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EXECUTIVE SUMMARY

Im Zentrum der aktuellen energiepolitischen Auseinandersetzung steht nicht mehr die
Frage, ob Deutschland seine Stromerzeugung dekarbonisieren soll, sondern wie ein
klimaneutrales Stromsystem ausgestaltet werden kann, ohne Bezahlbarkeit, industri-
elle Wettbewerbsfahigkeit und Versorgungssicherheit zu gefahrden. Wahrend eine
Seite im beschleunigten Ausbau fluktuierende Erneuerbarer Energien (fEE), kombi-
niert mit Batteriespeichern, und einer Flexibilisierung der Stromnachfrage insbeson-
dere der Industrie den entscheidenden Ldosungsweg sieht, warnt die andere vor den
damit verbundenen strukturell weiter steigenden Systemkosten infolge von Kosten fur
zusatzlichen Netzausbau, saisonale Strom-Speicherung, teure Ruckverstromung von
elektrolytischem Wasserstoff und notwendiger gesicherter Reserveleistung. Die vorlie-
gende Studie nimmt diese Streitfrage auf und untersucht sie anhand eines transparen-
ten quantitativen Vergleichs zuklnftiger Stromsystemkosten in Deutschland und seiner
wesentlichen Einflussfaktoren.

Gerade fur ein exportorientiertes Industrieland mit hohem Elektrifizierungsbedarf ist
die kinftige Struktur der Stromversorgung nicht nur klimapolitisch, sondern auch in-
dustrie- und standortpolitisch von zentraler Bedeutung. Mal3geblich sind dabei nicht
die isolierten Stromgestehungskosten einzelner Technologien, sondern die Frage, zu
welchen volkswirtschaftlichen Gesamtkosten ein klimaneutrales Stromsystem unter
unterschiedlichen Erzeugungsstrukturen betrieben werden kann.

Die vorliegende Untersuchung vergleicht auf Basis einer stundenscharfen Simulation
vier Szenarien fur ein langfristig weitgehend klimaneutrales deutsches Stromsystem
bei einem jahrlichen Strombedarf von 950 TWh. Untersucht werden zwei Varianten
eines auf 80 Prozent Erneuerbare ausgerichteten Ausbaupfads (BMWK-Osterpaket),
ein Szenario ,,100 Prozent Erneuerbare” sowie ein technologieoffenes Szenario ,Kos-
tenminimum®. Malfdgeblich ist jeweils eine volkswirtschaftliche Vollkostenbetrachtung,
die neben den Stromerzeugungskosten auch Systemkosten flr Speicher, Rickverstro-
mung, Netzausbau sowie Stromimport und -export bertcksichtigt. Grundlage der Be-
rechnung sind die Last- und Erzeugungsprofile des Jahres 2022, die fur ein zukunfti-
ges Modelljahr skaliert werden.

Das zentrale Ergebnis der Untersuchung lautet: Mit wachsendem Anteil fluktuieren-
der Erneuerbarer Energien steigen die Stromsystemkosten in Deutschland deut-
lich an, wenn Versorgungssicherheit und Klimaneutralitat zugleich gewahrleis-
tet werden sollen. Der Grund dafir liegt nicht in den Stromgestehungskosten von
Wind und Photovoltaik selbst, sondern in den hohen Folgekosten ihrer wetter- und
jahreszeitabhangigen Einspeisung. Kostentreibend wirken vor allem der Bedarf an sai-
sonaler Speicherung, die Ruckverstromung von elektrolytisch erzeugtem Wasserstoff,
die zusatzliche Bereitstellung gesicherter Leistung sowie der erhebliche Ausbau von
Ubertragungs- und Verteilnetzen.
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Abbildung 1: Gesamtstromsystemkosten (LSCOE) als Funktion des Anteils von Wind-
& PV-basierter Stromerzeugung (,Fluktuierende Erneuerbare®, fEE) in Deutschland
(fir eine detaillierte Erlauterung der Ergebnisse siehe Kapitel 4)

Besonders deutlich zeigt sich dies im Szenario eines nahezu ausschlieRlich auf Wind
und Photovoltaik gestutzten Stromsystems ,100% fluktuierende Erneuerbare® (fEE).
Dieses weist unter den gewahlten Annahmen die mit Abstand hochsten Gesamtsys-
temkosten auf. Hinzu kommen erhebliche Anforderungen an die Kapazitat von Was-
serstoff-Speichern, passgenauen Stromimporten und umfassender Strom-Netzinfra-
struktur. Ein solches System ist sehr teuer.

Auch die beiden 80%-Szenarien fihren zu deutlich erhdhten Stromsystemkosten ge-
genuber dem Stand von 2022. Zwar zeigt die Variante mit starkerem Einsatz von Erd-
gas-Peakern geringere Kosten als die Variante mit umfangreicherer Wasserstoffspei-
cherung und Rickverstromung. Beide Falle bleiben jedoch durch hohe Kosten flir fluk-
tuierende Erzeugung, Netzausbau, flexible Reservekapazitaten und Stromimporte ge-
pragt. Die Untersuchung zeigt damit, dass auch ein auf 80 Prozent Erneuerbare aus-
gerichteter Ausbaupfad keineswegs automatisch zu einem strukturell kostenglnstigen
Stromsystem flhrt.

Das im Modell kostenminimal ermittelte Szenario kommt dagegen zu deutlich niedri-
geren Stromsystemkosten. Ausschlaggebend ist hier die Einbindung eines erheblichen
Anteils gesicherter, CO2-armer und grundlastfahiger Erzeugung, wodurch der Bedarf
an saisonaler Speicherung, Ruckverstromung, Netzspitzenbewaltigung und importge-
stutzter Absicherung deutlich sinkt. Das Ergebnis legt nahe, dass ein klimaneutrales
Stromsystem fur Deutschland dann besonders kosteneffizient wird, wenn fluktuierende
Erzeugung nicht allein, sondern in Kombination mit dauerhaft verfiUgbarer gesicherter
Leistung eingesetzt wird.

global-energy-solutions.org
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Die ausgewiesenen Stromsystemkosten sind dabei nicht als exakte Prognose kuinfti-
ger Euro-pro-MWh-Werte zu verstehen. Da mehrere in der Realitat relevante Zusatz-
kosten — etwa aus Redispatch, Infrastrukturengpassen, Preisaufschlagen bei Importen
oder weiteren Systemanpassungen — nur vereinfacht oder nicht modelliert werden,
stellen die Ergebnisse eher eine modellhafte Untergrenze der jeweiligen Szenarien dar.

Die Studie ist keine Prognose, sondern ein Szenarien-Vergleich unter definierten An-
nahmen. Sie zeigt jedoch mit hinreichender Klarheit, dass die verbreitete Gleichset-
zung niedriger LCOE von Wind und Photovoltaik mit niedrigen zukunftigen Stromkos-
ten bei weiterem Erneuerbaren-Ausbau nicht zutrifft. Fur die energiepolitische Strate-
gie Deutschlands folgt daraus: Nicht die Maximierung des Anteils fluktuierender Erzeu-
gung, sondern die Minimierung der Stromsystemkosten bei gesicherter Versor-
gung und Klimaneutralitat sollte zum zentralen MalRRstab werden. Dies spricht fur
eine Neuausrichtung der Strompolitik hin zu einem Zwei-Saulen-System aus fluktuie-
renden Erneuerbaren einerseits und gesicherter, CO2-armer, grundlastfahiger Erzeu-
gung andererseits.

global-energy-solutions.org
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1 Einleitung und Zielsetzung

Die jingere energiepolitische Debatte weist einen grundlegenden Dissens Uber die
kinftige Architektur des Stromsystems in Deutschland auf. Die eine Position betont,
dass ein beschleunigter Ausbau erneuerbarer Energien zusammen mit Flexibilisierung
von Nachfrage, Ausbau von Batterie-Speichern, massiver Netzausbau und verbesser-
tem Marktdesign den Weg zu sinkenden Kosten und wachsender Unabhangigkeit eb-
nen kdnne. Die Gegenposition halt dem entgegen, dass gerade mit wachsendem An-
teil fluktuierender Erzeugung die Systemkosten strukturell steigen und damit Versor-
gungssicherheit, Bezahlbarkeit und industrielle Wettbewerbsfahigkeit noch starker un-
ter Druck geraten'. Die vorliegende Untersuchung nimmt diese Kontroverse zum Aus-
gangspunkt und fragt, welche volkswirtschaftlichen Stromsystemkosten sich unter un-
terschiedlichen Erzeugungsstrukturen eines weitgehend klimaneutralen Stromsys-
tems fur Deutschland ergeben.

Fur Deutschland ist diese Frage in Anbetracht der Hohe der Kosten von besonderer
Bedeutung.2 Als exportorientiertes Industrieland mit hohem und weiterwachsendem
Elektrifizierungsbedarf ist die kunftige Struktur der Stromversorgung nicht nur klima-
politisch, sondern in hohem Male auch industrie-, standortpolitisch und sicherheitspo-
litisch relevant. Die Dekarbonisierung von Industrie, Warme, Verkehr und der Ausbau
digitaler Infrastruktur wird den Strombedarf langfristig deutlich erhéhen. Entscheidend
ist daher nicht allein, ob ein klimaneutrales Stromsystem technisch grundsatzlich rea-
lisierbar ist, sondern zu welchen volkswirtschaftlichen Gesamtkosten es in Deutsch-
land betrieben werden kann und welche strategischen Abhangigkeiten mit der jeweili-
gen Systemarchitektur verbunden sind.

In der offentlichen Diskussion werden haufig die sinkenden Stromgestehungskosten
einzelner Technologien, insbesondere von Windkraft und Photovoltaik, in den Mittel-
punkt gestellt. Flr die Beurteilung eines Stromsystems reicht dieser Blick jedoch nicht
aus. Maldgeblich ist nicht allein, wie glnstig einzelne Energietrager Strom erzeugen
kdnnen, sondern auch, welche zusatzlichen Aufwendungen erforderlich sind, um mit
einer bestimmten Erzeugungsstruktur ein Gesamtsystem jederzeit versorgungssicher,
und klimavertraglich zu betreiben. Hierzu zahlen insbesondere die Kosten flir Netz-
ausbau, Speicher, Rickverstromung, gesicherte Leistung, Stromimport und -export so-
wie die Vorhaltung von Reservekapazitaten. Im Zentrum dieser Untersuchung stehen
daher nicht die isolierten Stromgestehungskosten einzelner Technologien, sondern die
von der Volkswirtschaft insgesamt zu tragenden Stromsystemkosten unterschiedli-
cher Erzeugungsstrukturen.

Im Gegensatz dazu folgen Preise kurzfristig dem Verhaltnis von Angebot und Nach-
frage. Beispielsweise bilden sich Strompreise im GroRhandelsmarkt auf der Basis der
Merit-order-kurve, die jedoch nur Cashkosten der Erzeugung abbildet, aber keine

1 (Falko Ueckerdt 2013) (Hirth, The Total Cost of Power Supply 2026) (Hirth, The Optimal Share of Variable Renewables 2015)
(Veronika Grimm 2024) (Idel 2022) (QC Quantified Carbhon 2024)

2 Das EWI schatzt die gesamtwirtschaftlichen Ausgaben der Energiewende im Stromsektor in Deutschland allein bis 2030 auf
1,9 Billionen Euro (EWI, Dr. Philip Schnaars, Amir Ashour Novirdoust, Stephan Terhorst 2023) und Agora (Agora 2024) die Ge-
samtkosten der Klimaneutralitat bis 2045 auf 11 Billionen Euro.

global-energy-solutions.org
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Vollkosten. Ferner kdnnen Preise in erheblichem Umfang durch Subventionen und
staatliche Eingriffe beeinflusst werden. Jahresdurchschnittliche Stromgrof3handels-
preise bilden daher nicht die Vollkosten des Gesamtsystems ab, wahrend die hier be-
rechneten Gesamtstromsystemkosten dies leisten. Diese Kosten sind von allen Strom-
verbrauchern (ggf. erganzt durch Beitrage der Steuerzahler) zu tragen. Die hier be-
rechneten Stromsystemkosten geben damit einen wichtigen Hinweis auf die gesamt-
wirtschaftliche Kostenwirkung unterschiedlicher Stromsysteme.

