkohle 50 5,6 6,4 7,3 8,4
Preispfad A, zusatzlich volle Internalisierung von Klimaschutzkosten (75 €/t CO;) ab 2010
CO; -Preis 75 75 75 75 75
Erdgas 8,0 9,2 10,4 11,8 13,1
Steinkohle 10,1 10,9 11,7 12,7 13,6
Braunkohle 10,7 10,1 9,8 9,9 10,0
Preispfad nach Szenarien zum Energiekonzept [EWI 2010]
CO; -Preis 14,3 20 38 57 75
Erdgas 4,9 5,0 5,8 6,7 7,6
Steinkohle 5,0 53 6,5 7,7 8,8
Braunkohle 4,8 55 6,7 8,0 9,3
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7.1.5 Anlegbare Strom- und Wéarmepreise zur Ermittlung der , Kosten“ des EE-
Ausbaus

Aus den oben erlauterten Stromgestehungskosten fossiler Neukraftwerke und denjenigen
des bestehenden fossil/nuklearen Kraftwerksparks lasst sich unter Bericksichtigung der
~Merit order“-Einsatzstrategien und unter Beachtung zuklnftig erreichbarer Kraftwerksaus-
lastungen eine mogliche Bandbreite mittlerer anlegbarer Stromerzeugungskosten (frei Kraft-
werk; ohne Netz- bzw. Ubertragungskosten) ableiten (Tabelle 7-3). Mit diesen Stromerzeu-
gungskosten (gewichtete Gestehungskosten auf Vollkostenbasis) konnen die Stromgeste-
hungskosten der EE verglichen werden, wenn die volkswirtschaftliche Wirkung des EE-
Ausbaus dargestellt werden soll. Der Tabelle konnen die Kostendaten flr die hier benutzten
Preispfade A und B entnommen werden. Vom heutigen Niveau (4,8 Ctxos/kWhe) ausgehend,
liegen die anlegbaren Stromkosten in 2020 zwischen 6,4 und 7,4 cty0o/kWhg. Der stetige
weitere Anstieg fuhrt bis 2050 zu einer Bandbreite von 10,5 bis 14,5 ctyp00/kWheg.

Tabelle 7-3: Bandbreite anlegbarer Stromkosten auf der Basis von Vollkosten der fossilen
(und nuklearen) Stromerzeugung fir verschiedene Preispfade

Anlegbare Stromkosten *) in ct(2009)/ kWh
Preispfade
Jahr Pfad A Pfad B Volle Bertick- Preispfad
"Deutlich" "MaRig" sichtigung "Sehr
externer K. niedrig" ***)

2000 3,50 3,50 9,10 3,50
2005 4,00 4,00 9,50 4,00
2010 4,80 4,80 10,00 4,50
2011 5,00 4,94 10,10 4,60
2012 5,20 5,08 10,20 4,70
2013 5,40 5,22 10,30 4,80
2014 5,60 5,36 10,40 4,90
2015 5,80 5,50 10,50 5,00
2016 6,12 5,68 10,60 5,10
2017 6,44 5,86 10,70 5,20
2018 6,76 6,04 10,80 5,30
2019 7,08 6,22 10,90 5,40
2020 7,40 6,40 11,00 5,50
2025 8,70 7,15 11,40 6,00
2030 10,00 7,90 11,80 6,50
2035 11,15 8,50 12,40 7,15
2040 12,30 9,10 13,00 7,80
2045 13,40 9,80 13,75 8,40
2050 14,50 10,50 14,50 9,00

*) Mittlere Gestehungskosten des jeweiligen fossil/nuklearen
Kraftwerkparks (Mix von Alt- und Neukraftwerken)

**) Vollkosten einer fossilen Stromerzeugung unter Einbeziehung
von Klimaschéden infolge energiebedingter CO2-Emissionen;
Preispfad A (mit 75 €/t CO2)

***) in Anlehnung an Preispfad aus [EWI 2010]

Szen 2011/ Strompreis 11/11

219



Die Angaben werden mit zwei ,extremen” Entwicklungspfaden verglichen. Eine Fortschrei-
bung der Vergangenheit, wie sie die Annahmen fir die Szenarien zum Energiekonzept der
Bundesregierung fir Steinkohle und Erdgas unterstellen, fihrt zu anlegbaren Stromkosten,
wie sie im Preispfad ,Sehr niedrig" dargestellt sind. Da dort die Brennstoffkosten kaum stei-
gen, fuhrt erst der merkliche Anstieg der CO,-Kosten nach 2020 zu einem merklichen An-
stieg der Stromkosten, er bleibt aber bis 2050 mit rund 9 ctygoe/kWhe im einstelligen Bereich.

Als oberer Grenzfall ist die volle Beriicksichtigung der externen Kosten der fossilen Stromer-
zeugung dargestellt. Sie kdnnen als ,0kologisch korrekte* Stromkosten bezeichnet werden
und sind der Vergleichsmalistab, wenn eine marktgesteuerte Transformation hin zu einem
nachhaltigen Energiesystem stattfinden soll. Bereits heute waren rund 10 ctyooe/kWhe anzu-
setzen, mittelfristig ~12 cCtygoe/kWhe und langerfristig knapp 15 ctyooe/kWhe. Unterlegt sind
dabei die reinen Brennstoffpreissteigerungen gemaf Preispfad A. Dieser Pfad fuhrt, wie die
Werte in Spalte 2 der obigen Tabelle zeigen, mit einer Ubergangszeit von 40 Jahren bis zum
Jahr 2050 zu korrekten ,,6kologischen” Vollkosten.

Die anlegbaren Strompreise gemald Preispfad A (mit einer moglichen Untergrenze geman
Preispfad B) sind die aus der Sicht der Autoren relevanten Werte, wenn zukiinftig eine welt-
weit wirksame Klimaschutzstrategie betrieben werden soll und sich zudem Knappheitsten-
denzen fossiler Energietrager in den Preisen niederschlagen sollen.

Warmeseitig kdnnen die entstehenden Differenzkosten der Einflhrung Warme erzeugender
EE-Anlagen abgeschéatzt werden, wenn von anlegbaren Brennstoffpreise ausgegangen wird.
Diese fallen fur die verschiedenen Verbrauchergruppen (Haushalte/Kleinverbraucher bzw.
Industrie/GroRR3verbraucher) unterschiedlich aus. Auf der Basis dieser Brennstoffpreise kon-
nen anlegbare Warmekosten abgeleitet werden. Es wird nach drei unterschiedlichen Katego-
rien von Warmekosten unterschieden. Zum einen sind dies die Vollkosten von Heizungsan-
lagen. Sie dienen zum Vergleich mit Biomasseeinzelheizungen und Warmepumpenheizun-
gen. Reine Nutzwarmekosten (= Brennstoffkosten/Heizungswirkungsgrad) dienen zum
Vergleich mit Solarkollektoranlagen, die lediglich fossilen Brennstoff einsparen, aber keine
Heizungsanlage ersetzen. Schliel3lich werden noch die Warmekosten konventioneller Nah-
warmeversorgung (einschlielich  Nahwarmeverteilung) bendtigt, um gegen EE-
Nahwarmesysteme vergleichen zu kénnen. Mittels der abgeleiteten Warmekosten lassen
sich auch die zukunftigen Warmegutschriften fur KWK-Anlagen auf EE-Basis ermitteln. Sie
sind von Bedeutung fiir die Bestimmung der Stromgestehungskosten von EE-Anlagen mit
Warmeauskopplung (Biomasse und Geothermie), wie sie z. B. der Abbildung 7.3 entnom-
men werden kénnen. In Tabelle 7-4 ist die angenommene Entwicklung der Brennstoffpreise
fur die zwei Verbrauchergruppen in derselben Systematik wie die anlegbaren Stromkosten
zusammengestellt.

Wahrend diese im Pfad A deutlich steigen (bis 2030 real um nahezu den Faktor 2, bis 2050
um den Faktor 2,7 bei Haushalten und um den Faktor 1,8 bis 2030 bzw. den Faktor 2,7 bei
der Industrie) sind die Anstiege beim Preispfad C auf3erst gering. Werden auch hier Klima-
schaden mit dem Wert von 75 €/t CO, internalisiert, so mussten bereits heute typische
Brennstoffkosten flir Haushalte bei 8 ct/kWhy, und flr Industrieverbraucher bei 6 ct/kWhy,
liegen. Diese Kosten wirde sich langfristig den Brennstoffkosten des Pfades A n&hern, bei
dem im Jahr 2050 ebenfalls von CO,-Preisen von 75 €/t ausgegangen wird.
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Tabelle 7-4: Bandbreite anlegbarer Brennstoffkosten flir Haushalten/Kleinverbraucher und
Industrie/GroRverbraucher fir verschiedene Preispfade

Anlegbare Brennstoffkosten *) in ¢t(2009)/ kWh Anlegbare Brennstoffkosten *) in ct(2009)/ kWh
Haushalte/Kleinverbraucher (ohne MwSt) Industrie
Preispfade Preispfade
Jahr Pfad A Pfad B |olle Beriick Preispfad Jahr Pfad A Pfad B |Volle Beriick- Preispfad
"Deutlich"  "MaRig" [ sichtigung "Sehr "Deutlich"  "Ma&Rig" | sichtigung "Sehr
externer K. niedrig" ***) externer K. niedrig" ***)

2000 4,00 4,00 6,20 4,00 2000 2,80 2,80 5,00 2,80
2005 4,80 4,80 7,00 4,80 2005 3,50 3,50 5,50 3,50
2010 5,80 5,80 8,00 5,80 2010 4,20 4,20 6,00 4,20
2011 6,10 5,95 8,20 5,90 2011 4,30 4,30 6,10 4,25
2012 6,40 6,10 8,40 6,00 2012 4,50 4,40 6,20 4,30
2013 6,80 6,20 8,60 6,10 2013 4,70 4,50 6,30 4,35
2014 7,10 6,35 8,80 6,20 2014 4,80 4,55 6,40 4,40
2015 7,50 6,50 9,00 6,30 2015 5,00 4,60 6,50 4,50
2016 7,80 6,70 9,20 6,45 2016 5,20 4,70 6,70 4,50
2017 8,00 6,90 9,40 6,60 2017 5,40 4,90 6,80 4,50
2018 8,30 7,10 9,60 6,75 2018 5,60 5,00 7,00 4,50
2019 8,60 7,30 9,80 6,85 2019 5,80 5,10 7,10 4,50
2020 8,90 7,40 10,00 7,00 2020 6,00 5,20 7,20 5,00
2025 10,10 8,30 10,90 7,35 2025 6,85 5,75 7,80 5,30
2030 11,30 9,20 12,00 8,00 2030 7,70 6,30 8,40 5,60
2035 12,45 9,95 13,00 8,50 2035 8,70 6,85 9,10 5,95
2040 13,60 10,70 14,00 9,00 2040 9,60 7,40 9,80 6,30
2045 14,60 11,25 14,80 9,45 2045 10,50 8,00 10,60 6,65
2050 15,60 11,80 15,60 9,90 2050 11,40 8,60 11,40 7,00

*) Mittelwert Heizol, leicht und Erdgas *) Mittelwert Heizdl, leicht und Erdgas

**) unter Einbeziehung von Klimaschéaden infolge energiebed. **) unter Einbeziehung von Klimaschéaden infolge energiebed.

CO2-Emissionen; Preispfad A (mit 75 €/t CO2 ab 2010) CO2-Emissionen; Preispfad A (mit 75 €/t CO2 ab 2010)

***) in Anlehnung an Preispfad aus [EWI 2010] ***) in Anlehnung an Preispfad aus [EWI 2010]

Szen 2011/ Anleg-kosten 2011

Szen 2011/ Anleg-kosten 2011

SchlieBlich ist auch noch die zuklnftige Kostenentwicklung fur fossile Kraftstoffe fir die
Differenzkostenermittlung von Bedeutung. Tabelle 7-5 zeigt die angenommenen Werten
(ohne Mineraldlsteuer und MwSt.) als Mittelwert fir Benzin/Diesel. Sie dienen zum Vergleich
mit den Gestehungskosten von Biokraftstoffen und den Kosten von EE-Wasserstoff bzw. EE-
Methan. Im Unterschied zum Kostenvergleich im Strom- und Warmesektor ist der Vergleich
hier nur eine erste Naherung, da eine Bewertung der Kostenunterschiede der unterschiedli-
chen Fahrzeugtypen und der Kostendifferenzen unterschiedlicher Infrastrukturen den Rah-
men dieser Studie gesprengt hatte.

Tabelle 7-5: Mittlere Kosten fossiler Kraftstoffe (Benzin/Diesel) ohne Steuern fiir verschiedene
Preispfade

Ct200s/kWh 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

Preispfad A 55 6,0 6,6 8,8 10,5 12,0 14,0 16,0

Preispfad B 5,5 6,0 6,4 7,6 9,5 10,6 12,2 14,0

Preispfad C 5,5 6,0 6,2 7,0 8,2 9,4 10,5 11,8

~Extern. Kosten 7,5 7,8 8,2 10 11,5 13,0 14,5 16,0
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7.2 Anmerkungen zur gesamtwirtschaftlichen Bewertung des EE-
Zubaus

7.2.1 Die systemanalytischen Differenzkostenrechnung

Die gesamtwirtschaftlich aufzubringenden Kosten der Einfihrung erneuerbarer Energien —
und der sich zukinftig einstellende Nutzen ihres breiten Einsatzes — kénnen in Form von
Differenzkosten gegeniber einer fiktiven Energieversorgung, die ihren Energiebedarf ohne
erneuerbare Energien deckt, dargestellt werden. Die spezifischen Kosten dieser Energiever-
sorgung werden naherungsweise durch die oben dargestellten erlauterten anlegbaren Kos-
ten der fossilen Energieanlagen und Energietrager reprasentiert. Ihnen werden die Geste-
hungskosten der EE-Anlagen gegenlibergestellt. Diese fir die gesamtwirtschaftliche Analyse
mafigebenden Differenzkosten werden als systemanalytische Differenzkosten bezeichnet.
Sie werden hier fur alle Sektoren, also Strom, Warme und Kraftstoffe, ermittelt, um die ge-
samten Aufwendungen fur den EE-Ausbau darstellen zu kénnen.

Die systemanalytischen Differenzkosten gehen von den Erzeugungskosten des EE-Ausbaus
im Strom-, Warme- und Verkehrssektor im Vergleich zu fossil-nuklearen Alternativen aus.
Sie lassen sich durch annuitatische Investitionskosten (Kapitalkosten) zuztiglich Brennstoff-
kosten bei Biomasse und fossilem Brennstoffbedarf und zuztglich anderer Betriebskosten
(und ggf. Gutschriften) abbilden. Es werden somit die jeweiligen Vollkosten abgebildet. Damit
lassen sich sowohl Angaben fir die betriebswirtschaftlich ermittelte Erzeugungskosten ma-
chen, als auch fur Erzeugungskosten, die teilweise oder vollstdndig internalisierte ,externe*
Kosten berlicksichtigen.

Die Differenzkostenermittlung geht von der theoretischen Annahme eines jederzeit vollstan-
digen Ausgleichs von Angebot und -nachfrage aus. Es entstehen somit keine Preiseffekte
durch Kapazitatsengpasse. Der EE-Zubau folgt zudem einer kontinuierlichen, in den Szena-
rien abgebildeten Marktausweitung, die mit einer stetigen, unterschiedlich starken Kostende-
gression verknipft ist. Nach Ablauf der Nutzungsdauer findet ein vollstindiger Ersatz der
Altanlagen durch die zum jeweiligen Zeitpunkt verfigbaren kostenglnstigeren Neuanlagen
statt. Dadurch werden die stetigen technologischen Weiterentwicklungen und die damit
verknipften Kostensenkungen vollstéandig in der Differenzkostenentwicklung abgebildet. In
der Realitdt kann es wegen unstetiger Verlaufe zu Abweichungen von der hier unterstellten
Entwicklung kommen.

Die Systemgrenze fur die Ermittlung der systemanalytischen Differenzkosten ist die Erzeu-
gungsebene. Es findet derzeit noch keine Einbeziehung von Investitionen im Bereich der
Stromnetze statt (vgl. untenstehenden Exkurs). Eine genaue Zuordnung der ursachlich durch
den EE-Zubau verursachten Netzzubaukosten kann nur durch eine vollstandige Netzmodel-
lierung der Energieversorgung mit und ohne EE-Ausbau im Vergleich ermittelt werden. Da
EE-Stromerzeuger auf unterschiedlichen Spannungsebenen einspeisen, ist zudem eine
genaue Zuordnung von Netzkosten komplex. Einerseits kénnen bei Einspeisung auf der
Verteilungsebene Ubertragungskosten eingespart werden, andererseits entstehen durch
zusatzlich erforderlichen Netzausbau infolge der raumlichen Verteilung der EE-
Stromerzeugung und der Notwendigkeit, kurzeitig hohe Leistungen transportieren zu kdnnen,
zusatzlich Netzkosten. Auch Kosten flr zusatzliche Regelleistung und/oder zusatzliche
LastmanagementmalRnahmen beim Stromverbraucher (z. B. intelligente Z&hler) und fur
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Speicherzg, werden nicht bertcksichtigt. Zu beachten ist dabei auch, dass auch im konventi-
onellen Netzbetrieb Investitionen in Netze erforderlich sind, die nicht bzw. nicht vollstandig
dem Umbau der Energieversorgung in Richtung EE anzulasten sind (z. B. Ausbau von Netz-
koppelstellen fur den grenziberschreitenden Transport).