Ziel der Studie ist es, die wesentlichen Einflussfaktoren auf die langfristigen Stromsys-
temkosten in Deutschland transparent und nachvollziehbar herauszuarbeiten. Unter-
sucht wird, mit welchen volkswirtschaftlichen Gesamtkosten in einem weitgehend kli-
maneutralen Stromsystem unter unterschiedlichen Erzeugungsmixen mindestens zu
rechnen ist. Dabei wird ausdrtcklich nicht die Verteilung dieser Kosten zwischen den
Stromverbrauchern (Haushalten, Industrie, Gewerbe und Staat) untersucht. Ebenso
wenig geht es primar um kurzfristige Marktpreise oder um die Frage, welche Verbrau-
chergruppen unter bestimmten regulatorischen Bedingungen zeitweise glnstiger oder
teurer Strom beziehen konnen. Gegenstand der Untersuchung sind vielmehr die ge-
samtwirtschaftlichen Kosten des Stromsystems als Ganzes.

Betrachtet werden dabei vier Varianten: zwei Varianten eines auf 80 Prozent Erneuer-
bare ausgerichteten Ausbaupfads (BMWK-Osterpaket), ein Szenario ,100 Prozent Er-
neuerbare® sowie ein technologieoffenes Szenario ,Kostenminimum®, in dem neben
fluktuierenden Erneuerbaren auch CO2-arme und grundlastfahige Erzeugungsoptio-
nen einbezogen werden. Dadurch wird nicht nur ein Vergleich zwischen den Szenarien
ermoglicht, sondern auch die Frage untersucht, welche Kostenvorteile aus einer brei-
teren technologischen Aufstellung des Stromsystems resultieren kénnten.

Die Analyse basiert auf einer stundenscharfen Simulation eines zukinftigen deutschen
Stromsystems bei einem langfristig angenommenen Jahresstrombedarf von 950 TWh.
Sie versteht sich nicht als Prognose, sondern als modellgestitzter Szenarien-Vergleich.
Ihr Ziel ist es, die zentralen Kostentreiber eines klimaneutralen Stromsystems sichtbar
zu machen und damit einen Beitrag zur strategischen energiepolitischen Debatte zu
leisten. Die Untersuchung soll insbesondere dazu beitragen, die in der 6ffentlichen
Diskussion haufig anzutreffende Gleichsetzung niedriger Stromgestehungskosten ein-
zelner Technologien mit niedrigen Gesamtkosten des Stromsystems kritisch zu Uber-
prufen.

global-energy-solutions.org
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2 Methodik und Annahmen

Die vorliegende Untersuchung basiert auf einem modellgestitzten Vergleich unter-
schiedlicher zuklnftiger Stromsysteme fir Deutschland. Ziel ist es, die jahrlichen
volkswirtschaftlichen Gesamtkosten eines weitgehend klimaneutralen Stromsystems
unter verschiedenen Erzeugungsstrukturen zu bestimmen und die zentralen Kosten-
treiber transparent herauszuarbeiten. Dabei wird nicht ein konkreter politischer oder
regulatorischer Entwicklungspfad prognostiziert. Vielmehr handelt es sich um eine
Szenarioanalyse, die sichtbar machen soll, welche Kostenstrukturen und Systeman-
forderungen sich unter definierten Annahmen aus unterschiedlichen Erzeugungsmixen
ergeben.

Im Mittelpunkt steht die Frage, mit welchen Stromsystemkosten Deutschland bei un-
terschiedlichen Anteilen fluktuierender Erneuerbarer Energien und unterschiedlicher
Verfugbarkeit gesicherter Leistung mindestens zu rechnen hat. MaRgeblich sind dabei
nicht nur die Stromgestehungskosten einzelner Technologien, sondern auch die zu-
satzlichen Kosten flr Netze, Speicher, Riickverstromung, Import und Export sowie die
Vorhaltung flexibel einsetzbarer Erzeugungskapazitaten. Die Analyse ist damit aus-
drucklich als Vollkostenbetrachtung des Gesamtsystems angelegt.

2.1 Beschreibung des Simulationsmodells

Ziel des Modells ist es, fur einen definierten jahrlichen Strombedarf diejenige System-
konfiguration zu bestimmen, die unter den jeweiligen Szenario-spezifischen Randbe-
dingungen die geringsten jahrlichen Gesamtkosten verursacht. Hierzu wird fur jede
Stunde eines Jahres ein Ausgleich zwischen Stromangebot und Stromnachfrage her-
gestellt. Der betrachtete Bilanzraum ist Deutschland; grenziberschreitender Strom-
handel wird dber modellierte Interkonnektoren mit den Nachbarlandern berucksichtigt.
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Abbildung 2: Die Grundstruktur des GES-Simulationsmodells
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Grundlage der Berechnung sind die stiindlichen Lastprofile des deutschen Stromver-
brauchs sowie die stiindlichen Erzeugungsprofile von Windkraft und Photovoltaik des
Jahres 2022. Die Last wird wegen erwartbar hdheren Stromverbrauchs auf einen lang-
fristig angenommenen Jahresstrombedarf von 950 TWh skaliert. Das Jahr 2022 wird
dabei als typisches Referenzjahr fur die innerjahrlichen und tageszeitlichen Schwan-
kungen von Verbrauch sowie wetterabhangiger Stromerzeugung verwendet. Die Un-
tersuchung trifft damit keine Aussage Uber die Wahrscheinlichkeit eines bestimmten
Wetterjahres, sondern analysiert die Kostenstruktur eines modellierten zuklnftigen
Systems anhand eines konsistenten Referenzjahres.

Das Optimierungsmodell variiert — abhangig vom jeweiligen Szenario — die installierten
Leistungen von Windkraft onshore, Windkraft offshore, Photovoltaik, Power-to-Gas-
Anlagen, Wasserstoff-Gasturbinen, Erdgas-Peaker-Kraftwerken sowie grundlastfahi-
gen Erzeugungsoptionen. Dabei werden die zu installierenden Kapazitaten so be-
stimmt, dass in jeder Stunde des Jahres die Last gedeckt wird und gleichzeitig die
jahrlichen Gesamtkosten des Systems minimiert werden. Im Ergebnis liefert das Mo-
dell damit keine kurzfristige Marktprognose, sondern eine Indikation der strukturellen
Kosten eines zukunftigen Stromsystems unter definierten technischen und wirtschaft-
lichen Annahmen. Abhangig vom Szenario-spezifischen Zubau an Erzeugung aus fluk-
tuierenden Erneuerbaren wird ein zusatzlich erforderlicher Netzausbau unterstellt, da
dieser Zubau in der Regel in Deutschland nicht verbrauchsnah erfolgen kann.

Die installierten Leistungen von Power to Gas-Anlagen (Elektrolyseure und Speicher),
wasserstoffbetriebenen Gasturbinen und Erdgas-Peakern mit Carbon Capture erge-
ben sich aus den Residuallasten und der Randbedingung, dass die Speicher im Som-
mer so weit beflllt werden, dass Dunkelflauten im Winterhalbjahr tGberbriickt werden
konnen.

Die Rechnung folgt im Grundsatz einem Energy-Only-Marktmodell. Das bedeutet,
dass Stromerzeuger im Modell ausschlieRlich fir tatsachlich erzeugte und einge-
speiste elektrische Energie entlohnt werden. Exogene Vergltungselemente wie EEG-
Forderung, Marktpramien, Investitionszuschiisse oder Zahlungen flir Kapazitatsbereit-
stellung werden nicht angesetzt. Die Modellierung bildet damit kein konkretes zukunf-
tiges Strommarktdesign ab, sondern schafft einen einheitlichen Kostenmalistab flr
den Vergleich unterschiedlicher Systemarchitekturen, losgeldst von zukunftigen politi-
schen Eingriffen. Gleichzeitig muss fur alle Stromerzeugungsarten und Speicher sowie
Netze eine volle Kostendeckung einschliel3lich Kapitalverzinsung erreicht werden.

Bei Uberdeckung des Strombedarfs werden zunéchst flexibel steuerbare Erzeugungs-
arten (z.B. Gaskraftwerke) abgeregelt. Besteht danach weiterhin ein Uberschuss, wird
Strom Uber Elektrolyseure in Wasserstoff umgewandelt und in Kavernenspeichern ein-
gelagert. Erst wenn die Elektrolyse an ihrer Leistungsgrenze arbeiten, wird Strom bis
zur (im Modell einstellbaren) Strom-Exportkapazitat ans Ausland verkauft. Erst bei
Uberschreiten der Exportkapazitat wird Erzeugung abgeregelt. Bei Unterdeckung er-
folgt der Ausgleich in der Modellierung zunachst tber Stromimporte, anschlielRend
Uber die Ruckverstromung gespeicherten Wasserstoffs und zuletzt Gber den Einsatz
disponibler Erzeugung, insbesondere Erdgas-Peaker. Diese Priorisierung ist modell-
technisch begrindet. Wirde disponierbare fossile Erzeugung vor der
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Ruckverstromung von Wasserstoff zugeschaltet, wirde die Wasserstoffspeicherung
aus Kostengriinden weitgehend verdrangt und ihre Funktion als Flexibilisierungsoption
im Modell nicht sichtbar. Die gewahlte Reihenfolge dient daher nicht der kinstlichen
Begunstigung von Wasserstoff, sondern der Abbildung eines auf weitgehende Unab-
hangigkeit vom Ausland setzenden Stromsystems. Auf die Frage von Grenzen und
Kosten eines alternativ auf mehr Import von Strom und Wasserstoff setzenden Sys-
tems unten eingegangen.

Es werden keine Effekte einer denkbaren EinflUhrung mehrerer Strompreiszonen be-
rucksichtigt. Stromaustausch mit dem Ausland findet Gber Netz-Koppelstellen (sog. In-
terkonnektoren) statt, deren maximale Leistung vorgegeben wird. Stromerzeugung
aus Lauf-Wasserkraft und Biomasse werden in allen Berechnungen aufgrund des be-
grenzten Ausbaupotenzials mit den derzeit vorhandenen Kapazitaten und ihrer jahrlich
erzeugten Energiemenge berucksichtigt.

Alle betrachteten Szenarien werden als weitgehend klimaneutrale Stromsysteme ge-
rechnet. Soweit fossile Erzeugung zum Einsatz kommt, wird dies in der Modellierung
mit Carbon Capture and Storage kombiniert. Einschrankend ist anzumerken, dass bei
Gaskraftwerken mit Carbon Capture technisch keine vollstandige CO,-Abscheidung
erreicht wird. In der Praxis ist eher von Abscheidungsraten von rund 90 bis 95 Prozent
auszugehen. Restemissionen bleiben damit bestehen und werden in der Modellierung
kostenmallig vereinfacht berlcksichtigt, auch wenn ihr Einfluss auf die Gesamtkosten
gegenuber den strukturellen Kostentreibern des Systems vernachlassigbar bleibt.
Uber die Emissionsintensitat von Importstrom werden dagegen mangels verfligbarer
Informationen keine Annahmen getroffen; Importstrom wird kostenmafig, nicht aber
hinsichtlich seines vollstandigen Treibhausgas-Fufliabdrucks modelliert.

Die Kosten des erforderlichen Netzausbaus werden in der Analyse berticksichtigt, je-
doch nicht durch eine raumlich aufgeldste Netzsimulation, sondern top-down Uber eine
lineare Skalierung in Abhangigkeit vom Ausbaugrad fluktuierender Erzeugung abge-
schéatzt. Referenzpunkt sind verdffentlichte Investitionsannahmen zum Ubertragungs-
und Verteilnetzausbau, siehe Tabelle 4. Auf diese Weise wird der Netzausbau als re-
levanter Kostentreiber in die Systemkosten einbezogen, ohne ein separates Netzmo-
dell zu implementieren.

Fir jede Systemkomponente werden auslastungsabhangige Levelized Cost of
Electricity (LCOE) bzw. im Gesamtsystem Levelized System Cost of Electricity
(LSCOE) ermittelt. Hierfir werden spezifische Investitionskosten, Betriebskosten,
technische Lebensdauern, Kapitalkosten und Volllaststunden zugrunde gelegt. Die
Summe aller jahrlichen Kostenbeitrage der Systemkomponenten einschliel3lich Netz-
ausbau ergibt die jahrlichen Gesamtkosten des jeweiligen Szenarios. Bezogen auf den
Jahresstrombedarf ergeben sich daraus die spezifischen Stromsystemkosten in Euro
pro MWh. Durch Bericksichtigung der technischen anstatt der wirtschaftlichen Le-
bensdauer wird in der Regel eine langere Lebensdauer unterstellt. Spatestens wenn
diese erreicht ist, muss eine Ersatzinvestition erfolgen. Die ermittelten LSCOE sind
somit erwartbar weitgehend unverandert bleibende Stromkosten. Die gelegentlich zu
hérende Annahme ,Einmal investieren, und dann sind wir durch* entspricht nicht den
technischen und betriebswirtschaftlichen Realitaten.
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Zentrale Modellannahmen sind in der folgenden Tabelle 7 zusammengefasst. Eine
Ubersicht der firr die einzelnen Erzeugungsarten verwendeten Kostendaten und Nut-
zungsdauer-annahmen findet sich in Anhang 7.3.

Setzung in der Stu-

Bedeutung fiir die Interpretation

Modellan- )
nahme die

2022, stiindliche | Die Analyse basiert auf einem konsisten-
Referenzjahr fur | Auflosung ten Wetter- und Lastjahr; Aussagen zu
Last- und Erzeu- abweichenden Wetterjahren sind damit
gungsprofile nicht Gegenstand der Modellierung.

950 TWh Der zukunftige Strombedarf wird als stark

Langfristiger elektrifiziertes System mit gegeniiber
Jahresstrombe- heute deutlich héherem Stromverbrauch
darf abgebildet.

20 GW verflgbare | Stromimport und -export werden model-
Inter- Koppelstellenkapa- | liert, aber durch eine feste grenziiber-
konnektoren /| Zitst schreitende Ubertragungskapazitat be-
Stromhandel

grenzt.

Skalierung der
Last

Lineare Skalierung
des Lastprofils 2022

Zusatzlicher Strombedarf verandert im
Modell nicht die spezifischen Stromkos-
ten (LSCOE).

Top-down, linear mit

Netzkosten werden bertcksichtigt, aber

Skalierung des | dem  Ausbaugrad | nicht auf Basis einer raumlich aufgelds-

Netzausbaus | flyktuierender  Er- | ten und verlustbehafteten Netzsimulation
Zeugung bestimmt .

, Energy-Only-Logik | Exogene Vergutungen wie EEG-Forde-

Marktdesign rung, Marktpramien, Investitionszu-

schusse oder Kapazitatszahlungen wie
auch Steuern und Abgaben sind nicht Teil
der Modellierung.

Redispatch und
Strompreiszo-
nen

Nicht modelliert

Netzengpassmanagement und regionale
Preiszonen werden nicht separat abge-
bildet; die Studie betrachtet Systemkos-
ten, nicht ein vollstandiges Marktdesign.

Wasserstoffinf-
rastruktur

Kein explizites Ha-
Kernnetz modelliert

Kosten fur eine grofraumige Wasser-
stofftransportinfrastruktur wie auch die
notwendige Erweiterung der Kavernen-
kapazitdt werden nicht gesondert
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angesetzt; dies wirkt eher kostensen-
kend auf die berechneten Szenarien.

Technologiedaten Die Kostenannahmen bilden keine heu-
Kostenbasis Uberwiegend  aus | tige Ist-Situation ab, sondern eine lang-

2024; CAPEX-Refe- | fristige, auf 2045 ausgerichtete Modell-

renzjahr 2035 welt.

Lineare Skalierung Es wird unterstellt, dass (1) 2022 die er-
Zubau Wind und tragreichsten Standorte bereits in Ver-
PV wendung sind und (2) neue Anlagen an

diesen ertragreichen Standorten errichtet
werden. Tatsachlich sinken die spezifi-
schen Ertrage mit zunehmendem Zubau.

Tabelle 1 Zentrale Modellannahmen der Simulation

Die in der Szenarien-Rechnung unterstellte Interkonnektorenkapazitat von 20 GW ist
dabei nicht als restriktiver Sonderfall zu verstehen, sondern eher als moderat guinstiger
Referenzrahmen. Sie liegt oberhalb des heute praktisch genutzten Niveaus, unterstellt
jedoch nicht, dass Deutschland in Knappheitsphasen beliebig groe Strommengen
aus dem Ausland beziehen kann. Sollte sich die reale Importverfligbarkeit geringer
oder teurer darstellen, wiirden die ausgewiesenen Stromsystemkosten tendenziell h6-
her ausfallen. Die Annahmen der Studie zum kunftig realistisch verfligbaren Stromaus-
tausch Deutschlands mit den Nachbarlandern werden in Anhang 7.1 vertieft dargestellt.

2.2 Nutzen und Grenzen

Szenarioanalysen sind keine Prognosen. Sie dienen nicht dazu, die Zukunft vorherzu-
sagen, sondern dazu, konsistente ,Was-ware-wenn“-Konstellationen zu vergleichen
und die Wirkungen zentraler Einflussfaktoren sichtbar zu machen. Der Nutzen der vor-
liegenden Untersuchung besteht daher vor allem darin, die Kostentreiber unterschied-
licher Stromsystemarchitekturen transparent offenzulegen und die GréRenordnung ih-
rer Wirkungen vergleichbar zu machen.

Gleichzeitig besitzt die Analyse bewusste Vereinfachungen und Grenzen. Sie basiert
auf einem einzelnen Wetter- und Lastjahr, bildet Netze nicht rdumlich aufgelést ab und
unterstellt eine stundengenaue Verfugbarkeit von Import- und Exportméglichkeiten in-
nerhalb der angenommenen Interkonnektorkapazitaten. Ebenso wenig werden Redis-
patch, mehrere Strompreiszonen, konkrete Marktdesignfragen, der Einsatz von Batte-
riespeichern oder politische und zeitliche Umsetzungsrisiken modelliert.
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Was die Studie nicht zeigt

Die vorliegende Untersuchung beansprucht nicht, die energiepolitische Zukunft
Deutschlands im Detail vorherzusagen. Sie zeigt insbesondere:

m  keine Prognose zukunftiger Borsen- oder Endkundenstrompreise,

m keine vollstandige Simulation des Strommarktdesigns,

m keine raumlich ausdifferenzierte Netzplanung,

m  keine Abbildung aller regulatorischen Eingriffe und Férdermechanismen,

m  keine exakte Vorhersage der tatsachlichen Kosten einzelner Technologien im
Jahr 2045,

m  keine vollstandige Infrastruktur-Kostenrechnung fur Wasserstoff- und CO2-
Transportnetze,

m keine eigenstandige Optimierung kurzfristiger Flexibilitdtsoptionen wie Batte-
riespeicher,

m  keine Abbildung ihrer mdglichen Systemwirkung,
m keine Bewertung der politischen Umsetzbarkeit einzelner Szenarien,

m keine Aussage daruber, wie die Gesamtkosten zwischen Staat, Unternehmen
und privaten Verbrauchern verteilt wirden.

Die Studie zeigt jedoch, welche strukturellen Kostentreiber unter konsistenten An-
nahmen mit unterschiedlichen Erzeugungsarchitekturen verbunden sind und welche
Grolkenordnungen daraus fur die volkswirtschaftlichen Stromsystemkosten resultieren.

Zudem ist zu berlcksichtigen, dass verschiedene Effekte, die in der Realitat zusatzli-
che Kosten verursachen kdnnen, in der Modellierung bewusst nicht oder nur verein-
facht enthalten sind. Hierzu zahlen unter anderem mdgliche Knappheiten bei Rohstof-
fen, steigende Ausbaukosten, De-Globalisierungseffekte, zusatzliche Anforderungen
an Kavernen und Wasserstoffinfrastruktur, Einschrankungen der Importverfugbarkeit,
Redispatchkosten sowie technische Degradations- und Effizienzeffekte bei stark
schwankender Nutzung von Elektrolyseuren und Rickverstromungsanlagen. Umfang-
reiche, kostenglnstige Importe von grinem Wasserstoff werden in der vorliegenden
Studie bewusst nicht als Standardlésung unterstellt. Der Grund dafur ist, dass sowohl
die langfristig verfligbaren Mengen als auch die realistischen Kosten einschliel3lich
Transport, Umwandlung und Infrastruktur derzeit nur begrenzt belastbar abgeschatzt
werden konnen. Die dafur mafigeblichen Griunde werden in Anhang 7.2 erlautert.

Ferner ist zu bericksichtigen, dass die Skalierung der Erzeugungsprofile von Wind
und Photovoltaik auf Basis des Jahres 2022 die zukunftige Standortqualitat und wet-
terbedingte Ertragsschwankungen nur begrenzt abbildet. Mit weiterem Zubau kdnnen
die spezifischen Ertrage sinken; zugleich kdnnen andere Wetterjahre zu abweichen-
den Ergebnissen flhren. Die ausgewiesenen Kosten sind daher auch vor diesem Hin-
tergrund als modellabhangige Vergleichswerte zu lesen.
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Insgesamt sind die ausgewiesenen Kosten daher nicht als Obergrenze, sondern eher
als modellhafte Untergrenze der jeweiligen Szenarien zu lesen. Die Starke der Unter-
suchung liegt nicht in der Scheingenauigkeit einzelner Kostenwerte, sondern in der
vergleichenden Aussage darlber, welche Systemarchitekturen unter konsistenten An-
nahmen tendenziell kostenglnstiger oder kostenintensiver ausfallen.

Die Aussagekraft der Analyse liegt folglich nicht in der exakten Vorhersage einer kinf-
tigen Euro-pro-MWh-Zahl, sondern in der robusten Vergleichsaussage daruber, wel-
che Strukturen ein Stromsystem tendenziell kostengunstiger oder kostenintensiver
machen. Gerade fur die energiepolitische Debatte ist dies entscheidend, weil dadurch
sichtbar wird, welche Folgekosten aus unterschiedlichen Erzeugungsarchitekturen re-
sultieren.