Exkurs: Abschéatzung der zusatzlichen Netzausbaukosten des EE-Zubaus

Die Auswirkungen eines verstarkten Netzausbaus auf die Wirtschaftlichkeit des Transforma-
tionsprozesses der Energieversorgung in Richtung EE kénnen hinsichtlich der Gréf3enord-
nung anhand der tatsachlichen und geplanten Netzinvestitionen im Vergleich zu den Investi-
tionen in EE-Anlagen abgeschatzt werden. Zwischen 1994 und 2008 lagen die durchschnitt-
lichen Investitionen in Transport- und Verteilnetze durchschnittlich bei 2,7 Mrd. €/a mit einer
Bandbreite von 2,0 bis 3,5 Mrd. €/a. Laut [BDEW 2009] waren fir die Jahre 2010 und 2011
Investitionen von 4 Mrd. €/a vorgesehen. Fur Ubertragungsnetze allein lagen die Investitio-
nen im Jahr 2008 bei knapp 1 Mrd. €/a; fir 2010 war ein ahnlicher Wert geplant [BNetzA
2011]. Nach Aussage des BDEW [BDEW 2011c] sind fur den Ausbau der Verteilnetze bis
2020 jahresdurchschnittlich zwischen 1,5 bis 3,0 Mrd. €/a erforderlich, wobei der obere Wert
sich am EE-Ausbau der Leitstudie 2010 [Nitsch et al. 2011] orientiert und damit auch etwa
den aktuellen Zielen des Energiekonzepts entspricht. Nach Aussagen der Dena Il - Studie
[Dena 2010] sind im Ubertragungsbereich bis 2020 jahresdurchschnittliche Investitionen um
1,0 bis 1,5 Mrd. €/a erforderlich, insbhesondere um Offshore-Windanlagen in das deutsche
Stromnetz einbinden zu kdnnen.

Eine Obergrenze fur die notwendigen Netzinvestitionen durfte daher ein Orientierungswert
von rund 5 Mrd. €/a fir das Gesamtnetz sein, was einem Investitionsvolumen von rund
40 Mrd. € bis 2020 (bzw. von 90 Mrd. € bis 2030) entspricht. Geht man von den bisherigen
Durchschnittsinvestitionen in Hohe von 2,7 Mrd. €/a in Netze als notwendige Grundinvestiti-
onen im konventionellen Bereich aus, so steigt das langjahrige Netzinvestitionsvolumen
durch den notwendigen zusétzlichen Netzausbaubedarf flr den Transformationsprozess um
85%. Diese ,Differenzinvestitionen® (~ 2,3 Mrd. €/a bzw. rund 41 Mrd. € bis 2030) kdnnen
als zusatzliche Aufwendungen dem EE-Zubau zugeordnet werden, wenn man einen even-
tuellen Zubaubedarf aus dem européischen Stromhandel vernachlassigt. Im Vergleich zu
den jahresdurchschnittlichen Investitionen in EE-Anlagen in Héhe von rund 12 Mrd. €/a
entspricht dies zusatzlichen Investitionen in Hohe von 19%. Netze sind langlebige Investiti-
onen. Es wird meist von einer Nutzungsdauer von 40 Jahren ausgegangen, wahrend EE-
Anlagen auf Nutzungsdauern von etwa 20 Jahren kommen. Berlcksichtigt man dies, so ist
der jahrliche Kapitaldienst fir die Netzinvestitionen um rund ein Drittel geringer als der fur
EE-Anlagen bei gleichem Investitionsvolumen. Sie fallen dafur Gber einen langeren Zeit-
raum an. Die durch zusatzliche Netzinvestitionen jahrlich aufzubringenden Kosten durften
daher bei rund 12-13% der durch die Investitionen in EE-Anlagen induzierten Kosten liegen.
Naherungsweise unterschatzt also die hier verwandte Methode der nur auf die Erzeuger-
ebene bezogenen Differenzkostenberechnung den Kostenaufwand des EE-Zubaus um
diesen Faktor.

% Die Kosten fiir neue Pumpspeicher mit einer Leistung von 2,5 GW sind in den systemanalytischen Differenz-
kosten des EE-Ausbaus bereits enthalten.
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Lage eine vollstandige Netzmodellierung fiir ein sich weitgehend auf EE abstiitzendes Ener-
giesystem vor, so kdonnten im Vergleich mit den Netzaufwendungen fir eine konventionelle
Energieversorgung auch die ,Differenzkosten* des Netzausbaus ermittelt werden. Dabei
waren mehrere Kombinationen von Netzkonfigurationen, Speichern und anderen Maf3nah-
men zum Ausgleich fluktuierender EE-Einspeisung darzustellen, um den Freiheitsgraden
einer zukunftigen Optimierung des Gesamtsystems gerecht zu werden. Lediglich diese
Differenzkosten (und nicht die gesamten Netzausbaukosten) sind dann den Differenzkosten
des EE-Anlagenzubaus hinzuzufugen, um zu einer vollstandigen Darstellung der anfallenden
Transformationskosten zu gelangen. Wie im Exkurs ausgefihrt, andert dieser zusatzliche
Betrag die folgenden Ausfuhrungen zur Wirtschaftlichkeit des EE-Ausbaus nicht grundséatz-
lich.

7.2.2 Umlage der Differenzkosten auf den Strom- bzw. Energieverbrauch,
sowie weitere Wirkungen

Da die absoluten Differenzkosten nicht unbedingt anschauliche Werte darstellen, werden sie
meist auch als Umlage auf die jeweilige Energieerzeugung oder den Energieverbrauch
dargestellt. Diese ,Umlagen”, ausgedriickt in ct/kWh, werden in der Regel fiir die politische
Kostendiskussion im Zusammenhang mit dem Ausbau der EE herangezogen. Da sie aber
(wie im Fall des EEG) instrumentenbezogen definiert sind, missen zu ihrer korrekten Inter-
pretation unbedingt die Randbedingungen und Ausfluhrungsbestimmungen des jeweiligen
Gesetzes beachtet werden. Demzufolge geben so gebildete Umlagen meist nicht die ge-
samtwirtschaftlichen Wirkungen des EE-Ausbaus wider.

Im Rahmen der gesamtwirtschaftlichen Betrachtung wird die Umlage der systemanalytischen
Differenzkosten des EE-Ausbaus im Stromsektor mit dem gesamten Nettostromverbrauch,
der alle Stromverbraucher umfasst, gebildet. Damit wird der tatsédchliche Einfluss des EE-
Ausbaus auf die Kosten der gesamten Stromversorgung erfasst. Tabelle 7-6 zeigt fir ein
Beispiel (Szenario 2011 A, Preispfad A; Differenzkosten siehe Abschnitt 7.3) diese ,system-
analytische Umlage”.

Tabelle 7-6: Umlage der systemanalytischen Differenzkosten fiir den EE-Ausbau geman
Szenario 2011 A fur den Preispfad A auf unterschiedliche Strommengen

2005 2010 2012 2015 2020 2025 2030
Systemanalytische Differenzkos- 3,5 9,1 11,1 12,0 9,3 2,6 -4,2
ten Strom,
Szenario 2011 A, Mrd. €,000/a
Nettostromverbrauch, TWh/a 534 532 526 516 495 488 481
Systemanalytische Umlage, 0,66 1,71 2,09 2,32 1,88 0,51 -0,87
Ctoooo/kKWh
Nachrichtlich: 435 408 385 350 325 300 294

Stromverbrauch der umlagerele-
vanten Letztverbraucher geman
EEG (Prognose IFNE 3/2012)

Systemanalytische Umlage 0,81 2,23 2,88 3,42 2,86 0,87 -1,43
bezogen auf Letztverbraucher-
menge, Ctaooo/kKWh

dto. in nominalen Preisen (Inflation 0,75 2,28 3,00 3,85 3,55 1,19 -2,22
2%/a)
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Sie belief sich in 2010 auf 1,71 ctyoee/kWh und wird dieses Jahr 2,09 ctygoo/kWh erreichen.
Das mittlere Kostenniveau der Stromerzeugung wird also derzeit um diese Betrage erhéht. In
diesem Ausbaupfad wird im Jahr 2016 der Maximalwert von 2,33 ctyp00/kWh erreicht, danach
sinkt die Umlage rasch und erreicht nach 2027 rechnerisch negative Werte.

Diese systemanalytische Umlage ist nicht mit der EEG-Umlage zu verwechseln, bei der die
(h6heren) EEG-Differenzkosten auf den deutlich geringeren Verbrauch der nichtprivile-
gierten Stromletztverbraucher bezogen werden. Darin kommen Strommarkteffekte und
eine politisch gewollte ungleiche Lastenverteilung der EE-Kosten zugunsten des privilegier-
ten Teils der Stromverbraucher (stromintensive Industrie; Bahn; Stromeigenerzeuger) zum
Ausdruck. Im Jahr 2012 wird der Nettostromverbrauch naherungsweise 526 TWh/a betra-
gen. Der Stromverbrauch der umlagerelevanten Stromverbraucher gemaR EEG wird bei
etwa 385 TWh/a liegen, betragt also 73% des Nettostromverbrauchs. Die Unterschiede
steigen zukinftig hauptsachlich wegen der Fortschreibung des Trends der wachsenden
(umlagebefreiten) Stromeigenerzeugung; die Werte fur 2030 lauten (Szenario 2011 A):
Nettostromverbrauch 481 TWh/a; umlagerelevanter Verbrauch nach EEG 294 TWh/a, d. h.
nur noch 61% des Nettostromverbrauchs.

Da der Nenner (nichtprivilegierter Letztverbrauch) kleiner wird, steigt dementsprechend der
spezifische Wert der EEG-Umlage. Das Beispiel in Tabelle 7-6 macht dies deutlich. Zu
beachten ist weiterhin, dass die offizielle EEG-Umlage mit nominalen Preisen gebildet wird.
Geht man von einer mittleren Inflationsrate von 2%/a aus, so zeigt die letzte Zeile der Tabel-
le 7-6 die Erhdhung der Umlage infolge der Inflation. Weitere EEG-spezifische Zusatzwir-
kungen, die ebenfalls Einfluss auf die Lastenverteilung der EE-Kosten habe, wie die Kosten
der Grunstromvermarktung, die Marktpramie oder der UNB-Liquiditatspuffer, sind fur die
gesamtwirtschaftliche Betrachtung nicht relevant. Sie erhéhen im Jahr 2012 die EEG-
relevanten Kosten um ca. 800 Mio. € (Prognose IFNE 3/2012). Zum Unterschied zwischen
EEG-relevanten Kosten und systemanalytischen Differenzkosten tragen auch unterschiedli-
che Abgrenzungen bei der Bestimmung der EE-Stromerzeugung bei, wie z. B. die Berlck-
sichtigung der gunstigen Stromerzeugungskosten grof3erer abgeschriebener Wasserkraft-
werke, die rechnerisch zu negativen systemanalytischen Differenzkosten in Héhe von ca.
350 Mio. € fuhren.

Weitere Effekte betreffen Unterschiede in den hier definierten anlegbaren Stromkosten als
Vergleichsbasis (vgl. Abschnitt 7.1.5) und den Stromgrof3handelspreisen, die zur Bildung der
EEG-Umlage herangezogen werden. Einen wesentlichen Einfluss hat der sogenannte Merit-
Order-Effekt, der in der gesamtwirtschaftlichen Kostenrechnung nicht abgebildet wird. Das
Angebot an erneuerbar erzeugtem Strom an der Strombodrse sorgt insbesondere bei hoher
Windstromleistung oder im Sommer bei hoher PV-Leistung daflir, dass konventionelle
Stromproduktion aus Gas- und Steinkohlekraftwerken wegen des Vorrangs von EE-Strom
verdrangt wird. Bei gleichzeitig geringerer Nachfrage fur Strom sinkt der aktuelle Bérsen-
preis, weil dadurch die Stromerzeugung aus Kraftwerken mit hdheren Grenzkosten reduziert
wird. Dieser Effekt flihrt rechnerisch zwar zu einem Anstieg der EEG-Differenzkosten, jedoch
sinkt der Mischpreis, mit dem Strom zu diesem Zeitpunkt bezogen werden kann. Der Merit-
Order-Effekt sorgte im Jahresmittel 2010 fur rund 0,5 ct/kWh Preissenkung auf den Spot-
marktpreis [Sensful 2011].
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Im Endeffekt steht der auf der Grundlage der systemanalytischen Differenzkosten berechne-
ten Umlage von 2,09 ctyoo/kWh im Jahr 2012 eine offizielle EEG-Umlage in Hohe von
3,59 cty12/kWh gegentiber. Dieser erhebliche Unterschied macht klar, dass die aus der
spezifischen Sicht der Vorgaben des EEG definierte Umlage nicht geeignet ist, die gesamt-
wirtschaftliche Wirkung eines umfassenden EE-Umbaus zu bewerten.

In &hnlicher Weise wie bei Strom kénnen auch fir den EE-Ausbau im Warmebereich sys-
temanalytische Differenzkosten ermittelt werden. Werden diese auf die gesamte aus Brenn-
stoffen erzeugte Warmemenge umgelegt, so ergeben sich derzeit spezifische Differenzkos-
ten von 0,21 ctyee/kWh. Verglichen mit mittleren Brennstoffpreisen fur Haushalte (ohne
MwSt.) um 5,7 ct/kWh entspricht dies rechnerisch einer Erh6hung um lediglich 3,5%. Nach
den Berechnungen fiir das Szenario 2011 A werden die spezifischen Differenzkosten im
Warmebereich nur noch gering ansteigen, um dann bis 2020 auf etwa 0,13 Ctygoe/kWh zu
sinken.

7.2.3 ,Konventionelle” Energieversorgung als Vergleichsbasis

Die Kostenwirkungen von EE-Technologien stehen seit Beginn ihrer relevanten Einfiihrung
mit dem Stromeinspeisungsgesetz im Jahr 1991 im Zentrum energiepolitischen Auseinan-
dersetzungen. Bei keiner anderen Technologieeinfiihrung wurden derart intensive Kosten-
Uberlegungen angestellt wie im Falle der Einfihrung erneuerbarer Energien. Auch die sys-
tematischen 6konomischen Vergleiche mit etablierten Energietechnologien analog zu einer
Investitionskostenvergleichsrechnung sind erst mit erneuerbarer Energien tblich geworden.

Die Berechnung der Differenzkosten der EE-Stromerzeugung erfolgt im Vergleich mit kon-
ventioneller Stromerzeugung aus fossil oder nuklear betriebenen Kraftwerken. Diese Strom-
produktion ist nach heutiger Erkenntnis in wesentlichen Punkten nicht nachhaltig und be-
ricksichtigt in der betriebswirtschaftlichen Rechnung die externen Kosten durch Umwelt-
oder Personenschaden kaum oder Uberhaupt nicht.

Der energiepolitisch angestrebte Rollenwechsel der erneuerbaren Energien von der Nische
hin zu einer Fihrungsposition kann auch als eine ,erzwungene® Internalisierung externer
Kosten der bisherigen, konventionellen Energieerzeugung verstanden werden. Die Kapital-
kosten der EE reprasentieren nahezu vollstandig auch die ,6kologischen* Vollkosten der
jeweiligen erneuerbaren Energieerzeugung. Auf einen spéteren Zeitpunkt oder in andere
Regionen verschiebbare (und damit verdréangbare) Kosten sind in nur sehr geringem Umfang
vorhanden. Sie sind im Wesentlichen nur bei der Nutzung von Biomasse zu finden. Grol3e
Teile der Kosten im konventionellen Erzeugungsbereich gehen jedoch bis heute nicht in die
betriebswirtschaftliche Kostenrechnung ein. Ein relevanter Bereich dazu sind insbesondere
die Schaden eines globalen Klimawandels. Auch die Folgekosten der Umweltverschmutzung
bzw. -zerstérung durch eine immer aufwendigere Férderung fossiler Energietrager, wie z. B.
die ErschlieBung von Teersandvorkommen und Olschiefer und einer Intensivierung des
.Gas-Fracking" zur weiteren Ausbeutung von Gasfeldern und zur ErschlieBung unkonventio-
neller Gasvorkommen, tauchen so gut wie Uberhaupt nicht in der betriebswirtschaftlichen
Kalkulation auf. Ebenso sind Meeres- und Kustenverschmutzungen durch groRe Olunfélle
oder Tankerhavarien nur sehr unzulanglich durch Versicherungskosten abgedeckt.