2.3 Eingangsgrofien

Die EingangsgroRen der Simulation umfassen technologische, wirtschaftliche und sys-
tembezogene Parameter. Fur die Stromerzeugungs- und Umwandlungstechnologien
werden insbesondere spezifische Investitionskosten (CAPEX), laufende Betriebskos-
ten (OPEX), Nutzungsdauern, Volllaststunden und Kapitalkosten angesetzt. Hinzu
kommen Annahmen zu Brennstoffkosten, Carbon-Capture- und Speicheraufwendun-
gen, Import- und Exportpreisen sowie zu den Investitionen in Ubertragungs- und Ver-
teilnetze.

Die Kostenparameter orientieren sich Gberwiegend an veroffentlichten Technologieda-
ten des NREL fir das Jahr 2024 (NREL 2024) beziehungsweise an daraus abgeleite-
ten Annahmen fir den Betrachtungszeitraum bis 2045 unter Berucksichtigung von
Skaleneffekten und Weiterentwicklung. Erganzend werden weitere Studien und
Marktinformationen sowie technologiespezifische Annahmen herangezogen, insbe-
sondere zu Netzausbaukosten, Stromimportpreisen, Brennstoffkosten sowie zu Rick-
bau-, CO2-Transport-, Speicher- und Nachsorgekosten. Die vollstandigen Parametri-
sierungen sind in Tabelle 7 undTabelle 4 im Anhang Kapitel 7.3 Tabellen dokumentiert.

Fur Speicher wird in der Modellierung vorrangig die saisonale Wasserstoffspeicherung
betrachtet. Kurzfristige Flexibilitatsoptionen wie Batteriespeicher oder Demand Side
Management werden nicht modelliert. Kurzfristige Flexibilitatsoptionen wie Batterie-
speicher kdnnen fur Intraday- und Tagesverschiebungen einen wichtigen Beitrag leis-
ten. Sie verandern jedoch nicht die Grundstruktur der saisonalen Speicher- und Rick-
verstromungserfordernisse. Batterien sind damit systemisch sinnvoll, Idsen aber nicht
das Grundproblem eines stark wetterabhangigen Stromsystems: den hohen Bedarf an
saisonaler Flexibilisierung und gesicherter Leistung.

Fir das technologieoffene Szenario werden zusatzlich gesicherte, CO2-arme und
grundlastfahige Erzeugungsoptionen mit ihren jeweiligen Kostenparametern einbezo-
gen. Auf diese Weise wird die Wirkung unterschiedlicher technischer Systemarchitek-
turen nicht vorab normativ ausgeschlossen, sondern vergleichend untersucht. Genau
darin liegt die Funktion des technologieoffenen Ansatzes innerhalb der Szenarioana-
lyse.
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2.4 Ergebnisangaben

Fir jedes Szenario werden sowohl Kostenkennzahlen als auch energiewirtschaftliche
StrukturgréfRen ausgewiesen. Zu den zentralen Kostenkennzahlen gehéren die spezi-
fischen LCOE der einzelnen Systemkomponenten, ihre Beitrage zu den jahrlichen Ge-
samtkosten, die gesamten Stromsystemkosten einschlieBlich Netzkosten (LSCOE)
sowie die daraus abgeleiteten spezifischen Kosten pro erzeugter MWh. Erganzend
wird eine grobe Stromdurchschnittspreisindikation ausgewiesen. Diese dient jedoch
lediglich der Orientierung und ist nicht als Prognose tatsachlicher Markt- oder Endkun-
denpreise zu verstehen.

Darlber hinaus werden flr jedes Szenario die erforderlichen installierten Leistungen,
die erzeugten Strommengen, Volllaststunden, maximale Leistungen, Import- und Ex-
portmengen, Abregelungen, Speichergrofien und Elektrolyseurmengen angegeben.
Grafische Jahresprofile illustrieren zusatzlich die zeitliche Struktur von Erzeugung,
Last, Uberdeckung und Unterdeckung sowie die Flillstande der Wasserstoffspeicher.

Es gqilt flr jede der 8760 Stunden des Jahres sowie flir die Jahressummen die Bilanz-
gleichung:

Nutzlast
— Erzeugung
— Einspeicherung
+ Ausspeicherung
— Export
+ Import
+ Erzeugung Erdgas-Peaker
— Abregelung

Null
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3 Betrachtete Szenarien

STROMSYSTEMKOSTEN

Szenario Charakter des | Zugelassene / pragende | Zentrale Restriktion
Szenarios Optionen bzw. Logik

80 Prozent- | Politisch vorge- | Hoher Ausbau von PV | Ausbaupfad des
Erneuer- zeichneter Aus- | und Wind, Stromimport, | BMWK-Osterpakets;
bare (Oster- | baupfad mit kos- | Erdgas-Peaker, be- | innerhalb dieses Rah-
paket) opti- | tenminimaler grenzte Wasserstoffnut- | mens wahlt das Mo-
miert  mit | Flexibilisierung | zung dell die kostenglns-
Erdgas- tigste Flexibilisierung.
Peaker

80 Prozent- | Politisch vorge- | Hoher Ausbau von PV | Ausbaupfad des
Erneuer- zeichneter Aus- | und Wind, Stromimport, | BMWK-Osterpakets;
bare (Oster- | baupfad mit star- | Wasserstoffspeicherung | Erdgas-Peaker wer-
paket) re-| kerer Wasser- | und Rackverstromung, | den zugunsten von
duzierte stoffsystemlogik | begrenzterer Einsatz von | Wasserstoffspeiche-
Menge Erd- Erdgas-Peakern rung zuruckgedrangt.
gas-Peaker

100 Prozent | Vollstandig er- | PV, Wind, Stromimport, | Fossile disponierbare
Erneuer- neuerbares Wasserstoffspeicherung, | Erzeugung ist ausge-
bare Stromsystem als | Riickverstromung, be- | schlossen; der Strom-
Kontrastfall grenzte kurzfristige Flexi- | bedarf soll ganzjahrig
bilitat aus erneuerbaren
Quellen gedeckt wer-

den.
Kostenmi- | Technologieof- | PV, Wind, Stromimport, | Keine politischen
nimum fener Ver- | Erdgas-Peaker,  grund- | Ausbauziele fur fEE;

gleichsfall

lastfahige COgz-arme Er-
zeugungsoptionen

das Modell bestimmt
die kostengunstigste
Systemarchitektur un-
ter den gesetzten An-
nahmen.

Tabelle 2 Ubersicht (iber die betrachteten Szenarien
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3.1 80 Prozent-Erneuerbare (Osterpaket) optimiert mit Erdgas-Peaker

Ergebnisbox: 80% Erneuerbare (Osterpaket) optimiert mit Erdgas-Peaker

m Max. Last: 148 GW (gleichbleibende Annahme)

m  Strombedarf: 950 TWh (gleichbleibende Annahme)
m LSCOE: 197 € MWh

m Installierte Systemleistung: 542 GW

m davon fEE: 438 GW

s Uberdeckung: 84,2 TWh

m  Unterdeckung: 259,9 TWh

m Netto-Importbedarf: 54 TWh

m Zubau gegenuber 2022: PV-Faktor 5,3; Wind onshore Faktor 3,6; Wind
offshore Faktor 10

Charakteristik: Kostenminimaler Osterpaket-Pfad mit starker Nutzung von Erdgas-
Peakern und Importen anstelle umfangreicher Wasserstoffspeicherung.

3.1.1 Annahmen und Modellrestriktionen

Das ,80% Erneuerbare Szenario optimiert mit Erdgas-Peaker unterstellt die vom
BMWK vorgegebenen Ausbauziele fur fluktuierende erneuerbare Energien. Die instal-
lierten Leistungen von Photovoltaik sowie Wind onshore und offshore werden damit
entsprechend dem politisch vorgezeichneten Ausbaupfad festgelegt. Innerhalb dieses
Rahmens bestimmt das Modell die kostengunstigste Systemkonfiguration zur Deckung
des Strombedarfs. Dabei sind insbesondere die Kapazitaten flir Stromimport, Wasser-
stoffspeicherung, Ruickverstromung und Erdgas-Peaker variabel, soweit sie nicht
durch andere Randbedingungen begrenzt sind.

Anders als in der zweiten Osterpaket-Variante wird in diesem Szenario keine zusatzli-
che Restriktion gesetzt, die den Einsatz von Erdgas-Peakern zugunsten einer starke-
ren Wasserstoffspeicherung begrenzt. Das Modell kann daher innerhalb des politisch
vorgegebenen Ausbaupfads jene Flexibilisierungsoption wahlen, die die geringsten
Gesamtkosten verursacht. Unter den gewahlten Annahmen flihrt dies dazu, dass teure
Wasserstoffspeicherung und Ruckverstromung weitgehend verdrangt und stattdessen
Erdgas-Peaker sowie Stromimporte zur Deckung von Unterdeckungen eingesetzt wer-
den.

3.1.2 Zentrale Ergebnisse

Im Ergebnis steigt die erforderliche installierte Systemleistung gegentiber dem heuti-
gen Systemniveau deutlich an und erreicht rund 542 GW einschliel3lich Biomasse und
Laufwasser. Davon entfallen 438 GW auf fluktuierende erneuerbare Erzeugung. Die
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wetterabhangigen Erzeugungsschwankungen flhren trotz Importen und disponibler
Leistung zu einer summierten Uberdeckung von 84,2 TWh sowie zu einer summierten
Unterdeckung von 259,9 TWh. Die Stromsystemkosten belaufen sich auf 197 €/ MWh
LSCOE. Der Importbedarf betragt rund 102 TWh. Gegenluber dem Referenzzustand
2022 ergibt sich damit ein dauerhaft deutlich erhéhtes Kostenniveau.

Der erforderliche Ausbau gegentber 2022 betragt bei Photovoltaik den Faktor 5,3, bei
Wind onshore den Faktor 3,6 und bei Wind offshore den Faktor 10. Die Speicher wer-
den im kostenoptimalen Modellpfad praktisch nicht genutzt, da ihre Befullung und
Ruckverstromung durch gunstigere Alternativen verdrangt wird.

3.1.3 Wesentliche Kostentreiber

Die Kosten dieses Szenarios werden im Wesentlichen durch drei Faktoren bestimmt.
Erstens erzeugt der politisch vorgegebene starke Ausbau fluktuierender Erzeugung
erheblichen Netzausbaubedarf, weil sehr hohe Erzeugungsspitzen transportiert und
systemisch eingeordnet werden mussen. Zweitens bleibt trotz des hohen Ausbaus von
Wind und Photovoltaik ein erheblicher Bedarf an gesicherter Leistung bestehen, da
Unterdeckungen in groRem Umfang auftreten. Drittens erfordert die Vermeidung noch
hoherer Kosten eine starke Nutzung von Erdgas-Peakern und Importen, weil die alter-
native Wasserstoffspeicherung im Modell wirtschaftlich nachrangig ist.

Das Szenario zeigt damit exemplarisch, dass ein hoher Anteil fluktuierender Erzeu-
gung nicht automatisch zu einem kostengiinstigen Gesamtsystem fuhrt. Viel-
mehr verlagern sich die Kostentreiber von der Stromerzeugung einzelner Anlagen auf
die systemische Einbettung dieser Erzeugung.

3.1.4 Systemische Risiken und Abhangigkeiten

Uber die Kosten hinaus weist das Szenario mehrere strukturelle Verwundbarkeiten auf.
Die wichtigste davon ist die hohe Abhangigkeit von Erdgas als verfugbarer Reserve-
und Ausgleichsenergie. Hinzu kommt eine erhebliche Abhangigkeit vom Ausland, da
Stromimporte in betrachtlichem Umfang passgenau bereitgestellt und inlandische
Uberschiisse im umgekehrten Fall auch aufgenommen werden missen. Diese An-
nahme ist systemisch anspruchsvoll und im Krisen- oder Knappheitsfall nicht risikolos.