Ein weiterer wesentlicher Komplex sind die gesellschaftlichen Kosten im Falle eines Kernre-
aktorunfalls, wie nach Fukushima oder Tschernobyl, und die langfristigen Kosten einer siche-
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ren Endlagerung von Kernbrennstoffen. So werden die direkten Schadenskosten des Reak-
torungliicks von Fukushima auf etwa 310 Mrd. US-$ geschatzt [BW 2012], die weitgehend
von den japanischen Steuerzahlern aufzubringen sind, weil der dortige Kernkraftwerksbetrei-
ber dazu wirtschaftlich nicht in der Lage ist. Auch sind die erheblichen volkswirtschaftlichen
Aufwendungen zur Erforschung und Einfiihrung der Kernenergie niemals in Form von ,Diffe-
renzkosten® dargestellt worden. Geht man von den in [FOS 2010] ermittelten ,staatlichen®
Kosten der Einfilhrung der Kernenergie in Deutschland aus, so ergibt sich eine Summe von
rund 200 Mrd. €591 flir den Zeitraum 1950 bis 2010 in Form von direkten Finanzhilfen und
Steuerverginstigungen. Diese aus heutiger Sicht ,versunkenen* Kosten waren in Zeiten
einer monopolisierten Energieversorgung nie Gegenstand einer Kostenabwagung.

Die Entscheidung zum endgiiltigen Ausstieg aus der Kernenergie hat zumindest in Deutsch-
land zu einer eindeutigen Bewertung hinsichtlich ihrer unzulé&nglichen Nachhaltigkeit gefuhrt.
Es ist jedoch nitzlich, im Hinblick auf die Bewertung der aufzubringenden Vorleistungen ftr
die breite Einflihrung der EE darauf hinzuweisen, dass die bis 2030 aufzubringenden EE-
Differenzkosten mit rund 180 Mrd. €,q09 (Siehe nachster Abschnitt) noch unter dem obigen
Wert fur die Kernenergie liegen.

Fur den Komplex der externen Kosten der fossilen Energieversorgung wird hier naherungs-
weise auf Untersuchungen zu den mdglichen Klimaschaden bei Fortbestand der fossilen
Energieversorgung zurlckgegriffen. Damit wird ein Preispfad ,externe Kosten" definiert, der
naherungsweise die dkologisch korrekten Kosten der fossilen Energieversorgung reprasen-
tiert (vgl. Tabelle 7-3).

Weil dariiber hinaus in der Kostendiskussion vielfach die positiven Wirkungen durch erneu-
erbare Energien, die zur gesellschaftlich und politisch gewollten Férderung der EE geflhrt
haben, in den Hintergrund gedréngt werden, werden diese in Kapitel 7.3.4 noch naher aus-
geftuhrt.

7.3 Gesamtwirtschaftliche Kosten und Nutzen des EE-Ausbaus

7.3.1 Systemanalytische Differenzkosten der EE-Stromerzeugung

Die hier mit den Preispfaden (Tabelle 7-3) berticksichtigte groRe Bandbreite an zuklnftig
denkbaren Kostenentwicklungen der konventionellen Stromversorgung und die detaillierten
Daten zur Kostenentwicklung erneuerbarer Energien erlauben eine umfassende Darstellung
der durch die Einfihrung der EE entstehenden systemanalytischen Differenzkosten in Ab-
hangigkeit der jeweiligen Preispfade fur fossile Energien bzw. der daraus resultierenden und
zum Vergleich herangezogenen Stromgestehungskosten des bestehenden bzw. zukinftigen
konventionellen Kraftwerksparks. Dabei werden alle erneuerbaren Energien betrachtet, also
auch solche, die im EEG kostenseitig nicht relevant sind, wie die grol3e Wasserkraft, die
schon seit langem negative Differenzkosten besitzt, d. h. kostenglinstiger Strom erzeugt als
der Durchschnitt des konventionellen Kraftwerksparks. Die Kosten fur die Bereithaltung
konventioneller Kraftwerkskapazitaten oder fir Speicher zum kurzfristigen Ausgleich fluktuie-
render EE-Stromerzeugung sind in den Differenzkosten nicht enthalten. Auch mit dem weite-
ren Ausbau der EE verknlpfte Netzerweiterungen sind hierbei nicht berlcksichtigt. Alle
Kosten sind reale Kosten im Geldwert des Jahres 2009.
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Der spartenspezifische Verlauf der systemanalytischen Differenzkosten der Stromerzeugung
fur das Szenario 2011 A bei Zugrundelegung des Preispfads A zeigt die gegenwartige Domi-
nanz der Differenzkosten der Photovoltaik. Im Jahr 2011 lagen diese bei 6 Mrd. €/a
(Abbildung 7.7), sie steigen weiterhin, bis sie um 2018 mit rund 8 Mrd. €/a ihren Hochstwert
erreichen. Zu diesem deutlichen Anstieg haben vor allem die hohen Zubauraten der Jahre
2009, 2010 und 2011 mit insgesamt nahezu 19 GW Leistung beigetragen. Mit ihren noch
relativ hohen Gestehungskosten um 30 ct/kWh wirken sich diese Anlagen wahrend ihrer
gesamten Lebensdauer erheblich auf die weitere Entwicklung der Differenzkosten aus (vgl.
Exkurs).

Die im Szenario 2011 A zwischen 2012 und 2020 noch zusatzlich hinzukommenden PV-
Anlagen mit einer Leistung von knapp 29 GW haben wegen deutlich geringerer Stromgeste-
hungskosten (und entsprechend niedriger EEG-Vergitung) eine deutlich geringere Wirkung
auf die weiteren Differenzkosten der Photovoltaik (vgl. Exkurs, Tabelle 7-7).
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Abbildung 7.7: Spartenspezifischer Verlauf der systemanalytischen Differenzkosten der
Stromerzeugung aus EE im Szenario 2011 A beim Vergleich mit den
anlegbaren Strompreisen gemaR Preispfad A

Weitere nennenswerte Betrage erreichen derzeit die Windenergie mit 2,6 Mrd. €/a und die
Biomasse (einschl. Biogas und Deponie- und Klargas) mit 2 Mrd. €/a. Wird die gesamte
Wasserkraft betrachtet, so ,spart” sie in 2010 rund 0,3 Mrd. €/a gegenuber dem anlegbaren
Strompreis ein. In der Summe steigen die systemanalytischen Differenzkosten aller EE-
Sparten ohne Photovoltaik (gestrichelte Linie in Abbildung 7.7) trotz des weiteren starken
Zuwachses praktisch nicht mehr Uber das heutige Niveau von 4,4 Mrd. €/a, da die Unter-
schiede zwischen Gestehungskosten der entsprechenden EE-Anlagen und den anlegbaren
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Stromkosten merklich geringer werden. Nach 2015 sinken sie und tragen so zur Kompensa-
tion der weiterhin steigenden, hohen systemanalytischen Differenzkosten der Photovoltaik
bei. Die systemanalytischen Differenzkosten ohne Photovoltaik erreichen in der Summe um
2022 die Nulllinie.

In ihrer Gesamtheit steigen die systemanalytischen EE-Differenzkosten der Stromerzeugung
im Preispfad A von 10,4 Mrd. €/a in 2011 bis 2015 noch auf 12 Mrd. €/a, um dann stetig zu
sinken, bis sie in 2027 die Nulllinie erreichen. Bereits in 2030 reduzieren sie die Kosten der
Stromerzeugung gegentber einer konventionellen fossilen Stromerzeugung, deren Kosten
dem Preispfad A folgen, um jahrlich rund 4 Mrd. €/a.

In Abbildung 7.8 sind in 10-Jahres-Abschnitten kumulierte Differenzkosten des EE-Ausbaus
im Szenario 2011 A fur den Preispfad A zusammengefasst, wobei fiir den ersten Abschnitt
bis 2010 die negativen Differenzkosten der Wasserkraft erst ab dem Jahr 2000 bertcksich-
tigt werden. Sie belaufen sich in dieser Periode auf -2,1 Mrd. €. Bis Ende 2010 sind fir alle
EE insgesamt 44 Mrd. € an systemanalytischen Differenzkosten aufgelaufen. In diesem
Zeitabschnitt hat die Windenergie eine Anteil von 20 Mrd. € verursacht. Die Photovoltaik war
mit 15 Mrd. € beteiligt, die Biomasse mit 10 Mrd. €.
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Abbildung 7.8: Kumulierte systemanalytische Differenzkosten der Stromerzeugung aus EE
fur 10-Jahres-Abschnitte fur den Preispfad A (,deutlich®); Zahlenwerte Uber
Balken: Saldo positiver und negativer Beitrage der Einzeltechnologien

Im Jahrzehnt 2011 bis 2020 werden bei einem EE-Ausbau gemaR Szenario 2011 A weitere
111 Mrd. € an systemanalytischen Grenzkosten entstehen, wovon auf die Photovoltaik
74 Mrd. € bzw. 68% der weitaus grofite Anteil entfallt. Im Zeitabschnitt 2021 bis 2030 sind
neben der Wasserkraft auch die Differenzkosten fiir Wind negativ (insgesamt -35 Mrd. €), so
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dass die noch positiven Differenzkosten von Biomasse (21 Mrd. €) und ein Teil der Diffe-
renzkosten der Photovoltaik kompensiert werden. Es verbleibt noch ein positives Saldo von
+26 Mrd. €. Danach wachsen die Einspareffekte der EE-Stromerzeugung im Fall des Preis-
pfads A enorm. In der Dekade 2031-2040 ersparen sie der Volkswirtschaft (gemessen an
einer fiktiven Fortfihrung einer fossilen Stromerzeugung gemalRy Preispfad A) bereits
139 Mrd. €. Damit sind im Jahr 2040 auch die bis 2030 insgesamt entstandenen Differenz-
kosten von insgesamt 181 Mrd. € bereits zu 77% ,zurlickgezahlt“. Die Zeitperiode 2041 bis
2050 ist dann mit kumulierten negativen Differenzkosten von 314 Mrd. € (Preispfad A) ein
grol3er Gewinn fiir eine Volkswirtschaft, die andernfalls hohe fossile Energiekosten verkraf-
ten musste (vgl. u. a. eingesparte Energieimporte in Abschnitt 7.3.4).

Kumuliert man die systemanalytischen Differenzkosten bis zu einem bestimmten Ausbauzu-
stand bzw. Stichjahr, so lassen sich die daraus entstehenden Zahlungsverpflichtungen bis
zur Stilllegung der Anlagen darstellen. Im Folgenden sind diese Zahlungsverpflichtungen am
Beispiel der Photovoltaik (20 Jahre Nutzungsdauer) fiir verschiedene Stichjahre dargestellt.
Die in Tabelle 7-7 zusammengestellten Betrdge entsprechen aus den erlauterten methodi-
schen Griinden nicht exakt den aus dem EEG resultierenden Vergitungen. Sie sind aber in
der GroRenordnung mit den sich aus den EEG-Vorgaben ableitbaren Vergutungsverpflich-
tungen vergleichbar.

Tabelle 7-7: Zahlungsverpflichtung fur verschiedene PV-Ausbauvarianten (Geldwert 2009)
Installierte Installierte Kumulierte Jahresdurch- Gesamte
Leistung in | Leistungin Zahlungsver- schnittliche Zahlungsver-
2020, GW 2030, GW pflichtung bis Zahlung, pflichtung
2030, 2012-2030, Mrd. €2000
Mrd. €2009 Mrd. €5000/a
nur installierte 9,9 0 58 3,2 58
Anlagen bis 2009
nur installierte 17,3 0 82 4.5 82
Anlagen bis 2010
nur installierte 24,8 7,5 104 5,8 109
Anlagen bis 2011
ab 2012 Zubau von 42,8 45,5 127 7,1 132
2000 MW/a
Ausbau nach Szena- 53,5 61,0 140 7,8 145
rio 2011 A
Ausbau nach Szena- 53,5 68,0 144 8,0 149
rio 2011 THG95

Fur die bis Ende 2011 erstellten PV-Anlagen bestehen Zahlungsverpflichtungen bis 2030 in
Hohe von rund 104 Mrd. € (bzw. bis zum Ende der Zahlungsverpflichtung in 2031 rund
109 Mrd. €). Der PV-Zubau im Jahr 2010 mit 7,4 GW liel3 die Zahlungsverpflichtung bis 2030
um 24 Mrd. € ansteigen, der Zubau im Jahr 2011 mit 7,5 GW nochmals um 22 Mrd. €. Aus
den bestehenden Zahlungsverpflichtungen des Stichjahres 2011 resultieren durchschnittliche
jahrliche Zahlungen bis 2030 in H6he von 5,8 Mrd. €/a.

Der weitere energetisch sinnvolle Ausbau der Photovoltaik geméaR Szenario 2011 A bewirkt
zukunftig nur noch ein unterproportionales Anwachsen der Zahlungsverpflichtung auf insge-
samt 140 Mrd. €, weil sich in den nachsten Jahren die starken Kostenreduktionen deutlich
bemerkbar machen werden. Damit sind aber in 2030 rund 61 GW Photovoltaik installiert
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(jahresdurchschnittliche Installation = 2850 MW/a). Wurde ab 2012 nur noch ein jahres-
durchschnittlicher Zubau von 2000 MW/a stattfinden, so kénnte man gegeniber einem
Ausbau gemalR Szenario 2011 A etwa 13 Mrd. € an zusétzlichen Zahlungsverpflichtungen
.einsparen”. Die Anlagenleistung wiirde dann aber nach 2020 kaum noch wachsen (wegen
Ersatz der ,Altanlagen) und lage in 2030 nur bei knapp 46 GW, also bei 75% des
Szenariowertes. Da nach 2030 nahezu keine Differenzkosten mehr anfallen (vgl. rechte
Spalte der Tabelle 7-7), kann nach diesem Zeitpunkt auch ein noch héherer PV-Zubau als
der des Szenarios 2011 A (z. B. gemal3 Szenario 2011 THG95) praktisch kostenneutral
erfolgen (vgl. letzte Zeile der Tabelle 7-7).

Dies macht deutlich, dass die durch das EEG gezielt induzierten Vorleistungen jetzt weitge-
hend erbracht sind. Zukiinftig werden sich dagegen die positiven Folgen dieses Instruments
deutlich zeigen. Es ist daher nicht zweckmafig, den zuklnftigen PV-Ausbau zu stark zu
drosseln. Man wirde dadurch die bisher erreichten Fortschritte und kinftige Markterfolge
gefahrden bzw. anderen Akteuren auf dem Weltmarkt tberlassen. Den bisherigen erhebli-
chen Vorleistungen stiinde ein zuklnftig ungewisser, mdglicherweise zu geringer Nutzen
gegeniber.

Von grof3er Bedeutung fur die volkswirtschaftliche Bewertung des EE-Ausbaus ist die Ab-
hangigkeit der Differenzkosten des EE-Ausbaus von den unterstellten Entwicklungen der
Preise fossiler Energietrager und den entsprechenden anlegbaren Stromkosten. Diese
Abhéangigkeit ist fur die EE-Stromerzeugung in Abbildung 7.9 dargestellit.

- Szenario 2011 A, gesamte EE-Stromerzeugung -

14

A
N

-
o

o]

Differenzkosten, Mrd. EUR (2009)/a

-4 77 7777777777 Pfad A:  Pfad B: Sehr  Externe Kosten .. | X |
Deutlich MaRig niedrig internalisiert

-6 ,7 ********** — — o eeee Yeonaan AP —— i

-8 ! P PR P PR L !

2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2035

SZEN11/DIFVARL; 12.11.11

Abbildung 7.9: Systemanalytische Differenzkosten des EE-Ausbaus im Strombereich fir
verschiedene Annahmen zu den zukiinftigen anlegbaren Strompreisen
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Wie bereits aus Abbildung 7.7 ersichtlich, steigen im Fall des Preispfads A die Differenzkos-
ten des EE-Stroms noch auf 12 Mrd. €/a im Jahr 2015, um dann um das Jahr 2027 die
Nulllinie zu durchschreiten. Beim Preispfad B (,MaRig“) ist tendenziell dieselbe Entwicklung
sichtbar. Nach einem Maximum von 12,7 Mrd. €/a in 2016 sinken die Differenzkosten wieder,
bis sie funf Jahre spater als im Fall des Preispfads A (also um das Jahr 2032) die Nulllinie
erreichen. Bei sehr niedrigen anlegbaren Stromkosten (wie sie u. a. in den Energieszenarien
von [EWI 2010] unterstellt wurden), wirde sich ein deutlich hdheres Maximum der Differenz-
kosten mit 14 Mrd. €/a erst um 2018 einstellen. Der Durchgang durch die Nulllinie wiirde erst
um das Jahr 2037 erfolgen.

Ein genau gegensatzliches Bild zeigt die Verknupfung des EE-Ausbaus im Vergleich mit
anlegbaren Stromkosten unter Einbeziehung der externen Kosten (75 €/t CO,) der fossilen
Stromerzeugung (gestrichelte untere Linie in Abbildung 7.9). Wirden bei der fossilen Strom-
bereitstellung bereits heute die durch sie verursachten ©6kologischen Kosten durch Luft-
schadstoffe und insbesondere den zukunftigen Klimawandel voll bertcksichtigt, so hatten
sich durch den Ausbau der EE bis 2005 keine 6konomische Belastung der Volkswirtschaft
ergeben. In diesem Fall eines ,ideal“ funktionierenden Marktes ware also auch ein Instru-
ment wie das EEG flr die Mehrzahl der EE-Technologien nicht erforderlich gewesen. Positi-
ve systemanalytische Differenzkosten ergeben sich in dieser Modellrechnung seit kurzem
infolge des gegenwartig starken Ausbaus der Photovoltaik. Sie steigen in diesem Kostenver-
gleich nicht Gber 4 Mrd. €/a, waren also derzeit (2010) um 5,5 Mrd. €/a geringer als im Fall
des Preispfads A. Um 2020 waren sie bereits einschliellich der Photovoltaik wieder bei null
angelangt. Auch unter Einbeziehung der Photovoltaik zeigt sich also am Beispiel dieses
Preispfades die eindeutige dkologische Vorteilhaftigkeit des EE-Ausbaus.

In Tabelle 7-8 werden die Differenzkosten bis zum Jahr 2050 kumuliert (Preisbasis 2009).
Wahrend bei Eintreten des Preispfads A das Gesamtsaldo der kumulierten Differenzkosten
kurz nach 2040 den Wert null erreicht, ist es im Fall des Preispfads B im Jahr 2050 noch mit
56 Mrd. € im Soll. Die hohen kumulierten negativen Differenzkosten unter Einbeziehung der
externen Kosten der fossilen Stromerzeugung in Héhe von rund 520 Mrd. €599 im Jahr 2050
zeigen die GroRRenordnung der durch den EE-Ausbau vermiedenen Klimaschaden, wenn
diese je Tonne CO, mit 75 € beziffert werden. Sie stellen keine ,Ersparnis” fur die deutsche
Volkswirtschaft im engeren Sinne dar, da die mit dem EE-Ausbau in Deutschland verknlpfte
CO,-Vermeidung globale Schaden verhindert, die nur zum Teil auf das Territorium der Bun-
desrepublik bezogen werden kénnen. Sie weisen aber auf den moglichen Beitrag Deutsch-
lands an der Vermeidung globaler Schaden durch die Klimaverénderung hin.

Tabelle 7-8: Kumulierte systemanalytische Differenzkosten des EE-Ausbaus im Stromsektor
geman Szenario 2011 A fir vier Pfade der anlegbaren Stromkosten (Mrd. €5099)

Preispfade Pfad A Pfad B Pfad C Kosten inter-
(,Deutlich®) (»MaRig“) (,Sehr niedrig“) nalisiert

bis 2010 44 44 44 4

bis 2020 155 163 174 37

bis 2030 181 236 281 -12

bis 2040 43 203 299 -196

bis 2050 -273 56 215 -524
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Unterstellt man einen ,wirtschaftsvertraglichen* Anpassungsprozess an dieses nachhaltige
Kostenniveau, wie er im Preispfad A mit steigenden CO,-Preisen bis auf 75 €/t CO, (bei
gleichzeitigem Anstieg der Brennstoffpreise selbst) im Jahr 2050 angenommen wurde, so ist
es erforderlich, die volkswirtschaftlichen Wirkungen des EE-Ausbaus bis mindestens 2040 zu
betrachten, damit Aussagen hinsichtlich der vermeintlich zu hohen Belastungen der Volks-
wirtschaft durch einen EE-Ausbau nicht zu kurz greifen. Bezogen auf das betriebswirtschaft-
lich definierte Kostenniveau dieses Preispfads werden erst ab 2030 die bis dahin kumulierten
Differenzkosten in H6he von 181 Mrd. € wieder abgebaut. Aber Ende 2050 hat die deutsche
Volkswirtschaft fir die Stromerzeugung rund 270 Mrd. € weniger ausgegeben, als bei einem
(fiktiven) Verharren auf einer fossilen Erzeugung. Bei einem langeren und letztlich unvoll-
standigen Anpassungsprozess (Pfad B: MaRig“; CO,-Preis in 2050 bei 57 €/t CO,) dauert der
Abbau der aufgelaufenen Differenzkosten entsprechend langer. Unvollstandig und dement-
sprechend ,teuer* aus rein betriebswirtschaftlicher Sicht bleibt dieser Anpassungsprozess
bei einem nur sehr niedrigen Anstieg des Energiepreisniveaus und einem nur geringen
Ansteigen des CO,-Preises auf 45 €/t CO, in 2050 (Pfad C).

7.3.2 Systemanalytische Differenzkosten des gesamten EE-Ausbaus

Auch der Ausbau der EE im Warme- und Kraftstoffsektor verursacht derzeit noch system-
analytische Differenzkosten, wenn gegentber den betriebswirtschaftlich anlegbaren Wéarme-
kosten der fossilen Versorgung und gegeniiber Kraftstoffkosten (ohne Steuern) verglichen
wird. Diese werden in Abbildung 7.10 den Differenzkosten der EE-Stromversorgung gegen-
ubergestellt. Summiert Uber alle Sektoren belaufen sich die Differenzkosten des gesamten
EE-Ausbaus im Jahr 2010 auf 12,4 Mrd. €/a. Davon stammt der weitaus grof3te Teil, nAmlich
74% aus der EE-Stromerzeugung. Grund dafir sind die Differenzkosten der Photovoltaik.
Die Differenzkosten der Ubrigen Stromerzeugung (vgl. Linie ,Strom ohne PV*) liegen mit
maximal rund 4 Mrd. €/a in der gleichen GroRenordnung wie diejenigen der EE-
Warmebereitstellung. Relativ gering sind die Differenzkosten der EE-Kraftstoffbereitstellung.
Die gesamten Differenzkosten steigen bei einer Preisentwicklung entsprechend Pfad A noch
auf ein Maximum von 15,5 Mrd. €/a im Jahr 2015; davon 12 Mrd. €/a fir den Stromsektor,
2,4 Mrd. €/a fur den Warmesektor und 1,1 Mrd. €/a fir den Kraftstoffsektor.

Bereits um das Jahr 2026 entstehen keine systemanalytischen Differenzkosten mehr fur das
Gesamtsystem. Die dann noch im Stromsektor auftretenden positiven Differenzkosten wer-
den durch die bereits negativen Differenzkosten bei den Kraftstoffen kompensiert. Zu diesem
Zeitpunkt decken die EE entsprechend Szenario 2011 A bereits gut 30% des gesamten
Endenergieverbrauchs. Die danach eintretenden negativen Differenzkosten wirken stabilisie-
rend auf das Energiekostenniveau, das gemaR den Annahmen des Preispfads A ansonsten
stetig weiter steigen wirde.

233



- Szen 2011A; gesamter EE-Ausbau; Preispfad A -

16
n Strom
" ——— A N gesamt
L —_——

I e e L T T e Strom
g - ohne PV
(o2}
SN ~
N B Wirme
% 88— MmNy T T T T T T T T T ——
L ; 77777777777777777777777777777777777777777777777777777777 Kraftstoffe
< 8 —_—
> 4 —-- A A :‘*:‘,‘:‘,‘:1‘:!':‘,1*: ,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,, Gesamt
c --‘“‘ ——
q.) "
IS P oo
O SZEN11/DIFGES; 5.12.11
N 01
c
o
Q -2
=
o -4

-6

-8

2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030

Abbildung 7.10: Jahrliche systemanalytische Differenzkosten des gesamten EE-Ausbaus im

Szenario 2011 A fur anlegbare Preise gemaR Preispfad A

- Szenario 2011 A; alle EE; Preispfad A -

150

100

ul
o

I:I Fotovoltaik

Strom ohne
Fotovoltaik

Szen11/DIFKUMGES; 12.11.11

'
Ul
o

-100

-150

-200

Kumulierte Differenzkosten, Mrd.EUR (2009)

-250

L Summenwert 2041- 2050: -543 Mrd. €

bis 2010

2011-2020

2021-2030 2031-2040
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In Abbildung 7.11 sind die kumulierten Differenzkosten des gesamten EE-Ausbaus in 10-
Jahres-Abschnitten analog zu Abbildung 7.8, fiur den Preispfad A zusammengefasst. Bis
2010 sind fur den gesamten EE-Ausbau rund 71 Mrd. € aufgelaufen, wenn gegen die bishe-
rigen anlegbaren Stromkosten bzw. Warme- und Kraftstoffpreise verglichen wird. Davon
stammten 44 Mrd. € aus der Stromversorgung, 23 Mrd. € verursachte die EE-
Warmeversorgung und 4 Mrd. € die Bereitstellung von Biokraftstoffen.

Addiert man die folgenden 10-Jahresblocke hinzu, so zeigt sich, dass bis 2020 die kumulier-
ten Differenzkosten auf 210 Mrd. € steigen. Bis 2030 steigen sie nur noch geringfugig auf
219 Mrd. €. Davon hat der EE-Stromausbau 181 Mrd. € (entsprechend 76%) verursacht und
die EE-Warmebereitstellung 34 Mrd. €. Die kumulierten Differenzkosten der EE-
Kraftstoffbereitstellung liegen dann nur noch bei 4 Mrd. € nach einem Maximum um 2020 mit
11 Mrd. €. Nach 2030 verringern sich die kumulierten Werte bereits wieder. Ende 2040 sind
die kumulierten Differenzkosten aller EE-Technologien mit einem Saldo von -30 Mrd. €
vollstdndig kompensiert. Um 2050 hat die Versorgung mit erneuerbarer Energie (Endener-
gieanteil 2050: 70%) bereits rund 570 Mrd. € potenzieller Mehrausgaben gegentiber einer
(fiktiven) Weiterfihrung einer fossilen Energieversorgung vermieden (vgl. Tabelle 7-9).

Legt man Preissteigerungen gemald Preispfad B zugrunde (Abbildung 7.12), so liegen die
systemanalytischen Differenzkosten des gesamten EE-Ausbaus mit maximal 17 Mrd. €/a im
Jahr 2017 um knapp 2 Mrd. €/a Uber denen des Pfads A; der Schnittpunkt mit der Nulllinie
liegt im Jahr 2032. Wurden nur sehr geringe Preisanstiege auftreten (Pfad: ,Sehr gering®)
stiege das Maximum auf rund 19 Mrd. € im Jahr 2020 mit einer danach nur relativ langsamen
Verringerung. Der Schnittpunkt mit der Nulllinie verschiebt sich dadurch auf das Jahr 2037.
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Im Gegensatz dazu zeigt der Preispfad unter Einbeziehung der externen Kosten, dass der
gesamte EE-Ausbau nach der Periode des intensiven Photovoltaikzubaus eine gesamtwirt-
schaftlich positive Wirkung hat. Der maximale Wert der systemanalytischen Differenzkosten
belauft sich auf 5 Mrd. €/a und tritt im Jahr 2012 auf. Bereits 2020 sind die Differenzkosten
fur die Gesamtheit der EE-Technologien wieder bei null und nehmen dann betréchtliche
negative Werte an.

Tabelle 7-9 fasst die Ergebnisse der Differenzkostenberechnungen fir den gesamten EE-
Ausbau in kumulierter Form nochmals zusammen. Die Angaben zeigen, dass sich bei einem
mafigen Preisanstieg nach Pfad B der Ausgleich der systemanalytischen Differenzkosten
erst kurz vor 2050 einstellt (Saldo -42 Mrd. € im Jahr 2050). Fir einen sehr niedrigen Preis-
anstieg entsprechend Pfad C wirden die kumulierten Differenzkosten bis 2040 steigen, um
erst danach allméhlich abzunehmen. Geht man also vom Postulat nur gering steigender
Energiepreise und nur schwach steigender CO,-Preise (also einem unzulanglichen Emissi-
onshandel) Uber Jahrzehnte hinweg aus, wirde die konsequente, aber verengte betriebs-
wirtschaftliche Schlussfolgerung lauten, die erneuerbaren Energien nicht oder nur selektiv
auszubauen.

Im Gegensatz dazu zeigt die unter Nachhaltigkeitsgesichtspunkten notwendige Bertcksichti-
gung externer Kosten, dass der gesamte EE-Ausbau mit sehr geringen Differenzkosten
erreicht werden kann (maximal 52 Mrd. €), wenn man die potenziellen Klimaschaden in der
Kostenkalkulation berticksichtigt. Bereits kurz nach 2020 uberwiegen die vermiedenen Kos-
ten von Klimaschaden diejenigen Kosten, die bei Fortfihrung der fossilen Energieversorgung
auftraten. Diese kbnnen angesichts der globalen Dimension der CO,-Vermeidung allerdings
nicht ausschlief3lich der deutschen Volkswirtschaft ,gutgeschrieben“ werden.

Tabelle 7-9: Kumulierte systemanalytische Differenzkosten des gesamten EE-Ausbaus gemaRi
Szenario 2011 A fur vier Pfade anlegbarer Energiepreise (Mrd. €5q09)

Preispfade Pfad A Pfad B Pfad C Kosten inter-
(, Deutlich®) (, MaRig“) (, Sehr niedrig“) nalisiert

bis 2010 71 71 71 16

bis 2020 210 230 245 52

bis 2030 219 324 395 -38

bis 2040 -30 250 416 -352

bis 2050 -524 -42 279 -918

Angesichts der durch den Klimawandel zu erwartenden Schéden bzw. Kosten wirde aber
eine Blockade oder eine deutliche Verzégerung des EE-Ausbaus ein fatales Marktversagen
mit voraussichtlich erheblichen negativen Konsequenzen fur alle Volkswirtschaften darstel-
len. Die Ergebnisse in Tabelle 7-9 zeigen insgesamt eindricklich, dass die zukunftig sich
einstellende Preisentwicklung fossiler Brennstoffe sowie das sich einstellende CO,-
Kostenniveau auferst sensible Parameter fur die energiepolitische Bewertung des EE-
Ausbaus darstellen.

Der Vorteil einer langfristig angelegten Transformationsstrategie der Energieversorgung in
Richtung EE-Ausbau (begleitet von einer wirksamen Effizienzstrategie) zeichnet sich heute
bereits ab. Neue Arbeitsplétze in innovativen und umweltvertraglichen Wachstumsbranchen
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wurden geschaffen, die Wettbewerbschancen der einschlagigen deutschen Unternehmen
auf dem Weltmarkt sind glnstig. Geht man von einer ,wirtschaftsvertraglichen* Anpassungs-
strategie entsprechend Pfad A aus, zeigen sich ihre positiven 6konomischen Wirkungen
vollstandig kurz nach 2025. Zu diesem Zeitpunkt treten fir die Gesamtheit aller EE keine
jahrlichen Differenzkosten mehr auf. Ab diesem Zeitpunkt werden einerseits der deutschen
Volkswirtschaft durch die Nutzung der EE Aufwendungen erspart, die andernfalls fur die
zusatzliche Versorgung mit fossilen Energien aufgewandt werden mussten. Und es werden
andererseits durch die reduzierten CO,-Emissionen potenzielle Klimaschdden vermieden,
was dem gesamten Globus zugute kommt.

Auf diese Weise erfolgt die ,Tilgung“ der bis dahin aufgewandten Vorleistungen fir den
Einstieg in die breite Anwendung von EE-Technologien, die um 2040 (Preispfad A) abge-
schlossen ist. Der Verlauf der Differenzkosten zeigt, dass der Ausbau der EE (und in ahnli-
cher Weise eine Strategie der verstarkten Effizienz, deren monetédre Wirkung hier nicht
betrachtet wurde) dafir sorgt, dass — abgesehen von ihrer dkologischen Vorteilhaftigkeit —
die zukinftige Versorgung mit Energien Uberhaupt noch zu volkswirtschaftlich erschwingli-
chen Kosten und ohne Probleme flir die Ressourcenverfligbarkeit zur Verfligung gestellt
werden kann.