Daruber hinaus setzt das Szenario einen sehr ambitionierten Ausbau von Photovoltaik
und Windkraft voraus. Angesichts begrenzter Flachen, Genehmigungsfriktionen, Ak-
zeptanzfragen und bereits genutzter ertragreicher Standorte ist dies mit erheblichen
Realisierungsrisiken verbunden. Das System bleibt zudem in hohem Male auf eine
funktionierende CCS-Infrastruktur angewiesen, sofern die Erdgas-Peaker klimaneutral
betrieben werden sollen.

3.1.5 Energiepolitische Einordnung

Energiepolitisch zeigt dieses Szenario, dass ein politisch vorgezeichneter Ausbaupfad
mit hohem Anteil erneuerbarer Erzeugung nicht zu einem strukturell robusten oder
kostengunstigen Stromsystem fihren muss. Unter den gewahlten Annahmen wird der
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Ausbaupfad kostenmalig wesentlich durch den Ruickgriff auf Erdgas-Peaker und Im-
portstrom stabilisiert. Damit gehen jedoch eine hohere fossile Abhangigkeit, eine gro-
Rere Importabhangigkeit und ein fortbestehender Bedarf an gesicherter Leistung ein-
her.

Das Szenario macht damit deutlich, dass ein Ausbaupfad nach dem Muster des Os-
terpakets die zentrale Strukturfrage offenlafdt, wie ein stark fEE-gepragtes System dau-
erhaft bezahlbar, versorgungssicher und international wettbewerbsfahig organisiert
werden kann. Es belegt zudem, dass selbst unter kostenoptimierender Modelllogik
Wasserstoffspeicherung nicht automatisch die wirtschaftlich bevorzugte Flexibilitats-
option ist.

3.2 80 Prozent-Erneuerbare (Osterpaket) reduzierte Menge Erdgas-Peaker

Ergebnisbox: 80% Erneuerbare (Osterpaket) reduzierte Menge Erdgas-Pea-
ker

m Max. Last: 148 GW (gleichbleibende Annahme)

m Strombedarf: 950 TWh (gleichbleibende Annahme)

m LSCOE: 212 €/ MWh

m Installierte Systemleistung: 618 GW

m davon fEE: 438 GW

s Uberdeckung: 84,2 TWh

m Unterdeckung: 259,9 TWh

m Netto-Importbedarf: 102 TWh

m Zubau gegenuber 2022: PV-Faktor 5,3; Wind onshore Faktor 3,6; Wind
offshore Faktor 10

Charakteristik: Politisch konsistenterer Osterpaket-Pfad mit starkerer Wasser-
stoffspeicherung, héherem Flexibilisierungsaufwand und héheren Systemkosten.

3.2.1 Annahmen und Modellrestriktionen

Auch das ,80% Erneuerbaren Szenario mit reduzierter Menge Erdgas-Peaker” basiert
auf den politisch vorgegebenen Ausbauzielen fur Photovoltaik und Windkraft des
BMWK-Osterpakets. Die installierten Leistungen fluktuierender Erzeugung sind daher
identisch mit dem vorherigen Szenario. Abweichend von der kostenoptimierten Pea-
ker-Variante wird hier jedoch der Einsatz von Erdgas-Peakern bewusst zurlickge-
drangt, um eine starkere Systemintegration von Wasserstoffspeicherung und Rickver-
stromung abzubilden.

global-energy-solutions.org



24 STROMSYSTEMKOSTEN

Das Szenario bildet damit naherungsweise einen Pfad ab, der starker dem politischen
Zielbild einer Reduzierung fossiler Abhangigkeit entspricht. Import, Wasserstoffspei-
cherung und Rickverstromung Ubernehmen folglich eine grélkere Rolle bei der De-
ckung von Unterdeckungen. Die Randbedingungen sind so gesetzt, dass hinreichende
Elektrolysekapazitat vorhanden ist, um die Speicher im Jahresverlauf zu beflllen.

3.2.2 Zentrale Ergebnisse

Im Ergebnis erhdht sich die erforderliche installierte Systemleistung auf 618 GW. Die
Leistung der fluktuierenden Erzeugung bleibt mit 438 GW unverandert gegenlber der
ersten Osterpaket-Variante. Auch die summierten Uber- und Unterdeckungen bleiben
mit 84,2 TWh beziehungsweise 259,9 TWh identisch, da die fEE-Leistung gleich ist.
Die LSCOE steigen jedoch auf 212 €/ MWh und liegen damit oberhalb des Szenarios
mit starkerem Erdgas-Peaker-Einsatz.

Der Anteil erneuerbarer Erzeugung an der Strombereitstellung liegt bei rund 75 Pro-
zent. Gleichzeitig bleibt der Bedarf an Erdgas-Backup-Kraftwerken hoch, auch wenn
deren Einsatz rechnerisch reduziert wird. Der Stromimport liegt deutlich Gber dem heu-
tigen Niveau. Die Interkonnektoren werden in diesem Szenario sehr stark beansprucht
und sind wahrend groRer Teile des Jahres an ihrer Kapazitatsgrenze ausgelastet.

3.2.3 Wesentliche Kostentreiber

Die gegenuber Szenario 3.13 hdheren Stromsystemkosten resultieren vor allem aus
dem verstarkten Einsatz der Wasserstoffkette als Flexibilisierungsoption. Elektrolyse,
Speicherung und Ruckverstromung verursachen hohe spezifische Kosten und erfor-
dern zugleich erhebliche Uberkapazitaten bei den jeweiligen Anlagen. Besonders kos-
tentreibend wirkt dabei die Notwendigkeit, sehr groflde Elektrolyseurleistung fiir ver-
gleichsweise kurze Erzeugungsspitzen vorzuhalten.

Hinzu kommt, dass auch in diesem Szenario die Netzkosten aufgrund des starken
Ausbaus fluktuierender Erzeugung hoch bleiben und trotz groRer Speicherkapazitaten
weiterhin gesicherte Reserveleistung vorgehalten werden muss. Das Szenario zeigt
damit, dass die Substitution fossiler Flexibilitdt durch Wasserstoff unter den gewahlten
Annahmen mit erheblichen Mehrkosten verbunden ist.

3.2.4 Systemische Risiken und Abhangigkeiten

Das Szenario ist in besonderem Malle von passgenauen, funktionierenden Strom-Im-
portbeziehungen sowie von einer technisch und wirtschaftlich belastbaren Wasser-
stoffinfrastruktur abhangig. Die angenommene Interkonnektorkapazitat von 20 GW
wird in erheblichem Umfang ausgenutzt; die Funktionsfahigkeit des Systems setzt vo-
raus, dass Strom im Ausland in den kritischen Stunden in ausreichender Menge

3 80 Prozent-Erneuerbare (Osterpaket) optimiert mit Erdgas-Peaker
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verflugbar ist. Dies ist insbesondere in groflraumigen Wetterlagen mit gleichzeitiger
Knappheit nicht risikolos.

Zugleich erfordert das Szenario eine sehr grol3e Elektrolyseurleistung bei vergleichs-
weise geringer Auslastung sowie einen saisonalen Speicherbedarf, der im betrachte-
ten Wetterjahr zwar rechnerisch ausreicht, in ungunstigeren Jahren jedoch nicht zwin-
gend ausreichende Versorgungssicherheit gewahrleisten muss. Hinzu kommt, dass
auch hier weiterhin erhebliche Mengen disponibler Erzeugung in Form von Erdgas-
Backup-Kraftwerken erforderlich bleiben. Die fossile Abhangigkeit wird also verringert,
aber nicht aufgehoben.

3.2.5 Energiepolitische Einordnung

Energiepolitisch macht dieses Szenario die Kosten eines politisch besonders konsis-
tent gedachten Osterpaket-Pfades sichtbar. Wer den fossilen Ausgleich bewusst zu-
ruckdrangen und stattdessen starker auf Wasserstoff als Systempuffer setzen will,
muss unter den hier gewahlten Annahmen deutlich hdhere Gesamtsystemkosten in
Kauf nehmen. Das betrifft nicht nur die unmittelbaren Speicher- und Rlckverstro-
mungskosten, sondern auch die notwendige Uberdimensionierung von Elektrolyseu-
ren und die anhaltende Importabhangigkeit.

Das Szenario zeigt damit in zugespitzter Form die zentrale Spannung einer stark fEE-
basierten Strompolitik: Je starker fossile Flexibilitat vermieden werden soll, desto gro-
Rer werden unter den gewahlten Annahmen der technische und finanzielle Aufwand
fur Speicher, Netze und Reservekapazitaten. Der Pfad ist damit starker an das politi-
sche Leitbild einer Reduzierung fossiler Flexibilitat angelehnt, geht unter diesen An-
nahmen jedoch mit héheren Kosten und héheren Anforderungen an Speicher, Netze
und Importverfigbarkeit einher als das kostenoptimierte Peaker-Szenario.
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3.3 100 Prozent Erneuerbare

Ergebnisbox: 100% Erneuerbare

m Max. Last: 148 GW (gleichbleibende Annahme)

m  Strombedarf: 950 TWh (gleichbleibende Annahme)
m LSCOE: 321 € MWh

m Installierte Systemleistung: 1.162 GW

m davon fEE: 786 GW

s Uberdeckung: 380 TWh

m Unterdeckung: 175 TWh

m  Netto-Importbedarf: 70 TWh

m Zubau gegenuber 2022: PV-Faktor 11,9; Wind onshore Faktor 5,6; Wind
offshore Faktor 10

Charakteristik: Vollstandig erneuerbares Stromsystem mit sehr hohen Uberkapa-
zitaten, hohem saisonalem Speicherbedarf und den hochsten Stromsystemkos-
ten.

3.3.1 Annahmen und Modellrestriktionen

Das Szenario ,100 Prozent Erneuerbare” bildet ein Stromsystem ab, in dem der ge-
samte Strombedarf ganzjahrig aus erneuerbaren Quellen gedeckt werden soll. Erd-
gas-Peaker sind in diesem Szenario als Erzeugungsoption ausgeschlossen. Variabel
sind damit im Wesentlichen der Ausbau fluktuierender Erzeugung, die Dimensionie-
rung der Wasserstoffspeicherung einschlief3lich Elektrolyse und Rickverstromung so-
wie die Nutzung von Stromimporten und -exporten innerhalb der vorgegebenen Kop-
pelstellenkapazitat.

Die Modelllogik dieses Szenarios zielt darauf ab, ein vollstdndig erneuerbares
Stromsystem unter den gewahlten Randbedingungen kostenminimal zu konfigurieren.
Kurzfristige Flexibilitdtsoptionen wie Batterien oder Demand Side Management wer-
den nur begrenzt mitgedacht; im Zentrum steht die saisonale Flexibilisierung Uber
Wasserstoff. Damit wird ein Systemtyp untersucht, der auf sehr hohe fluktuierende Er-
zeugung und auf die vollstandige Vermeidung fossiler Reservekapazitaten setzt.