7.3.3 Auswirkungen der Differenzkosten auf Stromkosten und Energiekosten

Die in Abschnitt 7.1.5 abgeleiteten anlegbaren spezifischen Stromkosten représentieren die
Stromgestehungskosten heutiger und zukuinftiger Kraftwerke auf fossiler (und bis 2022 auch
nuklearer) Energiebasis (Tabelle 7-3) in Form eines représentativen Mittelwerts fur den
jeweiligen Energiepreispfad. Aus den oben ermittelten Differenzkosten lassen sich die durch
den EE-Zubau resultierenden Zusatzkosten fiir die gesamte Stromerzeugung — und damit fur
die Stromverbraucher — ableiten, wenn diese auf die gesamte genutzte Strommenge (Netto-
stromverbrauch) umgelegt wird (vgl. Abschnitt 7.2.2). Kombiniert man beide Entwicklungen,
kann die Entwicklung der mittleren Stromgestehungskosten des gesamten Strommixes der
Szenarien 2011 bestimmt werden. Abbildung 7.13 zeigt dies am Beispiel des Szenarios 2011
A fur die Kostenrelationen des Preispfads A.

Die mittleren Erzeugungskosten der EE (vgl. Abbildung 7.4; blaue Kurve in Abbildung 7.13)
liegen derzeit noch deutlich Uber denjenigen konventioneller Stromerzeuger. Dies bewirkt
beim jetzigen EE-Anteil am Bruttostromverbrauch (17% in 2010) eine Erhéhung der mittleren
Stromgestehungskosten der gesamten Stromversorgung um 1,71 ct/kWh auf 6,5 ct/kwWh.
Dieser Wert steigt noch auf maximal 2,33 ct/kWwh im Jahr 2016, woraus sich mittlere Strom-
gestehungskosten von insgesamt 8,4 ct/kWh ergeben. Ein Stromkostenmaximum stellt sich
um 2025 mit 9,3 ct/kWh ein. Die durch den EE-Zubau induzierte Umlage liegt dann aber nur
noch bei 0,6 ct/kWh. Zu diesem Zeitpunkt decken die EE bereits Uber 50% der Stromnach-
frage. Nach 2027 wird im Fall des Preispfads A EE-Strom im Mittel gUnstiger als fossiler
Strom bereitgestellt. Die aufgrund weiterer technischer Innovationen und stetiger Marktaus-
weitung weiter sinkenden EE-Stromgestehungskosten erméglichen daher eine Reduktion der
mittleren Stromgestehungskosten der gesamten Stromversorgung auf ein Niveau von knapp
7 ct/kWh in 2050. Sie entsprechen damit — wegen des hohen EE-Anteil von 85% — nahezu
dem Kostenniveau der EE-Bestandsanlagen, wie sie in Abschnitt 7.1.3 abgeleitet wurden.
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Abbildung 7.13: Mittlere Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke, des EE-Mixes
und der Gesamtheit aller Strom erzeugenden Anlagen im Szenario 2011 A fur
eine Energiepreisentwicklung gemaf Preispfad A

Dieses Kostenniveau (in realen Preisen des Jahres 2009) ist nur geringfiigig hoher als der
heutige Wert (einschlie8lich der Umlage aus den EE-Differenzkosten). Im Gegensatz zu
heute stellt aber dann das Stromversorgungssystem Strom aus risikoarmen, weitgehend
klimaneutralen und unbegrenzt verfligbaren Energiequellen zur Verfiigung. Damit ware der
derzeit energiepolitisch angestrebte Transformationsprozess erfolgreich abgeschlossen. Die
sich nach 2027 ausweitende Kostendifferenz zu den Kosten der rein fossilen Stromerzeu-
gung weist auf die durch den EE-Ausbau ,eingesparten“ Ausgaben gegenuber einem (fikti-
ven) Beibehalten einer fossilen Stromversorgung bis zur Mitte dieses Jahrhunderts hin.

Da die Mehraufwendungen fir die Anpassung des gesamten Stromversorgungssystems an
die EE (vgl. z. B. Exkurs zu Netzausbaukosten mit geschatzten 12 bis 13% der eigentlichen
EE-Anlagenkosten) hier nicht berlcksichtigt sind, fallen die quantitativen Wirkungen entspre-
chend geringer aus. An der grundsatzlich positiven volkswirtschaftlichen Wirkung des Trans-
formationsprozesses andert sich jedoch nichts.

Abbildung 7.14 zeigt zuséatzlich den gleichen Sachverhalt fur den Stromkostenverlauf gemaf
Preispfad B und dem Preispfad ,Externe Kosten“ (ohne Kostenkurve fiir die EE-Anlagen). Im
Fall des Preispfads B sind die mittleren Stromgestehungskosten des Gesamtmixes etwas
geringer als im Fall des Preispfads A. Der Maximalwert liegt mit 8,9 ct/kWh um das Jahr
2025 um 0,4 ct/kWh unter demjenigen des Preispfads A. Die durch den EE-Zubau verur-
sachte Umlage ist jedoch mit maximal 2,5 ct/kWh etwas hoher als beim Preispfad A, da auch
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die Differenzkosten in diesem Fall insgesamt héher sind (vgl. Abbildung 7.10); der Zeitpunkt
der Kostenunterschreitung der fossilen Erzeugung verschiebt sich bis in das Jahr 2032.
Langfristig nahern sich die mittleren Stromgestehungskosten ebenfalls dem Kostenniveau
der zukunftigen EE-Anlagen.
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Abbildung 7.14: Mittlere Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke und der Gesamt-
heit aller Strom erzeugenden Anlagen im Szenario 2011 A fur eine Energie-
preisentwicklung gemaf Pfad A, Pfad B und Pfad , Externe Kosten*

Die ,0kologisch korrekten* Kosten des Preispfads ,Externe Kosten“ lagen naturgemafld be-
reits heute deutlich hdher als die tatsadchlichen Stromgestehungskosten. Entsprechend
gering ist die Umlage aus den EE-Differenzkosten. Sie erreicht maximal 0,80 ct/kWh um das
Jahr 2013, der Zeitpunkt der Kostengleichheit mit der fossilen Stromerzeugung liegt bereits
im Jahr 2020. Die danach ,eingesparten* Kosten gegentber einer rein fossilen Stromversor-
gung reprasentieren naherungsweise die vermiedenen Klimaschaden infolge der vermiede-
nen CO,-Emissionen der deutschen Stromversorgung. Da die externen Kosten der EE-
Anlagen hinsichtlich CO,-Emissionen bereits heute sehr gering sind und zukiinftig gegen null
gehen, ist das langfristige Kostenniveau der Stromversorgung mit dem der anderen Preis-
pfade vergleichbar.

Auf der Basis der in Abschnitt 2.3 abgeleiteten Energiepreise kann derselbe Sachverhalt
naherungsweise fur die gesamte Energieversorgung und damit fir den gesamten Transfor-
mationsprozess der Energieversorgung dargestellt werden. Die Energieverbraucher geben
derzeit in ihrer Gesamtheit jahrlich rund 200 Mrd. €,0¢/a (Ohne MwSt., Kraftstoffe ohne
Mineraldlsteuer, einschl. EE-Differenzkosten von 12 Mrd. €) fir Brennstoffe (=70 Mrd. €),
Kraftstoffe (~45 Mrd. €) und Strom (~85 Mrd. €) aus (Abbildung 7.15). Im Jahr 2005 waren es
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noch rund 160 Mrd. €. Je nach Veranderung der Importpreise fossiler Energien ergaben sich
in den letzten Jahren jahrliche Unterschiede von bis zu 30 Mrd. €/a (Anstieg von 2007 auf
2008). Wirde das heutige Energieverbrauchsniveau (Endenergie 2010: 2517 TWh/a) einge-
froren und zukiinftig ausschlieZlich fossil gedeckt, missten beim Preispfad A dafir im Jahr
2030 etwa 320 Mrd. €000/a und im Jahr 2050 etwa 415 Mrd. €;000/a aufgewandt werden
(graue Linie: ,Fossil ohne Effizienz*)*. Selbst beim niedrigen Preispfad B wéren es noch
280 Mrd. €5p00/a (2030) bzw. 350 Mrd. €000/a (2050). Dies macht deutlich, dass das blofie
Fortscheiben einer fossilen Energieversorgung in absehbarer Zeit die finanzielle Belastbar-
keit selbst wohlhabender Volkswirtschaften tbersteigen wirde.
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Gesamtausgaben Energieverbraucher *), Mrd. EUR (2009)/a

Abbildung 7.15: Gesamtausgaben fir Energie aller Verbraucher bei ausschlie3lich fossiler
Bereitstellung des heutigen Verbrauchniveaus, bei Umsetzung der Effizienz-
ziele und fir den Energiemix des Szenarios 2011 A

Eine konsequente und beharrliche Strategie der substantiellen Effizienzsteigerung bei
gleichzeitigem Ausbau der EE ermdglicht die Abkopplung von diesem nicht zukunftsfahigen
Trend. Abbildung 7.15 zeigt die Wirkungen dieser Strategie in zwei Schritten. Wird nur die
Effizienzstrategie betrachtet — also unterstellt, dass der zukiinftig deutliche sinkende End-
energieverbrauch ausschliel3lich fossil gedeckt wirde —, konnten die Ausgaben fir die zu-
kiinftige Energieversorgung auch bei den im Preispfad A angenommenen Preissteigerung
auf einem Niveau von knapp unter 300 Mrd. €,999/a gehalten werden (griine Linie: ,Fossil mit
EFF"). Hierbei sind die zusatzlichen jahrlichen Kapitalkosten fur auf ca. 40 Mrd. €/a ge-

%0 Dabei wird angenommen, dass auch die bisher nicht vom Emissionshandel erfassten Energieverbraucher in
absehbarer Zeit Zahlungen fur ihre CO2-Emissionen leisten mussen, entweder durch eine entsprechende Er-
weiterung des Emissionshandels oder durch aquivalente Instrumente, z. B. eine CO,-Steuer.
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schatzte jahrliche Effizienzinvestitionen beriicksichtigt. Sie fihren dazu, dass kurzfristig die
Energieausgaben etwas starker steigen als bei einer Energiepolitik ohne merkliche Effizi-
enzwirkung. Ab etwa 2025 wuirde sich jedoch die positive Wirkung der Effizienzwirkung
einstellen. Insgesamt wirde die ,Energierechnung“ gegeniiber 2010 um 50% steigen, wah-
rend das spezifische Kostenniveau bis 2050 um das 2,2-fache steigt. Werden die Effizienz-
potenziale in geringerem Umfang erschlossen, steigen die Ausgaben zwar abgebremst, aber
stetig. Das gilt auch, wenn zu einem spateren Zeitpunkt die Effizienzpotenziale erschlossen
sind, aber die Versorgungsbasis immer noch weitgehend fossil wére.

Erst in der Kombination mit dem EE-Ausbau (rote Linie: ,Szenario 2011 A, EFF+EE") gelingt
die Abkopplung und die Uberleitung in ein zukunftsfahiges Energieversorgungssystem voll-
standig. Bis ca. 2025 treten als Ausgaben die Differenzkosten des EE-Ausbaus fir Strom,
Warme und Kraftstoffe hinzu (vgl. Abbildung 7.10), sodass die gesamten Energieausgaben
(ohne Berticksichtigung von Aufwendungen fir die Einbindung des fluktuierenden EE-Stroms
in das Versorgungssystem) im Jahr 2020 bei rund 270 Mrd. €;q09/a liegen und bis 2025 noch
auf 285 Mrd. €;900/a steigen. Danach sinken sie in dem MalRe wie die Effizienz- und EE-
Strategie ihre Wirkung zeigt. Im Jahr 2050 wird mit Ausgaben in Hohe von 215 Mrd. €00/a
etwa das heutige Ausgabenniveau wieder erreicht, obwohl das spezifische Energiepreisni-
veau der verbleibenden fossilen Energien mehr als doppelt so hoch wie heute ist.

Als Fazit aus den Ausfuhrungen dieses Kapitels kann festgehalten werden, dass eine auf
Dauer angelegte wirkungsvolle Effizienz- und EE-Strategie es ermdglicht, sowohl eine klima-
vertragliche und risikoarme Energieversorgung zu schaffen, als diese auch nach einer Uber-
gangszeit kostenstabil zu halten. Die technischen Voraussetzungen dafir sind vorhanden;
die notwendigen strukturellen Anpassungen kdénnen in dem vorgegebenen Zeitraum bis 2050
erbracht werden. Notwendig ist dazu, dass eine auf Jahrzehnte angelegte Energiepolitik
Vorrang erhalt vor der Vertretung von kurzfristigen Einzelinteressen. Zentrale Aufgabe muss
es sein, die jetzt dazu erforderlichen Vorleistungen in Form von Investitionen in EFF- und
EE-Technologien und den entsprechend anzupassenden Infrastrukturen (bzw. dem daraus
resultierenden Kapitaldienst), als notwendige und sinnvolle Vorsorge zur Schaffung einer
nachhaltigen Energieversorgung den Burgern und den Wirtschaftsakteuren glaubhaft zu
vermitteln und auch gegen Widerstande einzelner Interessengruppen durchzusetzen.

7.3.4 Weiterer Nutzen des Ausbaus erneuerbarer Energien

Die Forderung erneuerbarer Energien wird seit 1990 von den verschiedenen Bundesregie-
rungen aus mehreren Grinden stetig ausgebaut und weiterentwickelt. Als Griinde wurden im
EEG wie auch EEWarmeG explizit formuliert:

» Im Interesse des Klima- und Umweltschutzes soll eine nachhaltige Entwicklung der
Energieversorgung ermdglicht werden,

» die volkswirtschaftlichen Kosten der Energieversorgung sollen auch durch die Einbezie-
hung langfristiger externer Effekte verringert werden,

» fossile Energieressourcen sollen geschont werden,
= die Abhangigkeit von Energieimporten soll verringert werden und

» die Weiterentwicklung von Techniken zur Erzeugung von Strom und Wéarme aus erneu-
erbaren Energien soll gefordert werden.
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Diese zentralen Griinde werden in der meist von einzelwirtschaftlichen Betrachtungen und
von selektiv herausgegriffenen Punkten (wie etwa den EEG-Differenzkosten) dominierten
Diskussion um das Fur und Wider der erneuerbaren Energien leicht aul3er Acht gelassen, da
sie schwerer zu greifen sind und die Langfristigkeit und Vielschichtigkeit der Wirkungen meist
keine schnelle Bewertung zulésst. Nicht nur bei den intendierten Absichten des Gesetzge-
bers, sondern auch bei einer volkswirtschaftlich orientierten Gesamtschau sind diese beab-
sichtigten Nutzenwirkungen jedoch einzubeziehen, wenn auch die monetare Quantifizierung
zum Teil methodisch schwierig ist und es bei dem einen oder anderen Aspekt der Transfor-
mation des Energiesystems noch bei einer mehr qualitativen Betrachtung bleiben muss.

Es besteht weitgehend Konsens dartber, dass eine auf fossilen und nuklearen Energietra-
gern aufbauende Energieversorgung nicht nachhaltig ist. Nur erneuerbare Energien nutzen
die unbegrenzten Ressourcen, wie sie von Sonne und Erde zur Verfiigung stehen. Abgese-
hen von der Biomassenutzung gibt es relativ wenige grundsatzliche Konfliktbereiche, die mit
der Nutzung von Wind- und Wasserkraft, Solarenergie oder Erdwarme verbunden waéren.
Auch grundsatzliche Risiken, wie sie inharent mit der Nutzung der Kernenergie verknlpft
sind, treten nicht auf. Die verbleibenden Konflikte ergeben sich meist auf regionaler Ebene,
wie etwa bei der konkurrierenden Nutzung von Biomasse oder der lokalen Beeinflussung von
Landschaften durch die Aufstellung von EE-Anlagen. Sie kdnnen bei entsprechender Dialog-
bereitschaft meist auch auf dieser Ebene geldst werden.

Die fehlende Nachhaltigkeit der konventionellen Energiewirtschaft zeigt sich heute sehr
deutlich in den Folgewirkungen auf die Umwelt in Form von landschaftlichen und gesundheit-
lichen Wirkungen, Luft- und Gewasserverschmutzung, Klimaschaden und globalen Konflik-
ten um den Einfluss auf wichtige Rohstoffvorkommen. Eine erhebliche globale und regionale
Bedeutung hat der Klimawandel bekommen, der mit dem Ausstol3 von Kohlendioxidemissio-
nen aus der Verbrennung fossiler Energietrager verbunden ist. Die erwarteten Folgen fur das
langfristige Klima, kiurzerfristige Extremwetterereignisse sowie terrestrische und ozeanische
Okosysteme sind so dramatisch, dass ein zugiger Ausstieg aus der fossilen Energiewirt-
schaft vordringlich geworden ist. Schon ist absehbar, dass das als ,,Grenzwert* flir einen
noch tolerierbaren Klimawandel definierte ,2°-Ziel* kaum mehr erreicht werden drfte.