3.3.2 Zentrale Ergebnisse

Im Ergebnis steigt die installierte Systemleistung auf 1.162 GW, davon 786 GW fluktu-
ierende erneuerbare Erzeugung. Die summierte Uberdeckung erreicht 380 TWh, die
summierte Unterdeckung 175 TWh. Die LSCOE belaufen sich auf 321 €/ MWh und
liegen damit deutlich Gber allen Gbrigen betrachteten Szenarien. Der Ausbau gegen-
Uber 2022 erfolgt um den Faktor 11,9 bei Photovoltaik, 5,6 bei Wind onshore und 10
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bei Wind offshore. Zusatzlich werden sehr gro3e Kapazitaten bei Elektrolyse und Gas-
to-Power bendtigt.

Die installierte Leistung der fluktuierenden Erzeugung liegt damit um ein Mehrfaches
Uber der maximal bendtigten Last. Gleichzeitig ist ein saisonaler Wasserstoffspeicher
erforderlich, dessen Fullstand im Jahresverlauf stark schwankt und dessen gespei-
cherte Energiemenge einer Dunkelflautenabsicherung* entspricht. Trotz dieses massi-
ven Ausbaus bleibt auch in diesem Szenario die Abstlitzung durch Stromimporte rele-
vant.

3.3.3 Wesentliche Kostentreiber

Die hohen Kosten dieses Szenarios resultieren vor allem aus der Kombination von drei
Strukturmerkmalen. Erstens erfordert ein vollstandig erneuerbares Stromsystem sehr
hohe Uberkapazitaten bei Wind und Photovoltaik, weil die Erzeugung auch in unglins-
tigen Wetterlagen gesichert werden muss. Zweitens entsteht daraus ein erheblicher
Bedarf an saisonaler Wasserstoffspeicherung einschlieRlich Elektrolyseuren, Kaver-
nenspeichern und Ruckverstromungskapazitaten. Drittens treiben die mit den hohen
Erzeugungsspitzen verbundenen Anforderungen an Netze und Systemintegration die
Gesamtkosten zusatzlich nach oben.

Besonders ins Gewicht fallt, dass grof3e Teile der installierten Elektrolyse- und Ruck-
verstromungskapazitaten nur unregelmaRlig genutzt werden und daher hohe spezifi-
sche Systemkosten verursachen. Die Modellierung macht damit sichtbar, dass die Her-
ausforderung eines 100-Prozent-fEE-Systems nicht allein in der Erzeugung griinen
Stroms liegt, sondern in dessen saisonal verlasslicher Einbettung in ein versorgungs-
sicheres Stromsystem, das in erheblichem Mal} auf grenziiberschreitende Ausgleichs-
und Reservekapazitaten angewiesen ist. Die zentrale Bedeutung des saisonalen Spei-
cherbedarfs fur die Kosten- und Systemlogik dieses Szenarios zeigt sich auch im Ver-
lauf des Wasserstoffspeicherflillstands tber das Jahr.

4 In Deutschland dauern Dunkelflauten typischerweise mehrere Tage; die Bundesnetzagentur arbeitet haufig mit einer Mindest-
dauer von 48 Stunden sehr niedriger Wind- und PV-Erzeugung, wahrend DWD-Auswertungen zeigen, dass Phasen von etwa
sechs Tagen nicht ungewdhnlich sind und Episoden von einer Woche oder langer wiederholt vorkommen. Die durchschnittlich
langste zusammenhangende ,Hoch Mitteleuropa“-Phase pro Winterhalbjahr liegt bei gut 4 Tagen, Extremfalle reichten seit
1950/51 bis 23 Tage.
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Abbildung 3: Flllstand der Wasserstoffspeicherung im Jahresverlauf fir das Szenario
100 Prozent fEE

Die Abbildung verdeutlicht, dass die Funktionsfahigkeit des Szenarios wesentlich von
einer grof3skaligen saisonalen Wasserstoffspeicherung abhangt.

3.3.4 Systemische Risiken und Abhangigkeiten

Das Szenario weist die hochste strukturelle Komplexitat und die grofite Verwundbar-
keit aller betrachteten Falle auf. Es setzt einen extrem ambitionierten Ausbau von
Wind- und Photovoltaikleistung voraus, dessen Realisierung sowohl flachenpolitisch
als auch genehmigungs- und akzeptanzseitig hoch anspruchsvoll ware. Hinzu kommt
die Notwendigkeit, sehr grole kurzzeitige Erzeugungsspitzen in Netzen und Elektroly-
seuren beherrschen zu kénnen.

Dies fuhrt zu erheblichen netz- und systemtechnischen Herausforderungen. Insbeson-
dere hohe kurzfristige Anderungen der Einspeisung aus Wind und Photovoltaik wiirden
zusatzliche Anforderungen an Netze, Flexibilitdt und grenziberschreitende Systemun-
terstitzung stellen.

Auch die Speicherlogik bleibt systemisch anspruchsvoll. Die im Modell berechneten
SpeichergrofRen reichen fur das Referenzwetterjahr 2022, erlauben aber keine belast-
bare Aussage Uber unglnstigere Wetterjahre mit Iangeren Dunkelflauten. Gleichzeitig
bleibt das Szenario auf passgenaue Stromimporte angewiesen, obwohl gro3raumige
Wetterphdnomene gerade die Gleichzeitigkeit von Knappheitslagen wahrscheinlicher
machen. In einem starker elektrifizierten Energiesystem wirde zudem zusatzlicher
Wasserstoffbedarf in Industrie, Warme und Verkehr entstehen, der hier nicht als inlan-
discher Mehrbedarf des Stromsystems modelliert wird.

3.3.5 Energiepolitische Einordnung

Energiepolitisch markiert dieses Szenario den Grenzfall eines auf fluktuierende Erzeu-
gung fokussierten Stromsystems. Es zeigt, welche Kosten- und Infrastrukturfolgen ent-
stehen, wenn Versorgungssicherheit und Klimaneutralitat ohne fossile Reservekapa-
zitdten und ohne grundlastfahige COz-arme Alternativen allein durch Wind, Photovol-
taik, Wasserstoffspeicherung und Stromhandel hergestellt werden sollen. Unter den
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gewahlten Annahmen ist dies das mit Abstand teuerste und zugleich systemisch an-
spruchsvollste Szenario.

Die Analyse legt damit nahe, dass ein vollstandig auf fluktuierenden Erneuerbaren ba-
sierendes Stromsystem in Deutschland nur um den Preis sehr hoher Uberkapazitaten,
erheblicher Speicherlasten und wachsender Infrastrukturabhangigkeiten erreichbar
ware. Das Szenario dient damit im Bericht als analytischer Kontrastfall: Es zeigt nicht
nur die technischen Anforderungen eines solchen Pfades, sondern vor allem dessen
strukturelle Kostendynamik.

3.4 Kostenminimum (Modell europaischer Wettbewerb)

Ergebnisbox: Kostenminimum

m Max. Last: 148 GW (gleichbleibende Annahme)

m Strombedarf: 950 TWh (gleichbleibende Annahme)

m LSCOE: 125 €/ MWh

m Installierte Systemleistung: 215 GW

m davon fEE: 90 GW

s Uberdeckung: 109 TWh

m Unterdeckung: 22,8 TWh

m  Netto-Importbedarf: -66 TWh

m Zubau gegenlber 2022: kein Zubau bei PV, Wind onshore, Wind offshore
Charakteristik: Technologieoffenes Szenario mit gesicherter COz-armer Grundlast

und den niedrigsten Stromsystemkosten im Vergleich. Deutschland wird wieder
Nettoexporteur. Wasserstoffspeicherung praktisch erforderlich

3.4.1 Annahmen und Modellrestriktionen

Das Szenario ,Kostenminimum® ist als technologieoffener Vergleichsfall angelegt. An-
ders als in den politisch vorgezeichneten Szenarien werden hier keine Ausbauziele fur
Wind und Photovoltaik vorgegeben, sondern die installierten Leistungen dieser Tech-
nologien sowie die Kapazitaten fur Speicher, Erdgas-Peaker und grundlastfahige CO2-
arme Erzeugung vom Modell frei bestimmt. Eine Untergrenze bildet dabei das Aus-
bauniveau von Wind und Photovoltaik des Jahres 2022.

Ziel dieses Szenarios ist es, jene Stromsystemarchitektur zu identifizieren, die unter
den gewahlten technischen und wirtschaftlichen Annahmen die geringsten Gesamt-
systemkosten verursacht. Dazu werden auch grundlastfahige CO2-arme Erzeu-
gungsoptionen, einschliel3lich Kernkraft, in die Optimierung einbezogen. Der techno-
logieoffene Ansatz dient damit nicht der politischen Vorfestlegung, sondern dem
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vergleichenden Sichtbarmachen mdglicher Kostenvorteile einer breiteren technologi-
schen Aufstellung. Die zugrunde gelegten Kosten-, Rickbau- und Entsorgungsannah-
men sind in Anhang 7.3 dokumentiert.

Der technologieoffene Ansatz dient damit nicht der politischen Vorfestlegung, sondern
dem vergleichenden Sichtbarmachen mdglicher Kostenvorteile einer breiteren techno-
logischen Aufstellung.

3.4.2 Zentrale Ergebnisse

Im Ergebnis sinkt die erforderliche installierte Systemleistung auf 215 GW, davon le-
diglich 90 GW fluktuierende Erzeugung. Die summierte Uberdeckung betragt 109 TWh,
die summierte Unterdeckung 22,8 TWh. Die LSCOE belaufen sich auf 125 €/MWh und
liegen damit deutlich unter den politisch vorgezeichneten 80 Prozent-Szenarien sowie
um mehr als das 2,5 fache unter dem Szenario ,100 Prozent Erneuerbare®. Gegenuber
dem Referenzzustand 2022 ergibt sich sogar ein leicht niedrigeres spezifisches Kos-
tenniveau.

Der zusatzliche Strombedarf wird in diesem Szenario im Wesentlichen durch grund-
lastfahige CO2-arme Erzeugung gedeckt. Ein weiterer Ausbau von Wind und Photo-
voltaik erfolgt nicht, da unter den gewahlten Annahmen deren inkrementelle System-
kosten Uber den Kosten der alternativen grundlastfahigen Option liegen. Wasser-
stoffspeicherung spielt praktisch keine Rolle, wahrend Importe und Exporte in Gber-
schaubarem Umfang zur Systemflexibilisierung beitragen. Deutschland wirde in die-
sem Szenario wieder Nettoexporteur von Strom.

3.4.3 Wesentliche Kostentreiber

Die vergleichsweise niedrigen Kosten dieses Szenarios resultieren daraus, dass der
Bedarf an saisonaler Speicherung, Ruckverstromung, grof3¢flachigem Netzausbau und
disponibler Reserveleistung erheblich geringer ausfallt als in stark fEE-dominierten
Systemen. Die Einbindung grundlastfahiger COz2-armer Erzeugung senkt die struktu-
relle Volatilitat des Gesamtsystems und reduziert damit jene Folgekosten, die in ande-
ren Szenarien durch Wetterabhangigkeit und Erzeugungsspitzen ausgeldst werden.

Damit verschiebt sich die Kostenstruktur des Systems grundlegend: Nicht hohe Men-
gen fluktuierender Erzeugung, sondern die kontinuierliche Bereitstellung gesicherter
Leistung pragt die Systemarchitektur. Die Modellierung legt nahe, dass unter den an-
gesetzten Kostenparametern gerade diese Kombination zu den geringsten volkswirt-
schaftlichen Stromsystemkosten fuhrt.