Untersuchungen haben gezeigt, dass Nichthandeln beim Klimaschutz am Ende teurer wird,
als das aktive und friihzeitige Umsetzen von Klimaschutzmaf3nahmen [Stern 2007, Kempfert
2005; WBGU 2011]. Damit kommt der Reduktion der CO,-Emissionen eine besonders grol3e
Bedeutung zu. Da die Kosten von Klimaschaden zum Uberwiegenden Teil (noch) nicht in
betriebswirtschaftlichen Kalkulationen beriicksichtigt werden, bestehen heute noch nahezu
unliberwindbare Barrieren fir eine wirksame Reduktion der globalen CO,-Emissionen. Der
am 11. Dezember 2011 zu Ende gegangene Weltklimagipfel in Durban/Stdafrika hat dies
einmal mehr bestatigt. Die noch nicht berlcksichtigten Kosten, d. h. die geschatzten gesam-
ten externen Kosten der heutigen Energiebereitstellung liegen nach besten Schatzungen
voraussichtlich im Bereich von 70 bis 85 € je Tonne CO, [Krewitt/Schlomann 2006, Stern
2007]. Die vergleichsweise geringen Kosten durch den auf die Stromversorgung und indust-
riellen GroRRanlagen innerhalb der EU begrenzten Emissionshandel mit derzeitig unter 10 €/t
CO; (Ende 2011) und die Existenz von Energiesteuern in einigen Landern sind ein erster,
aber noch sehr unzulanglicher Schritt zur Korrektur falscher, da nicht nachhaltig begriindeter
Preise auf den Energiemarkten. Nur durch eine derartige Korrektur kénnen die notwendigen
nachhaltigen Innovationen in groRem Umfang und in einer gro3en Zahl von Landern ange-
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stoRen werden, die fiir eine substantielle Minderung von Klimagasemissionen erforderlich
sind. Der CO,-Vermeidungsbeitrag erneuerbarer Energien hilft daher bereits heute in erheb-
lichem Umfang, externe Kosten zu vermeiden, so lange diese nicht vollstdndig in den Ener-
giepreisen fossil erzeugten Stroms internalisiert sind (s. auch [Klobasa et al. 2009]).

Im krassen Gegensatz dazu bestehen in zahlreichen Landern noch umfangreiche Subventi-
onsstrukturen fur fossile und nukleare Energien, die zu schwerwiegenden Wettbewerbsver-
zerrungen beitragen und die Forderung erneuerbarer Energien teilweise konterkarieren. In
einer aktuellen Analyse der IEA [IEA 2011] wurde ein globales Subventionsvolumen fir
fossile Energien in Hohe von 400 Mrd. $ fir das Jahr 2010 ermittelt. Diese betrachtlichen
Mittel fordern die weitere Verschwendung fossiler Rohstoffe, blockieren Investitionen in
Effizienz- und EE-Technologien, belasten die Handelsbilanz von Importlandern — insbeson-
dere wirtschaftsschwacher (Entwicklungs-) Lander mit hoher Importabhangigkeit — und
verscharfen das Klimaproblem.

Die Schonung fossiler Ressourcen durch die verstarkte Nutzung von EE fuhrt bei einem
rohstoffarmen Land wie Deutschland zu einer erheblichen Verminderung des Imports fossiler
Energietrager. Ein steigender EE-Anteil in der Stromerzeugung senkt dabei den Einsatz von
Erdgas und Kohle, EE im Warmebereich reduzieren den Bedarf an Erdgas und Mineraldl,
wahrend im Transportsektor fast nur Mineraldlprodukte ersetzt werden. Derzeit vermeiden
sie den Import von 1100 PJ/a fossile Energien®, wenn man den Zuwachs ab 1995 zum
Vergleich heranzieht (Tabelle 7-10). Im Jahr 2008, dem Jahr hoher Energiepreise, waren es
rund 930 PJ/a. Dadurch wurden jahrlich bereits 6,9 Mrd. €;000/@a an Importausgaben durch
den Einsatz erneuerbarer Energien vermieden, in 2010 waren es wegen gesunkener Preise
6,8 Mrd. €,000/a. Insgesamt importierte Deutschland im Jahr 2010 fossile Energietrager
(~10100 PJ/a) im Wert von 68 Mrd. €; der Geldwert der durch EE vermiedenen Menge lag
2010 also bei 10% des Gesamtwerts. Schwankungen der Energiepreise wirken sich stark in
der jahrlichen Importrechnung aus. Im Jahr 2008 lag der Wert der Energieimporte mit
81 Mrd. €/a deutlich héher als 2010.

Der in den Szenarien 2011 unterstellte weitere Ausbau der erneuerbaren Energien und
steigende Brennstoffpreise werden die jahrlich vermiedenen Importausgaben deutlich an-
steigen lassen. Die vermiedenen Importmengen wachsen bis zur Jahrhundertmitte auf rund
4100 PJ/a. Je nach Preispfad werden die dadurch vermiedenen Importausgaben im Jahr
2020 zwischen 17 und 20 Mrd. €500/a betragen und im Jahr 2030 bereits 30 bis
36 Mrd. €5000/a. Bis zur Jahrhundertmitte werden die jahrlich vermiedenen Importausgaben
fur fossile Energietrager auf 54 bis 73 Mrd. €,000/a angestiegen sein, was etwa 2% des dann
erwarteten Bruttoinlandsprodukts entspricht.

%! Die durch EE insgesamt vermiedene fossile Energiemenge in Deutschland lag in 2010 bei 1450 PJ/a [AGEE-
Stat 2011].
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Tabelle 7-10: Durch erneuerbare Energien vermiedene fossile Importe und Importausgaben im
Szenario 2011 A im Vergleich zum ,konstanten“ EE-Ausbauzustand im Jahr 1995

| 2005 | 2008 | 2010 | 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2040 | 2050

Vermiedene Importmengen, (PJ/a)

Mineralol 196 262 328 584 761 1000 1227 1396 1831
Erdgas 148 316 377 615 705 859 926 1329 1490
Steinkohle 319 351 405 587 683 828 899 881 769
Fossiler Import gesamt 683 930 1111 1787 2148 2686 3052 3606 4090
Vermiedene Importausgaben; Preispfad A, (Mrd. €3000/a)
Mineraldl 1,6 3,1 3,4 7,3 10,7 15,6 21,1 28,9 44,0
Erdgas 0,7 2,4 2,2 4.4 5,7 7,9 9,7 16,9 22,1
Steinkohle 0,8 1,4 1,2 2,8 3,3 4,6 5,6 6,8 6,9
Fossiler Import gesamt 3,1 6,9 6,8 13,9 19,7 28,1 36,4 52,6 73,0
Vermiedene Importausgaben; Preispfad B, (Mrd. €2000/a)
Mineraldl 1,6 3,1 3.4 6,8 9,6 13,6 17,7 22,9 33,0
Erdgas 0,7 24 2,2 3,9 4,9 6,6 7,7 12,7 15,8
Steinkohle 0,8 14 1,2 2,0 2,7 3,7 4,4 5,0 49
Fossiler Import gesamt 31 6,9 6,8 12,7 17,2 23,9 29,8 40,6 53,7

Auch die durch den EE-Einsatz vermiedenen CO,-Emissionen nehmen zukiinftig betrachtli-
che Werte an. Im Jahr 2010 wurden durch EE rund 115 Mio. t CO, vermieden [AGEE-Stat
2011]. Sie reprasentieren einen Wert von 1,6 Mrd. € (CO,-Preis 14,3 £€/t), tats&chlich sind
aber Klimaschaden in H6he von rund 8,5 Mrd. € vermieden worden (Tabelle 7-11). Bei einer
CO,-Preisentwicklung gemaf Preispfad A wird erst 2050 mit 75 €/t CO, der volle Wert der
durch CO,-Emissionen verursachten Klimaschaden erreicht. Bei einer in 2050 durch EE
vermiedenen CO,-Menge von 396 Mio. t CO,/a entspricht dies vermiedenen Klimaschaden
in Deutschland von 31,5 Mrd. € (Tabelle 7-11). Beim Preispfad B ist mit 57 €/t CO, dieser
Wert noch nicht erreicht. Hier entspricht der Wert der vermiedenen CO,-Emissionen in 2050
knapp 23 Mrd. €.

Tabelle 7-11: Durch EE vermiedene Klimaschaden und Wert der vermiedenen CO,-Emissionen
entsprechend der Preispfade A und B, in Mrd. €,pp9/a

2005 2008 2010 2015 2020 2025 2030 2040 2050

Vermiedene Klimaschaden 5,0 8,1 8,6 12,5 16,5 19,8 22,7 27,1 31,5
durch EE-Ausbau *)

Wert der vermiedenen CO»-

Emissionen, Preispfad A 1.6 33 59 9.2 13,6 217 315

Wert der vermiedenen CO,-

Emissionen, Preispfad B 1.6 3.0 51 7.4 10,3 16,2 22,6

*) bei Klimaschaden entsprechend 75 €000/t CO2

Durch die kontinuierliche Férderung der erneuerbaren Energien hat im Laufe der letzten
20 Jahre eine sehr deutliche Weiterentwicklung bei den eingesetzten Techniken stattgefun-
den; deutsche Unternehmen der EE-Branche sind dadurch in vielen Bereichen zu Technolo-
giefiihrern geworden. Die wirtschaftlichen Impulse aus Investitionen und Betrieb von Anlagen
in Deutschland betrugen im Jahr 2010 rund 38 Mrd. € (Investitionen 27 Mrd. €; Anlagenbe-
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trieb 11 Mrd. € [AGEE-Stat 2011]). Durch zahlreiche technische Innovationen hat sich bei-
spielweise bei Windkraftanlagen die Anlagenleistung von urspriinglich wenigen Kilowatt auf
heute bis zu sieben Megawatt gesteigert. Der Preis pro Kilowattstunde hat sich seit 1990
etwa halbiert. Noch beeindruckender ist die Kostendegression bei Photovoltaikanlagen. So
ist der mittlere Systempreis pro Kilowatt installierte Leistung von rund 14000 € im Jahr 1990
um gut 80% auf heute rund 2500 € gefallen. Dies war nur durch technologische Fortschritte
auf allen Wertschépfungsebenen und eine betréachtliche Marktausweitung mdéglich. Hinzu
kommt allerdings in letzter Zeit der durch chinesische Importe induzierte starke Preisdruck
auf deutsche Hersteller. Eine weitere Halbierung der Kosten in den néchsten Jahren ist
absehbar.

Vergleichbare Kostensenkungen sind dagegen bei solarthermischen Anlagen bisher nicht
eingetreten. Hier ist die urspriingliche Kostenreduktion, die zwischen 1990 und 2000 zu
Kostensenkungen um 40 bis 50% flhrte [AEE 2010], praktisch zum Erliegen gekommen,
was u. a. auf die mit der stark schwankenden jahrlichen Marktentwicklung verbundene Unsi-
cherheit zurlickzufihren ist. Sie kann wieder einsetzen, wenn ein wirksames Instrument
langerfristige Forderstabilitat gewahrleistet.

Durch den bisherigen Ausbau der EE sind bis Ende 2010 rund 367.000 Arbeitsplatze (brutto)
entstanden [AGEE-Stat 2011]. Durch den beabsichtigten weiteren EE-Ausbau in Deutsch-
land und eine Ausweitung globaler Markte wird sich diese Entwicklung weiter fortsetzen, da
deutsche Unternehmen eine sehr gute Chance haben, weiterhin grof3e Anteile am Weltmarkt
zu halten bzw. zu erreichen. Da erneuerbare Energien als einer der wichtigsten globalen
Zukunftsmarkte eingeschéatzt werden, sind damit weiterhin steigende Umsatze verbunden,
auch wenn die Bedeutung des deutschen Marktes bei im wesentlich konstanten Umsatzvo-
lumina fur die Unternehmen zuriickgehen wird.

Weitere sehr detaillierte Analysen zu den Nutzenwirkungen der Erneuerbaren sind in [Breit-
schopf 2010a, Breitschopf 2010b; Breitschopf 2011] angestellt worden. Dabei wurden u. a.
die systemanalytischen Kosten des EE-Ausbaus im Strom- und Warmesektor den entspre-
chenden Nutzenbetrdgen gegeniber gestellt. Im Jahr 2009 (2008) ergaben sich Kosten von
rund 7,5 Mrd. € (6 Mrd. €), Uberwiegend fiir die oben erlauterten systemanalytischen Diffe-
renzkosten, daneben aber auch fur den EE-bedingten Netzausbau sowie fir Ausgleichs- und
Regelenergie. Demgegeniber standen in beiden Jahren vermiedene Umweltschdden von
(brutto) etwa 8 Mrd. €, die Uberwiegend aus den vermiedenen CO,-Emissionen und anderen
Luftschadstoffen resultieren (vgl. Tabelle 7-11).

Bei sinkenden Systemkosten der Erneuerbaren und steigenden Ausgaben fir die fossile
Energieversorgung kann sich der systemanalytische Vorteil in Zukunft weiter zugunsten der
Erneuerbaren entwickeln. Im Abschnitt 7.3.1 zu den systemanalytischen Differenzkosten ist
dies beispielhaft fiir ein wesentliches Segment des Umbaus der Energieversorgung erlautert
worden. Die Untersuchungen in [Breitschopf 2010a] zeigen aber auch die Problematik der
Nutzenbilanzierung. Zum einen sind eine Reihe von positiven Wirkungen eines EE-Ausbaus
nicht bzw. kaum quantifizierbar. Dazu gehéren u. a. die Verringerung oder Vermeidung von
internationalen Spannungen wegen geringerer Nachfrage nach knappen fossilen Energien,
die nicht bzw. kaum vorhandenen Missbrauchsmdoglichkeiten der EE-Techniken fir kriegeri-
sche oder terroristische Zwecke und damit eine unproblematischere landeribergreifende
Zusammenarbeit oder die vielfaltigen dezentralen Nutzungsmdglichkeiten von EE-Techniken
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mit ihrer regionalen Wertschépfung und den verstarkten (Mit-) Gestaltungsmadglichkeiten auf
privater und kommunaler Ebene. In Kapitel 8 werden dazu weitere Ausfihrungen gemacht.

Zum anderen sind die quantifizierbaren Nutzenbetrage bislang weitgehend theoretischer
Natur, da sie in der Kostenkalkulation der Marktteilnehmer tberwiegend nicht enthalten sind
und somit auch Investitionsentscheidungen nicht ,automatisch” nach dem optimalen volks-
wirtschaftlichen Nutzen gefallt werden, sondern nach einem in der Regel eher kurzfristigen
Kalkul der einzelnen Wirtschaftsobjekte. Somit werden derzeit die notwendigen Korrekturen
in Form von Forderinstrumenten und anderer staatlicher ,Leitplanken“ als Kostenfaktoren
und damit vorwiegend negativ als ,Belastung” wahrgenommen. Die letztlich mit ,Preissteige-
rungen“ verbundenen Korrekturen dieses ,Marktversagens” missen jedoch von einer muti-
gen und aufgeklarten Energie- und Klimaschutzpolitik, welche die Belange des Umwelt- und
Klimaschutzes gleichrangig neben wirtschafts- und sozialpolitische Interessen stellt, als
notwendige und langfristig nitzliche MalRnahmen gesehen und auch so den Birgern vermit-
telt werden. Andernfalls wird der im Energiekonzept der Bundesregierung angekiindigte
Transformationsprozess hin zu einer auf erneuerbaren Energien und hoher Energieeffizienz
basierenden Energieversorgung nicht stattfinden kénnen.

246



8 Sicherheitsrelevante Aspekte des Umbaus der Energie-
versorgung

Der Ausbau erneuerbarer Energien hat mafigeblichen Einfluss auf die Sicherheit der zukiinf-
tigen Energieversorgung. Dabei spielen sowohl technisch-strukturelle, wirtschaftliche, ékolo-
gische, gesellschaftliche als auch entwicklungspolitische Aspekte eine Rolle. Im Folgenden
werden die wichtigsten Einflussfaktoren auf die Sicherheit der Energieversorgung qualitativ
beschrieben und entsprechende Schlussfolgerungen fir mdgliche Handlungsspielrdume bei
der Markteinfihrung und dem Ausbau erneuerbarer Energie abgeleitet. Unter dem Begriff
.Energiesicherheit* werden verschiedene Sicherheitsaspekte von Energiedienstleistungen
subsumiert, vgl. [REACCESS 2011]:

e Versorgungssicherheit

¢ Innere Sicherheit

e Investitions- und Wirtschaftssicherheit
e Umwelt- und Klimasicherheit

¢ Internationale Sicherheit

Diese Begriffe werden im Folgenden beschrieben und mit Schwerpunkt auf der zukinftigen
deutschen Elektrizitatsversorgung diskutiert.