3.4.4 Systemische Risiken und Abhangigkeiten

Auch dieses Szenario ist nicht frei von Voraussetzungen und Risiken. Es setzt voraus,
dass Kernenergie politisch, regulatorisch, finanziell und infrastrukturell realisiert wer-
den kann. Bedingt durch lange Investitionszyklen, und hohe Anfangsinvestitionen ist
vor allem eine verlassliche Genehmigungssituation und ein stabiles politisches Umfeld
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entscheidend. Die Realisierung des Szenarios ist damit in anderer Weise anspruchs-
voll als die der fEE-dominierten Varianten.

Gleichzeitig reduziert das Szenario mehrere systemische Verwundbarkeiten anderer
Pfade. Der Bedarf an saisonaler Speicherung ist gering, die Importabhangigkeit sinkt
deutlich, und die Anforderungen an Netze, kurzfristige Flexibilisierung und Reserveka-
pazitaten fallen wesentlich niedriger aus. Das System gewinnt dadurch an struktureller
Robustheit, erkauft diese jedoch mit einer starkeren Abhangigkeit von wenigen grol3s-
kaligen Grundlastoptionen und deren erfolgreicher Umsetzung.

Der zeitliche Verlauf von Erzeugung und Last in Kapitel 5.3 deutet darauf hin, dass
Kernkraft und fluktuierende Erneuerbare unter den gewahlten Annahmen systemisch
gut miteinander kombinierbar sind.

3.4.5 Energiepolitische Einordnung

Energiepolitisch ist dieses Szenario der zentrale Gegenentwurf zu einer weitgehend
auf fluktuierende Erzeugung fokussierten Stromsystemarchitektur. Es zeigt, dass ein
technologieoffener Ansatz unter Einbeziehung grundlastfahiger CO2-armer Erzeu-
gungsoptionen unter den gewahlten Annahmen deutlich geringere Stromsystemkosten
ermoglicht als die derzeit politisch dominierenden Ausbaupfade. Der zentrale Unter-
schied liegt nicht in einzelnen Technologiepreisen, sondern in der wesentlich glnsti-
geren Systemlogik.

Das Szenario stutzt damit die zentrale These des Berichts: Fur Deutschland ist nicht
die Maximierung des Anteils fluktuierender Erzeugung der entscheidende Malistab,
sondern die Minimierung der Stromsystemkosten unter den Bedingungen von Kii-
maneutralitat und Versorgungssicherheit. Die Ergebnisse sprechen folglich flir eine
breitere technologische Aufstellung des Stromsystems und daftir, Windkraft, Photovol-
taik sowie deren nachgelagerte Flexibilisierungsketten starker im Kontext der gesam-
ten Stromsystemkosten zu bewerten.
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4 Schlussfolgerungen und Handlungsempfehlungen

4.1 Zentrale Befunde der Szenarioanalyse

Die Szenarioanalyse zeigt mit gro3er Deutlichkeit, dass die volkswirtschaftlichen
Stromsystemkosten in Deutschland nicht allein von den Stromgestehungskosten ein-
zelner Erzeugungstechnologien abhangen, sondern maf3geblich von der Stromsys-
temkosten der Erzeugungstechnologien bestimmt werden. Diese umfassen auch den
technologiespezifischen Bedarf an saisonaler Speicherung, den Umfang des Netzaus-
baus, den Bedarf an gesicherter Leistung sowie die Rolle von Strom-Importen und
Exporten im Ausgleich von Uber- und Unterdeckungen.

Uber alle betrachteten Szenarien hinweg steigt mit wachsendem Anteil fluktuierender
Erzeugung der Bedarf an systemischer Absicherung deutlich an. Dies betrifft vor allem
Speicher, Ruckverstromung, Reservekapazitaten und Netzverstarkung. Die Analyse
zeigt damit, dass niedrige Stromgestehungskosten von Wind und Photovoltaik fur sich
genommen keine hinreichende Aussage Uber die Kosten eines klimaneutralen
Stromsystems erlauben. Vielmehr steigen mit einem hohen Anteil wetterabhangiger
Erzeugung die zusatzlichen Systemkosten in erheblichem Umfang.

Tabelle 3 gibt einen Uberblick Gber wesentliche Ergebnisparameter der berechneten
Szenarien. Links sind die Vorgaben dargestellt, rechts die Ergebnisse: Die Reihung
entspricht der Darstellung der Szenarien in diesem Bericht. Einige Felder sind farblich
unterlegt. Kleine gelbe Felder zeigen kritische Zustande, kleine rote Felder nicht ak-
zeptable Zustande. Die beiden gelb unterlegten rechten Spalten zeigen die entschei-
denden Informationen zu den Gesamtsystemkosten absolut und im Vergleich zum Sta-
tus Quo 2022.

Aus den Ergebnissen der Szenarioanalyse lassen sich daruber hinaus fiir die
energiepolitische Debatte folgende Schlussfolgerungen ableiten:

Kostenverlagerung statt Kostensenkung:

Malnahmen wie die Herausnahme der Netzentgelte aus dem Strompreis oder ein
staatlich subventionierter Industriestrompreis senken die gesamtwirtschaftlichen Kos-
ten des Stromsystems nicht. Sie verandern primar deren Verteilung zwischen Strom-
verbrauchern, Steuerzahlern und einzelnen Verbrauchergruppen.

Abregelung als 6konomisch rationale Option:

Bei haufigeren Erzeugungsuiberschissen wirde deren vollstandige Nutzung zusatzli-
che Speicher, weiteren Netzausbau oder zusatzliche Exportmdglichkeiten erfordern.
Diese Optionen erhdhen die Systemkosten. In einem kostenminimalen Stromsystem
ist Abregelung 6konomisch sinnvoll, wenn der kurzfristige und mittelfristige Marktwert
zusatzlicher Einspeisung unter den Kosten fur Speicherung, Transport oder Export
liegt.

Reduzierte fossile Energieimporte bei zugleich steigenden Stromsystemkosten:
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Der Ausbau fluktuierender erneuerbarer Energien reduziert grundsatzlich den Import
fossiler Energietrager. Die Analyse zeigt jedoch, dass die Stromsystemkosten trotz die-
ses Effekts dauerhaft deutlich steigen, weil zusatzliche Aufwendungen fir Netze, Spei-
cher, Elektrolyse, Wasserstoffbevorratung und Ruckverstromung erforderlich werden.
Grundsatzlich bleibt Abhangigkeit von Importen bestehen, etwa bei Strom in Knapp-
heitsphasen oder bei Molekilen fir industrielle Anwendungen.

Beschleunigter Ausbau der Windenergie an Land ohne synchronen Netzausbau:

Ein beschleunigter Ausbau der Windenergie an Land kann die volkswirtschaftlichen
Gesamtkosten auch erhdéhen, wenn die fur Abtransport und Systemintegration erfor-
derlichen Netzkapazitaten nicht rechtzeitig und ausreichend verfugbar sind. Zusatzli-
che Erzeugung ist systemisch nur dann vorteilhaft, wenn sie mit Netzinfrastruktur und
Flexibilitat konsistent mitwachst.

Begrenzte Wirkung zusatzlicher GroRRbatterien:

GroRbatterien konnen kurzfristige Schwankungen im Stundenbereich ausgleichen,
Preisspitzen dampfen und Systemdienstleistungen bereitstellen. Unter den zugrunde
gelegten Annahmen reduzieren sie die Gesamtsystemkosten nachhaltig jedoch nur
begrenzt, da die zentralen Kostentreiber fur saisonale Versorgungssicherheit — Elekt-
rolysekapazitaten, Wasserstoffspeicherung und Rickverstromung — weiterhin nahezu
vollstandig vorgehalten werden mussen. Aktuell bestehende Batterie- und Pumpspei-
cherkapazitaten liegen um mehrere GroRenordnungen unter dem Bedarf fur den Aus-
gleich saisonaler Erzeugungsschwankungen. Kurzzeitspeicher ersetzen daher keine
Langzeitspeicherung.

global-energy-solutions.org



34 STROMSYSTEMKOSTEN

Vorgaben Ergebnisse
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Zenarien ] * » 5 » U T KKW _ Kohle PV H 2 & frr & [ E ZES 53 < <u S e <SS
Status Quo 2022 1 0 il 1 il ja nein 1 0 1 1 282TWh 0 TWh 0TWh  44TWh 65% 0TWh 0 TWh
4GW  O0GW  40GW 66 GW 0GW 0GW_ -71TWh 20GW 0,0d 0% 35% 141 €/MWh 100%)
80% Erneuerbare optimiert mit Erdgas-Peaker 0 0 53 36 10 ja ja 0 0 53 158 TWh  0TWh 0TWh 102 TWh 85% 0TWh 36 TWh
QGW 0GW 212GW 154GW 94 GW 0GW 0GW -48TWh  20GW 00d 4% 78% 197 €/MWh 140%)
80% Erneuerbare reduzierte Menge Erdgas- 0 0 53 36 10 ja ja 0 0 53 135TWh 84TWh 23TWh 101TWh 51% 7 TWh 0TWh
212 GW soew 766w sew_ 1Twh 20 ow|IETY] 0%  75%  219€/MWh|  155%
100% Erneuerbare 0 0 <=16 <=7 <=10 nein ja B 0TWh 380 TWh 104 TWh 70 TWh 40% 26 TWh 0TWh
476 GW 242 GW 0GW 265GW 102GW  0Twh 20 GW 0% 93% 321 €/MWh 228%
Kostenminimum <50 0 <=16 <=7 <=10 ja ja 19 0 1 1 1,0TWh  0TWh 0TWh 22 TwWh 63% 0TWh 21 TWh
(1) 9%6GW O0GW  40GW  43GW 20 GW 06w 0GW -88TWh  20GW 0,0d 2% 18% 125 €/MWh 89%)

Tabelle 3 Ubersicht tiber wesentliche Vorgaben und Ergebnisse
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Abbildung 4 verdeutlicht diesen Zusammenhang in verdichteter Form. Sie zeigt, dass
die Stromsystemkosten mit zunehmendem Anteil fluktuierender Erzeugung unter den
hier gewahlten Annahmen deutlich ansteigen. Der Grund liegt in den wachsenden Fol-
gekostender systemischen Integration von Windkraft und Photovoltaik.

Gesamtsystem-Stromkosten klimaneutraler Szenarien gemaB Simulation
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Anteil fEE an der Stromerzeugung

Abbildung 4: Gesamtstromsystemkosten (LSCOE) als Funktion des fEE-Anteils

Die Untersuchung macht damit sichtbar, dass nicht die Maximierung des Anteils fluk-
tuierender Erzeugung, sondern die Wahl einer kosteneffizienten und robusten Mixes
aus fEE und disponibler COz-armer Erzeugung Uber die langfristige Bezahlbarkeit des
Stromsystems entscheidet. Ein klimaneutrales Stromsystem ist demnach nicht schon
dann wirtschaftlich tragfahig, wenn seine einzelnen Erzeugungskomponenten gunstig
erscheinen, sondern erst dann, wenn die Gesamtsystemkosten im internationalen
Wettbewerb wettbewerbsfahig sind.

4.2 Einordnung der Befunde

Die Ergebnisse sind fiur die energiepolitische Debatte in Deutschland von grundsatzli-
cher Bedeutung.

Mit wachsendem Anteil fluktuierender Erzeugung steigen nicht nur die Systemkosten,
sondern auch die infrastrukturelle Verwundbarkeit des Stromsystems.
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Dies bedeutet nicht, dass Windkraft und Photovoltaik fir ein klimaneutrales Stromsys-
tem entbehrlich waren. Im Gegenteil: Sie bleiben ein wesentlicher Bestandteil der kinf-
tigen Stromversorgung. Die Untersuchung zeigt jedoch, dass ihre Funktion innerhalb
des Systems neu eingeordnet werden muss. Ein auf Dauer wettbewerbsfahiges
Stromsystem bendotigt neben fluktuierender Erzeugung auch in erheblichem Umfang
gesicherte, CO2-arme und systemdienliche Leistung, um die Kosten der Absicherung
und Integration der volatilen Erzeugung zu begrenzen.