8.1 Versorgungssicherheit

Unter dem Begriff ,Versorgungssicherheit® wird hier vor allem die Abrufbarkeit von Energie-
dienstleistungen nach Bedarf verstanden. FUr den Stromsektor bedeutet das, dass im elekt-
rischen Netzverbund jederzeit geniigend abrufbare elektrische Erzeugungsleistung verfligbar
sein muss, um die aktuelle Last der Stromverbraucher zu decken. Nicht nur die Leistungsbi-
lanz zwischen Angebot und Nachfrage muss jederzeit ausgeglichen sein, sondern es muss
auch ausreichend Reservekapazitat vorhanden sein, um notfalls Ausfalle von Kraftwerkska-
pazitaten kurz-, mittel- und langfristig zu Uberbriicken. Im europdischen ENTSO-E-
Verbundnetz dirfen derzeit nur etwa 3000 MW Erzeugungsleistung gleichzeitig ungeplant
vom Netz gehen (entspricht der vorgehaltenen Primarregelleistung), da es sonst zur Instabili-
tat kommen kann [entso-e 2011]. Der Begriff ,Versorgungssicherheit* beinhaltet hier also
folgende Aspekte:

o Abrufbarkeit der Versorgungsquellen nach Bedarf,

o Verflgbarkeit der installierten Kraftwerksleistung (Anteil der Nettoengpassleistung, der
jederzeit sicher verfugbar ist),

e Flexibilitat (Anteil der Nettoengpassleistung, der auf- und abgeregelt werden kann),
e Reserve (Regelleistung, Ersatzkraftwerke / kalte Reserve),

e Systemdienstleistungen (Primar-, Sekundér-, Minutenreserve, Spannungshaltung, Fre-
qguenzhaltung durch rotierende Massen, Kurzschlussleistungen, Schwarzstartfahigkeit),

e Redundanz (n-1-Kriterium, Begrenzung der grof3ten Einheiten, die ohne Risiko fir die
Stabilitat des Netzverbunds ausfallen dirfen).
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8.1.1 Sicherheit der nationalen Energieversorgung

Stromsektor

Der Stromsektor hat die grof3ten Anforderungen an die Systemsicherheit und stellt damit
auch die grofiten Herausforderungen im Hinblick auf die Transformation des Energiesys-
tems. EE-Strom war bisher und ist noch heute ein Additiv zur konventionellen Stromerzeu-
gung. Deshalb ist bislang allein der konventionelle Kraftwerkspark fir die Gewahrleistung der
Systemstabilitdt zustandig. Konventionelle ,Must-Run-Kapazitaten“, welche als drehende
Reserve am Netz bleiben muissen, fuhren 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 Systemdienstleistungen 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.

Regelleistung (Frequenzhaltung) muss vorgehalten werden, um zu jeder Zeit ein Gleich-
gewicht zwischen Erzeugungsleistung und Verbrauch zu gewahrleisten. Regelleistung glie-
dert sich in die Bereiche Primar- und Sekundarregelleistung und Minutenreserve auf. Sie ist
notwendig um die kurzfristigen Abweichungen zwischen angemeldeten Fahrplanen bzw.
Lastprognosen und der Ist-Einspeisung auszugleichen. Abweichungen von lber 45 Minuten
vor Lieferung werden dagegen kurzfristig am Intraday-Markt gehandelt. Die Entwicklung des
Bedarfs an Regelleistung fur die Szenarien 2011 ist in Kapitel 6.2 dargestellt. EE-
Stromerzeuger selbst und zusatzliche Ausgleichsoptionen kénnen diesen Bedarf an Regel-
leistung vollstandig decken, ohne dass neue ,Must-Run-Kapazitdten* in nennenswertem
Umfang erforderlich werden (vgl. Kap. 6). Positive Regelenergie kann einerseits durch zu-
schaltbare Erzeuger wie PSW-Turbinen, Gaskraftwerke und BHKW oder andererseits durch
abschaltbare Lasten wie Warmepumpen, Elektromobilitdt oder industrielle Verbraucher
erbracht werden. Langerfristig konnen Gaskraftwerke und BHKW auch mit EE-Gas (Wasser-
stoff oder Methan) betrieben werden. Eine weitere Mdglichkeit besteht in dem gedrosselten
Betrieb von Windkraftanlagen zu Zeiten, in denen die gesamte Last durch
dargebotsabhangige EE-Erzeuger gedeckt wird. Negative Regelleistung kann durch ab-
schaltbare Erzeuger oder zuschaltbare Verbraucher erbracht werden. Synergien ergeben
sich durch den Einsatz von PSW oder anderen Speichern in der Regelleistung zur Vermei-
dung der Abregelung von Wind- oder Solarstrom. Voraussetzung fur diesen Einsatz ist ein
flexibler und kurzfristiger Regelleistungsmarkt, der sich so an die Erfordernisse eines Ener-
giesystems mit hohem Anteil fluktuierender EE optimal anpasst. Dazu ist die Anpassung des
Regelleistungsmarktes an EE vorzunehmen (kleinere Losgrof3en, kirzere Zeitscheiben,
etc.). Durch den Zusammenschluss von Erzeugern und/oder Verbrauchern zu grof3en virtuel-
len Pools kdnnen die technischen Anforderungen auch von kleinen dezentralen Einheiten
erfullt werden.

Die Bereitstellung von Blindleistung zur Spannungshaltung innerhalb eines bestimmten
Toleranzbereiches ist ebenfalls notwendig, um die Systemstabilitdt zu gewahrleisten. Derzeit
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wird dies fast ausschlief3lich im Bereich des Hoch- und Hochstspannungsnetzes durch die
Bereitstellung von Blindleistung geregelt. Durch die zunehmende dezentrale fluktuierende
Einspeisung kommt es in Abhangigkeit vom dezentralen Lastprofil zunehmend auch zu
Spannungsuberhdéhungen im Verteilnetz. Um diese ausgleichen zu kénnen, ist eine dynami-
sche Regelung der Blindleistung dezentraler Erzeuger notwendig. Die dezentrale Blindleis-
tungssteuerung 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 Ubertra-
gungsnetzebene zur Sicherstellung des Systembetriebs. Um die zunehmend groRraumige
Ubertragung von fluktuierendem EE-Strom — wie Windstrom aus Norddeutschland zu den
Lastzentren in West- und Siddeutschland — zu ermdglichen, besteht zudem im bestehenden
Wechselstromnetz ein Bedarf zur Blindleistungskompensation. Eine sehr attraktive Option
kann dabei der Erhalt der Generatoren von konventionellen GroRRkraftwerken sein, auch
wenn die Kraftwerke selbst aul3er Betrieb gehen und riickgebaut werden. Des Weiteren ist
auch der Bau zusatzlicher Betriebsmittel (z. B. STATCOM, Phasenschieber) auf der Uber-
tragungsebene erforderlich. Weitere Potenziale bieten grofRtechnische Speicher wie PSW
oder mit EE-Gas befeuerte GuD- und Gaskraftwerke als auch gro3e Windparks, welche
direkt in das Hochspannungsnetz einspeisen. Die Problematik der groRraumigen Ubertrag-
barkeit kann auch durch den Aufbau eines europaischen HGU-Netzes (Hochspannungs-
Gleichstrom-Ubertragung) entlastet werden.

Die Transiente Stabilitat, d. h. die Tragheit des Systems und die Verflugbarkeit von Kurz-
schlussleistungen muss gewahrleistet werden. Lastdnderungen, Kurzschlisse oder Erzeu-
gungsausfalle kdnnen das Gleichgewicht des stationdren Betriebszustandes (ausgeglichene
Wirkleistungs- und Blindleistungsbilanz im Gesamtsystem) stéren. Fir die Systemstabilitat ist
dabei eine Tragheit des Systems notwendig, welche durch die Synchronisation der rotieren-
den Massen groRRer thermischer Kraftwerke (Synchrongeneratoren) gewéhrleistet wird. Die
Einspeisung von EE-Strom beruht dagegen grof3tenteils auf dem Einsatz von Wechselrich-
tern. In der Diskussion wird kritisch bemerkt, dass die Leistungselektronik durch die Entkopp-
lung von Motor und Generator Uber einen Gleichstromzwischenkreis die Tragheit des Sys-
tems und die Systemstabilitdt nicht gewéhrleisten kann. In verschiedenen Forschungsarbei-
ten wurde nachgewiesen, dass es durch die moderne Leistungselektronik in Kombination mit
geeigneten Mess- und Regelverfahren moglich ist, auch Systeme ohne rotierende Mas-
sen/Generatoren stabil aufzubauen [Engler 2002 und Strauf? 2009]. Ein weiterer damit korre-
lierter Punkt ist, dass im Kurzschlussfall hohe Stromfliisse notwendig sind, um die entspre-
chenden Sicherungsschalter auch auf der Hochstspannungsebene auslésen zu kénnen.
Auch hier kann der Erhalt der Generatoren von konventionellen Grof3kraftwerken sehr attrak-
tiv sein, auch wenn die Kraftwerke selbst au3er Betrieb gehen und riickgebaut werden.
Schwungradspeicher sind eine weitere Option, ebenso die Umrlstung der Sicherungsschal-
ter auf ein von Kurzschlussleistungen unabhdngiges System.

Die ,gesicherte Leistung“ verschiedener Stromerzeugungstechnologien beschreibt den
Anteil der gesamten verfugbaren (installierten) Leistung, der zum Zeitpunkt der Jahres-
hoéchstlast — also des hdchsten Stromverbrauchs — sicher abrufbar ist. Dieser Anteil ist bei
Photovoltaikkraftwerken nahezu null, da im Winter kaum die Sonne scheint. Flir wenige
verteilte Windparks sind noch relativ hohe Anteile mdglich. Wenn Leistung Uber eine grof3e
Region verteilt sind zeigen sich gewisse Ausgleichseffekte, so dass man mit bei Wind etwa
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5 bis 10% der installierten Leistung als gesicherter Leistung rechnen kann [dena 2008]. Bei
einem starken Anlagenzubau nimmt dieser Effekt jedoch ab. Konventionelle Kraftwerke wie
Erdgas- oder Kohlekraftwerke haben im Einzelnen eine sehr hohe Verfiugbarkeit von teilwei-
se Uber 98%, im gesamten Kraftwerksverbund sind jedoch wegen ungeplanten Ausféllen und
notwendiger Reservevorhaltung fir Systemdienstleistungen i. d. R. nur Anteile zwischen
80% und 90% des installierten Kraftwerksparks als gesicherte Leistung anzusehen. Revisio-
nen kdnnen teilweise in Zeiten geringem Strombedarf gelegt werden. Von einer installierten
Gesamt-Leistung von 160 GW gelten deshalb in Deutschland derzeit nur ca. 93 GW als
gesichert [BDEW 2011a)]. Bei einer Spitzenlast von ca. 81 GW stehen damit noch etwa
12 GW verbleibende Leistung als Reserve zur Verfiigung (Abbildung 8.1 und Tabelle 8-1).
Die Entwicklung der notwendigen gesicherten Leistung fiir die Szenarien 2011 ist im Ab-
schnitt 6.2.2 dargestellt.

160 . . .
nicht einsetzbare Leistung
140 Revisionen
Ausfalle
120
(% m Reserve fir System-DL
< 100 m Sonstige Erneuerbare
=2 Wasserkraft
g 80
‘5 B Sonstige
3 60 m Erdgas
40 m Steinkohle
H Braunkohle
20 m Kernenergie*
0 mverbleibende Leistung**
verflighare gesicherte Last Last***
Leistung Leistung

Abbildung 8.1: Verfugbare und gesicherte Leistung in Deutschland Januar 2011 gemaR Sys-
tem Adequacy Forecast 2011-2025 (entso-e) nach [BDEW 20114a]

*in der gesicherten Leistung sind die Stillstdnde der KKW Brunsbittel und Kriimmel bericksichtigt

** \Wert zum Zeitpunkt der Jahreshéchstlast liegt i.d.R. 2-3 GW hdher als der saisonale Vorschau-Wert Jan. 19:00 h

*** das von entso-e vorgeschlagene Sicherheitsniveau erfordert einen Sicherheitspuffer von 7 GW (Adequacy
Reference Margin)

Die ,Regelbarkeit" verschiedener Stromerzeugungstechnologien beschreibt deren Flexibili-
tat, d. h. die Bandbreite zwischen minimal und maximal einstellbarer Leistung als Anteil an
der gesamten installierten Leistung (s. Tabelle 8-1 Regelbereich). Zur Ausregelung von
Schwankungen wachsender Wind- und PV-Anteile im deutschen Strommix ist sowohl ein
grol3er Regelbereich als auch eine hohe Regelgeschwindigkeit entsprechender Ausgleichs-
kraftwerke essentiell [Miller-Mienack 2011]. Bei einem Umbau zu hohen Anteilen erneuerba-
rer Energie im Stromsektor stellt sich die Frage, wie die bisher verfligbaren und notwendigen
Anteile sicherer und flexibler Leistung beibehalten werden kénnen und welche Strukturan-
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passungen dazu erfolgen missen. Weiterhin stellt sich die Frage, mit welchen technischen
Ldsungen solche Ausgleichsdienstleistungen erbracht werden kdnnen.

Tabelle 8-1: Flexibilitdt und gesicherte Leistung verschiedener Kraftwerkstypen nach [Maller-
Mienack 2011], [Hundt et al. 2010], [dena 2008] und eigenen Berechnungen

Erzeu-lg-iljﬁgdst?erinheit .Tech nisphe Regelbereifh Lelij:tr::gsgg:ét;:'ls:ges- Anfahrzeit Anfah.rzeit Gesjcherte
(EZE) Mindestleistung der EZE geschwindigkeit * kalt heil3 Leistung
[% Pyl [% Pyl [% Py /min] (h] (] [% Py
Braunkohlekraftwerk 50 50 — 100 3 6-8 2 92
Steinkohlekraftwerk 30 30 - 100 4 4-5 2 86
GuD-Kraftwerk 20 20 —100 5 3-4 1 86
Gasturbine 20 20 - 100 10 0 0 42
Erdgas Dampfturbine 30 30 - 100 6 4-5 1 86
Kernkraftwerk 60 60 — 100 4 8-12 2 93
Pumpspeicherwerk 25 25 —-100 100 0 - 90
Laufwasserkraftwerk 25 25 -100 100 0 - 40
Biomassekraftwerk 30-70 30- 100 3-4 n.a. n.a. 88
Windenergie 0 - - - - 5-10
Photovoltaik 0 - - - - 0
Geothermie n.a. n.a. n.a. n.a. n.a. 90
Solarth. Kraftwerke 30 30 - 100 4 4-5 2 90

*als Mittelwert eines 10-Minuten-Intervalls, Py = Nennleistung
** zum Teil nur nach unten abregelbar

Thermische, mit fossilen Brennstoffen befeuerte Kraftwerke haben i d. R. eine technische
Mindestleistung, bei deren Unterschreiten sie vollstandig abgeschaltet werden missen. Ist
dies erfolgt, dauert es bei einigen Typen bis zu mehreren Stunden, um sie wieder in Betrieb
zu nehmen, d. h. ihre Leistung ist dann nicht uneingeschrénkt verfigbar. Wéahrend Gasturbi-
nen schnell zugeschaltet werden kdnnen, sind Kohlekraftwerke und vor allem Braunkohle-
und Kernkraftwerke erst nach mehreren Stunden wieder einsatzbereit. Kraftwerke kénnen im
Lheien” Zustand zwar schneller anfahren, sie verbrauchen jedoch Brennstoff um auf Stand-
by gehalten zu werden. Weitere Einschrankungen der Flexibilitaét ergeben sich z. B. bei
Anlagen der Kraft-Warme-Kopplung, wenn diese warmegefiihrt betrieben werden. Wind- und
PV-Kraftwerke kénnen zwar jederzeit abgeregelt werden, kénnen jedoch anschlieRend nur
dann wieder zu héheren Leistungen gefahren werden, wenn die aktuelle Verfligbarkeit von
erneuerbarer Energie dies ermdglicht.

Der Umbau der Versorgungsstrukturen hin zu einem hoheren Anteil erneuerbarer Energie-
guellen konnte zu einer Beeintrachtigung der Energiesicherheit fuhren, wenn tberwiegend
sichere durch weniger sichere und flexible durch weniger flexible Kapazitaten ersetzt wur-
den. Die Vorstellung, ein Kernkraftwerk durch eine Photovoltaikanlage gleicher oder héherer
Leistung ersetzen zu kénnen, ist falsch. Es ist unbedingt darauf zu achten, dass trotz eines
solchen Umbaus die Sicherheit und Flexibilitat der Stromversorgung jederzeit erhalten bleibt.

Die Tabelle 8-2 gibt einen Uberblick liber entsprechende Kennziffern der in Deutschland
installierten Kraftwerke fur die Jahre 2000 und 2010. Die Werte geben nur einen pauschalen
Mittelwert flr eine ganze Reihe von Kraftwerken eines Typs wieder. Sie zeigen tendenziell
auf, wo bei einem Umbau des Energiesystems Grenzen und Probleme fir die Versorgungs-
sicherheit auftreten kénnen.
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Tabelle 8-2: Zusammensetzung der installierten elektrischen Leistung in Deutschland im Jahr
2000 (oben) und im Jahr 2010 (unten) nach Kraftwerkstypen, vgl. [dena 2010]

Kraftwerkspark Deutschland 2000

Installiert | davon | davon Auslastung | Energie

GW sicher | regelbar* | h/a TWh/a Bilanz:
Laufwasserkraft 4,6 74% 0% 5300 24,4 erneuerbar 11,9 | GW
Biomasse 0,0 85% 70% 5500 0,0 fossil 107,3 | GW
Biomasse KWK 1,2 50% 25% 4000 4,6 gesamt 119,2 | GW
PV 0,1 1% 0% 730 0,1 Netzaustausch 75| GW
Windkraft 6,1 8% 0% 1250 7,6 Lastmanagement 0,0 | GW
Geothermie 0,0 85% 60% 5500 0,1 regelbar * 64,4 | GW
Solarstromimport 0,0 85% 70% 0 0,0 nicht regelbare Leistung 54,8 | GW
Erdgas 15,0 80% 80% 1500 22,5
Erdgas KWK 4,0 50% 25% 6350 25,4 | |gesichert* 95,6 | GW
Steinkohle 24,0 86% 70% 5100 122,4 Spitzenlast Sommer 70,0 | GW
Steinkohle KWK 8,0 50% 25% 3450 27,6 Spitzenlast Winter 80,0 | GW
Braunkohle 20,4 91% 50% 7300 148,6
Kernkraft 21,9 83% 40% 7650 167,5 nicht regelbar fossil 50,3 | GW
Heizdél KWK 2,0 50% 25% 2500 5,0 nicht regelbar erneuerbar 4,5 | GW
Heizdl 6,0 60% 70% 500 3,0 Grundlast Sommer 40,0 | GW
Ubrige 6,0 60% 25% 3600 21,6 | | Grundlast Winter 50,0 | GW
(Pump)speicher 4,5 85% 75%
Lastmanagement 0,0 50% 50% Anteil erneuerbar 6,3%
Netzaustausch 7,5 50% 50% Anteil fossil-nuklear 93,7%
Summe ** 131,2 73% 49% 4869 580,4

Kraftwerkspark Deutschland 2010

Installiert | davon | davon Auslastung | Energie

GW sicher | regelbar* | h/a TWh/a Bilanz:
Laufwasserkraft 5,3 74% 0% 3900 20,7 erneuerbar 54,2 | GW
Biomasse 0,0 85% 70% 5800 0,0 |fossil 106,7 | GW
Biomasse KWK 4,9 50% 25% 6200 30,3 gesamt 160,9 | GW
PV 16,8 1% 0% 850 14,3 Netzaustausch 8,5 | GW
Windkraft 27,2 8% 0% 1450 39,4 Lastmanagement 0,0 | GW
Geothermie 0,0 85% 60% 5500 0,1 regelbar * 66,5 | GW
Solarstromimport 0,0 85% 70% 0 0,0 nicht regelbare Leistung 94,4 | GW
Erdgas 19,0 80% 80% 3400 64,6
Erdgas KWK 6,0 50% 25% 3400 20,4 gesichert * 100,7 | GW
Steinkohle 21,0 86% 70% 4500 94,5 Spitzenlast Sommer 70,0 | GW
Steinkohle KWK 8,5 50% 25% 2500 21,3 Spitzenlast Winter 80,0 | GW
Braunkohle 21,2 91% 50% 6950 147,3
Kernkraft 20,3 83% 40% 6900 140,1 nicht regelbar fossil 50,0 | GW
Heizdél KWK 2,0 50% 25% 2500 5,0 nicht regelbar erneuerbar 44,4 | GW
Heizol 4,0 60% 70% 520 2,1 Grundlast Sommer 40,0 | GW
Ubrige 4,7 60% 25% 4500 21,2 Grundlast Winter 50,0 | GW
(Pump)speicher 5,7 85% 75%
Lastmanagement 0,0 50% 50% Anteil erneuerbar 16,9%
Netzaustausch 8,5 50% 50% Anteil fossil-nuklear 83,1%
Summe ** 175,1 58% 38% 3860 621,2

* im Sinne von uneingeschrankt nach Bedarf aufwérts und abwarts regelbar
** inkl. Netztransferkapazitat und Pumpspeicherleistung

Die regelbaren Anteile der installierten Kraftwerksleistung von etwa 65 GW sind seit dem
Jahr 2000 in etwa auf gleichem Niveau geblieben. Der wenig regelbare Anteil des konventio-
nellen (fossilen) Kraftwerksparks lag im vergangenen Jahrzehnt konstant bei 50 GW. Die
auftretende Grundlast von etwa 40-50 GW wurde bisher durch Kraftwerke gedeckt, die nicht
besonders gut regelbar sein mussten, sondern maglichst effizient im Dauerbetrieb laufen
sollten. Hier zeichnet sich nun ein Paradigmenwechsel ab, da bei zunehmendem Anteil
fluktuierender Stromflisse aus erneuerbaren Quellen immer ofter Zeitfenster auftreten, in
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denen konventionelle Grundlastkraftwerke abgeregelt werden mussen. Aus der geringeren
Auslastung ergibt sich direkt eine verminderte Wirtschaftlichkeit dieser Kraftwerke.

In den vergangenen zehn Jahren wurde die wenig bzw. nicht regelbare Leistung von 55 GW
im Jahr 2000 auf 95 GW erhéht. Dies fuhrte bereits mehrfach in Grundlastsituationen mit
einem plétzlich auftretenden Angebot von Windstrom zu einem Uberangebot an Strom und in
Folge zu negativen Borsenpreisen, d. h. es musste fur die Einspeisung von Strom bezahlt
werden. Dies schafft Anreize, Erzeugungsleistung abzuschalten, um eine Uberlastung der
Netze und Stromausfélle zu vermeiden. Entsprechende Félle treten immer haufiger auf,
obwohl der erneuerbare Anteil der jahrlichen Stromerzeugung, der zunehmend von den
schlecht regelbaren Technologien Photovoltaik und Wind dominiert wird, seit dem Jahr 2000
von 6,4% auf 17,1% im Jahr 2010, also nur um etwas mehr als 10 Prozentpunkte zugenom-
men hat [AGEE-Stat 2011]. Das heil3t, dass schon heute bei noch relativ kleinen Anteilen
erneuerbarer Energie ein Flexibilititsproblem im deutschen Kraftwerkspark auftritt.

Multipliziert man den als ,sicher abrufbar® geltenden Anteil der installierten Leistung aller
Kraftwerke mit deren Kapazitat, dann stellt man fest, dass dieser sich seit dem Jahr 2000
nicht verandert hat, sondern bei etwa 100 GW konstant geblieben ist. Bei einer Spitzenlast in
Deutschland von knapp tber 80 GW ist ein solcher Wert sinnvoll, da damit gewéahrleistet ist,
dass auch hochste Bedarfsspitzen jederzeit zuverlassig und mit ausreichender Reserve flr
Notfalle gedeckt werden kénnen.

Die gesamte installierte Leistung aller Kraftwerke hat von 120 GW im Jahr 2000 auf 160 GW
im Jahr 2010 zugenommen. Die regelbare Leistung (65 GW) und die sichere Leistung
(100 GW) sind, wie oben beschrieben, dabei anndhernd konstant geblieben. Das heil3t, der
Zubau von gut 40 GW erneuerbarer Leistung seit dem Jahr 2000 hat weder zur Erhéhung
noch zur Verringerung der sicheren oder der regelbaren Leistung in Deutschland beigetra-
gen, aber zu einer Erh6hung der relativ unflexiblen Leistung von 55 GW auf 95 GW geflhrt.

Beim weiteren Ausbau erneuerbarer Energiequellen fur die Stromversorgung missen des-
halb die Anspruche beziglich der Energieversorgungssicherheit erfillt werden. Dazu gibt es
folgende Mdglichkeiten:

¢ Abbau der wenig flexiblen Leistungsanteile aus bisher vorrangig im Dauerbetrieb arbei-
tenden konventionellen Grundlastkraftwerken (unter Berlcksichtigung der Aspekte
Spannungshaltung, transiente Stabilitat, Kurzschlussleistungen, Regelleistung, n-1-
Kriterium).

e Ausbau sicher abrufbarer erneuerbarer Energiequellen wie z. B. Biomasse im Rahmen
ihrer ,6kologischen” Potenziale und der geothermalen Stromerzeugung. Flexibilisierung
der KWK-Stromerzeugung aus EE durch Speicher (Gas- und Warmespeicher, Biogas-
einspeisung ins Erdgasnetz).

e Genereller Umbau warmegefihrter zu stromgefiihrter Kraft-Warme-Kopplung mit Hilfe
von Warmespeichern sowie ein weiterer Ausbau stromgefihrter KWK.

e Import von regelbarem erneuerbarem Strom nach Bedarf z. B. aus solarthermischen
Dampfkraftwerken in Nordafrika (Desertec) und Anbindung der bestehenden Speicher-
wasserkraftwerke in Skandinavien.
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e Erh6hung der Speicherkapazitat im deutschen und europdischen Stromnetz tber Pump-
speicherkraftwerke, Druckluft-Kavernenspeicher und langfristig die Herstellung von Was-
serstoff und/oder Methan mittels EE-Strom. Mit Hilfe dieser Speichertechnologien kénnen
fluktuierende Energiestrome aus Photovoltaik- und Windkraftwerken in regelbare und si-
cher verflgbare Leistung umgewandelt werden.

e Erhoéhung der Netztransferkapazitat des Stromverteilungsnetzes fir einen verbesserten
weitrdumigen Ausgleich von erneuerbarem Energieangebot und Bedarf.

e Last- und Energiemanagement zur Anpassung der Last an ein fluktuierendes erneuerba-
res Energieangebot durch intelligente Verbrauchergerate und Netze. Hier ergeben sich
neue Moglichkeiten durch eine Kopplung des Stromsektors mit dem Warme- und dem
Verkehrssektor (z. B. Warmepumpen und Elektromobilitat).

e Nach Bedarf Ausbau schnell regelbarer konventioneller Gas-Kraftwerksleistung, die
langfristig auch (anteilig) mit EE-Wasserstoff oder EE-Methan betrieben werden kann.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass ein Umbau zu erneuerbaren Energiequellen
grundsatzlich den Abbau wenig flexibler, konventioneller Kapazitaten bei gleichzeitiger Bei-
behaltung sicher abrufbarer Kapazitaten voraussetzt, um den Anspriichen an die Energiesi-
cherheit einer modernen Versorgungsinfrastruktur auch in Zukunft zu genigen.

Bei der Umsetzung dieser MalRnahmen ist neben der Betrachtung méglicher Ubertragungs-
und Umwandlungsverluste, Kosten und Umweltauswirkungen eine ausgewogene Abstim-
mung aller Systemkomponenten und die Schaffung offentlicher Akzeptanz von besonderer
Bedeutung. Der weitere Ausbau erneuerbarer Energiequellen im Stromsektor muss zudem
unter Berlcksichtigung des gesamten Energieversorgungssystems inklusive mdglicher
Wechselwirkungen mit dem Warme- und Verkehrssektor realisiert werden.

Warmesektor

Im Warmesektor erfolgt die Energieverteilung an die Verbraucher zum Teil ebenfalls Gber
Netze wie z. B. Erdgas, Fern- und Nahwarme oder Strom, deren Leistung ebenso nach
Bedarf geregelt werden muss. Zum anderen erfolgt sie Uber gut transportier- und speicher-
bare Energietrager wie Erdol, Kohle und Biomasse. Durch die Speicherung der Energietra-
ger vor Ort ist eine gewisse zeitliche Entkopplung von Lieferung und Bedarf gegeben.

Thermische Sonnenkollektoren, Biomasse und Erdwéarme sind die klassischen Lieferanten
erneuerbarer Warme in Haushalten, Gewerbe und Industrie. Sie kbénnen Energietrager wie
Kohle, Erdgas und Heizdl direkt vor Ort ersetzen oder erganzen. Elektrischer Strom kénnte
in Zukunft eine zunehmende Bedeutung im Warmesektor gewinnen, da nichts gegen effizi-
ente elektrische Warmepumpen oder sogar direkte elektrische Heizungen spricht, wenn
diese aus erneuerbaren Quellen gespeist werden. So heizen in Norwegen z. B. schon heute
viele Haushalte mit Strom aus Wasserkraft.

Der oben bereits erwahnte Umbau von warme- zu stromgefuhrter KWK kann eine sinnvolle
Kopplung beider Bereiche ermdglichen, potenzielle Nutzungskonflikte begrenzen und ggf.
die Flexibilitat des Gesamtsystems erhdhen. Insbesondere in Fern- und Nahwarmeverbin-
den kann Uber die Installation eines Elektroheizers im Warmespeicher zu geringen Kosten
eine effiziente Option zur Nutzung von Uberschussstrom realisiert werden.
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Verkehrssektor

Der Verkehrssektor erfordert derzeit weitgehend flissige und gasférmige Brennstoffe, die in
den Fahrzeugen mitgefuihrt und gespeichert werden. Nur der Schienenverkehr arbeitet mit
elektrischem Strom als Energiequelle und netzgebunden. Der angestrebte Einstieg in die
Elektromobilitat im Individualverkehr steht vor der Herausforderung, entweder gut speicher-
und transportierbare Energietrdger — also Stromspeicher oder erneuerbare Treibstoffe wie
Biokraftstoffe oder EE-Wasserstoff — fur diesen Zweck zu schaffen oder, wie bei der Bahn,
netzgebundene Losungen zu entwickeln.

Fur alle drei Sektoren gilt als grundlegendes Prinzip, die frei flieRenden erneuerbaren Ener-
giestrome so weit wie moglich nach ihrer Verfugbarkeit zu nutzen. Schwankungen des An-
gebots von Wind- und Sonnenenergie missen dabei so weit wie moglich von Anpassungen
des Bedarfs aufgefangen werden bzw. sich an diesen anpassen kdnnen. Fir erforderliche
InfrastrukturmalRnahmen wie Lastmanagement, Netz- sowie Speicherausbau bestehen
allerdings nicht nur technisch-6konomische, sondern auch 6kologische und gesellschaftliche
Hurden (insbesondere was die Akzeptanz der Bevélkerung und den Flachenbedarf betrifft),
die bei der Formulierung von Versorgungsstrategien mit berticksichtigt werden mussen.

Besonderes Augenmerk gilt daher neben Energiespeichern den potenziell gut speicher- und
regelbaren sowie grundlastfahigen erneuerbaren Energiequellen Biomasse, Geothermie und
solarthermischen Kraftwerken. Diese sollten verstarkt in Richtung Einsetzbarkeit im Regelbe-
reich weiterentwickelt und ausgebaut werden, um Angebotsschwankungen durch den Aus-
bau wenig regelbarer, fluktuierender erneuerbarer Energien von Anfang an maoglichst gering
und handhabbar zu halten.

Die noch verbleibenden Deckungsliicken in wenigen kurzen Zeitfenstern pro Jahr kénnen mit
fossilen Brennstoffen gefullt werden. Aufgrund des drastisch reduzierten Verbrauchs ist eine
insgesamt sichere Versorgung mit diesen Brennstoffen auch langfristig gewéhrleistet. Lang-
fristig kbnnen jedoch die restlichen fossilen Brennstoffe durch gleichwertige, aus erneuerba-
rer Energie synthetisch hergestellten Brennstoffen ersetzt werden. Dies wird im Szenario
2011 THG95 beispielhaft gezeigt.

8.1.2 Sicherheit von Energieimporten

Wie in Abschnitt 4.1 dargestellt, werden in den Szenarien im Jahr 2050 mit 3427 PJ/a noch
30 % der heutigen Menge fossiler Energien bendtigt, und zwar zu etwa gleichen Teilen
Mineral6l und Erdgas, wohingegen Kohle kaum noch eingesetzt wird (Abbildung 4.3). Damit
verringert sich auch die Importabhangigkeit der deutschen Energieversorgung deutlich, von
im Jahr 2010 rund 10100 PJ/a mit einer Importquote von 72% [AGEB 2011a]. Importiert
werden derzeit 72% der Steinkohle, 99% des Mineraldls, 81% des Erdgases und 100% des
Urans. B