Fir ein Industrieland wie Deutschland hat diese Frage besonderes Gewicht. Hohe
Stromsystemkosten belasten nicht nur private Haushalte, sondern unmittelbar auch
Wettbewerbsfahigkeit von Industrie und Gewerbe sowie die Standortattraktivitat fur die
Ansiedlung stromintensiver Betriebe wie KI-Rechenzentren. Mit der fortschreitenden
Elektrifizierung von Industrie, Warme, Verkehr und digitaler Infrastruktur gewinnt die
Kostenstruktur des Stromsystems daher weiter an Bedeutung. Die Analyse spricht
folglich gegen eine energiepolitische Verengung auf Ausbauziele einzelner Technolo-
gien und fiur eine starkere Ausrichtung an Systemkosten, Versorgungssicherheit und
industrieller Tragfahigkeit.

Die Ergebnisse der Szenarioanalyse uberraschen nicht, wenn man die natdrlichen
Standortbedingungen Deutschlands berucksichtigt. Abbildung & verdeutlicht, dass
Deutschland im internationalen Vergleich weder Gber ein herausragendes Solarener-
giepotenzial noch Uber aulergewohnlich gunstige Windbedingungen verfugt. Flr ein
hochindustrialisiertes Land mit groRem und weiterwachsendem Strombedarf folgt da-
raus, dass eine einseitig auf fluktuierende Erzeugung gestltzte Stromsystemarchitek-
tur nicht zu international wettbewerbsfahigen Stromsystemkosten fihren kann.
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Mean wind power density
at 100m height, watts per square meter (W/m?)
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Abbildung 5: Renewable Power Potential by Country: Countries have significant differ-
ences in the potential for renewable power (McKinsey 2022)

Die Abbildung unterstreicht damit den zentralen Befund der Studie: Die kunftige Strom-
politik Deutschlands sollte sich nicht an politischen Ausbauzielen fur erneuerbare Ener-
gien, sondern an den realen Standortbedingungen, den daraus resultierenden
Stromsystemkosten einzelner Energietrager und der Notwendigkeit einer robusten
Stromversorgung mit international wettbewerbsfahigen Systemkosten orientieren.

4.3 Strategische Handlungsempfehlungen

Aus den Ergebnissen der Untersuchung lassen sich aus Sicht der Autoren mehrere
strategische Schlussfolgerungen ableiten.

Erstens: Die nationale Energiepolitik im Strombereich sollte sich starker an
den volkswirtschaftlichen Stromsystemkosten orientieren. Der weitere
Ausbau fluktuierender Erzeugung sollte so ausgestaltet werden, dass System-
kosten, Standortqualitat, Netzintegration und Versorgungssicherheit starker
berlcksichtigt werden. Forderlogiken, Netzanschlussregeln und Marktdesign
sollten daher schrittweise darauf ausgerichtet werden, dass zusatzliche
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Erzeugung dort erfolgt, wo sie auch systemisch und wirtschaftlich ohne Sub-
ventionen einen nachhaltigen Beitrag leistet.

Zweitens: Der Ausbau von Windkraft und Photovoltaik sollte starker syste-
misch eingebettet und 6konomisch selbsttragend werden.

Drittens: Deutschland sollte den Aufbau gesicherter, CO2-armer und
grundlastfahiger Erzeugungsoptionen nicht langer energiepolitisch aus-
blenden, sondern gemeinsam mit seinen europaischen Partnern als zweite
tragende Saule des kunftigen Stromsystems vorbereiten. Dazu gehoért ein
technologieoffener Ansatz, der Kernkraft als realistische Option einbezieht.
Voraussetzung daflir waren passende politische und regulatorische Rahmen-
bedingungen.

Viertens: Der Einsatz von Carbon Capture and Storage im Energiesektor
sollte vor dem Hintergrund des aktuellen deutschen Rechtsrahmens nicht pau-
schal ausgeschlossen werden. Nachdem der Gesetzgeber mit der Ende No-
vember 2025 in Kraft getretenen Novelle des Kohlendioxid-Speicherungsge-
setzes den Rechtsrahmen fur Abscheidung, Transport und dauerhafte Spei-
cherung von CO, erweitert hat, erscheint es sachgerecht, CCS-gestuitzte dis-
ponierbare Leistung dort energiepolitisch zu berucksichtigen, wo sie unter re-
alistischen regulatorischen, wirtschaftlichen und infrastrukturellen Bedingun-
gen einen Beitrag zur Versorgungssicherheit und zur Begrenzung von
Stromsystemkosten leisten kann.

Fiinftens: Die Einsatzbereiche von elektrolytisch erzeugtem Wasserstoff
sollten angemessen differenziert und darauf basierend entsprechend priori-
siert werden. Gruner Wasserstoff kann fir ein klimaneutrales Deutschland in
bestimmten Anwendungen unverzichtbar sein. Die Szenarioanalyse deutet je-
doch darauf hin, dass seine grof3skalige Nutzung zur saisonalen Stromspei-
cherung und Rulckverstromung im Stromsystem besonders kostenintensiv
sein wird. Daraus folgt, dass Wasserstoff vorrangig dort eingesetzt werden
sollte, wo er systemisch besonders wertvoll ist und keine kostengunstigeren
Alternativen zur Verfligung stehen.

Sechstens: Die Strom-Importabhangigkeit des Stromsystems mit hohem
Anteil erneuerbarer Erzeugung sollte energiepolitisch nicht unterschatzt wer-
den. Stromhandel bleibt sinnvoll und notwendig, kann aber den Bedarf an ei-
ner ausreichend grof3en inlandischen gesicherten Erzeugungskapazitat
nicht ersetzen. Ein Stromsystem, das in groRem Umfang auf passgenaue
Strom-Importe in Knappheitsphasen angewiesen ist, erhdht seine Verwund-
barkeit in Krisen- und Stresslagen.
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5 Anlage: Detaildaten zu den Rechnungen

STROMSYSTEMKOSTEN

5.1 80 Prozent-Erneuerbare (Osterpaket) optimiert mit Erdgas-Peaker

250,00

200,00

150,00

100,00

50,00

GwW

I Erdgas Peaker (GW)

Ausschnitt Winter

I Biomasse (GW)

. Laufwasser (GW)

Ausschnitt Sommer

WindOnshore (GW)

mm \WindOffshore (GW)

PV (GW) . PtG oder GtP (GW) . | mporte (GW) . Exporte (GW) mmmm Abregelung

Osterpaket install. Peak-Leistung | erzeugt. Elektr. Energie LCOE Kosten Kostenanteil
Wind onshore 154 GW 261.404 GWh 71 €/MWh 18.431.908.640 €
PV 212 GW 198.807 GWh 85 €/MWh 16.806.490.669 € 42%
Wind offshore 72 GW 252.458 GWh 113 €/MWh 28.489.248.132 €
Biomasse 43.552 GWh 70 €/MWh 3.048.616.624 € 3%
Laufwasser 17.933 GWh 50 €/MWh 896.646.114 €
PtG 0GW 0GWh 61 €/MWh - €
GtP 0GW 0 GWh 0 €/MWh - € 0%
Speicherkosten 0 GWh 35 €/MWh - €
Erdgas Peaker (mit CCS) 94 GW 157.904 GWh 292 €/MWh 46.051.055.368 € 30%
KKW 0GW 0 GWh 0 €/MWh - € 0%
GUD-KW (mit CCS) - €
Exporte 20 GW -47.634 GWh 78 €/MWh 3.715.444.071 € 2%
Importe 20 GW 101.735 GWh 72 €/MWh 7.324.916.174 €
Verteilnetz bez. auf Zubau 161.267 GWh 111 €/MWh 17.887.797.496 € 23%
Ubertragungsnetz bez. auf Zubau 566.460 GWh 29 €/MWh 16.635.060.918 €
Summe Kosten Erzeugung 151.856.296.064 €
LSCOE ohne Netz} d
LSCOE mit Kosten Netzzubau
vorhandene Netzkosten
LSCOE 197 €/MWh
Vertrieb, Marge, Steuern, Abgab 30%
Stromdurchschnittspreisindikation 256 €/MWh
max. Last / Bedarf 148 GW 949.443 GWh flukt. Erzeugung
Unterdeckung 259.517 GWh 27% Flexibilitatsoptionen
Uberdeckung 84.228 GWh 9% gesicherte Kapazitat
installierte Leistung fEE 439 GW 296% Export/Import
max./Summe/Anteil Abregelung -87 GW -36.269 GWh -4%
Betrag max. Anderung fEE in 24h 110 GW
Anteil EE an Bedarf 78%
Volllstd. Elektrolyseur 0h
Volllstd. GtP 0h
Volllstd. Erdgas Peaker 1.680 h
Nutzungsdauer Interkonnektor 85%
gespeicherte elektr. Energie I 123 GWh 0,0d
vollstidndige Auslastung Import 4474 h 51%
vollstindige Auslastung Export 1.741 h 20%
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80 Prozent-Erneuerbare (Osterpaket) reduzierte Menge Erdgas -Peaker

Ausschnitt Sommer

WindOnshore (GW)

mmmm Abregelung

mm \WindOffshore (GW)

— ast (GW)

Osterpaket Peaker reduziert install. Peak-Leistung |erzeugt. Elektr. Energie LCOE Kosten Kostenanteil
Wind onshore 154 GW 261.404 GWh 71 €/MWh 18.431.908.640 €
PV 212 GW 198.807 GWh 85 €/MWh 16.806.490.669 € 38%
Wind offshore 72 GW 252.458 GWh 113 €/MWh 28.489.248.132 €
Biomasse 43.552 GWh 70 €/MWh 3.048.616.624 € 2%
Laufwasser 17.933 GWh 50 €/MWh 896.646.114 €
PtG 76 GW 83.660 GWh 223 €/MWh 18.640.914.207 €
GtP 5GW 22.955 GWh 23 €/MWh 535.238.247 € 13%
Speicherkosten 83.660 GWh 35 €/MWh 2.928.093.234 €
Erdgas Peaker (mit CCS) 89 GW 134.827 GWh 304 €/MWh 40.971.067.697 € 25%
KKW 0GW 0GWh 0 €/MWh - € 0%
GUD-KW (mit CCS) - €
Exporte 20 GW -524 GWh 78 €/MWh |- 40.861.516 € %
Importe 20 GW 101.735 GWh 72 €/MWh 7.324.916.174 €
Verteilnetz bez. auf Zubau 161.267 GWh 73 €/MWh 11.804.962.600 € 17%
Ubertragungsnetz bez. auf Zubau 566.460 GWh 29 €/MWh 16.635.060.918 €
Summe Kosten Erzeugung 166.472.301.739 €
LSCOE ohne Netzkosten
LSCOE mit Kosten Netzzubau
vorhandene Netzkosten
LSCOE 212 €/MWh
Vertrieb, Marge, Steuern, Abgaben 30%
Stromdurchschnittspreisindikation 276 €/MWh
max. Last / Bedarf 148 GW 949.443 GWh flukt. Erzeugung
Unterdeckung 259.517 GWh 27% Flexibilitatsoptionen
Uberdeckung 84.228 GWh 9% disponible Erzeugung
installierte Leistung fEE 439 GW 296% Netze
max./Summe/Anteil Abregelung -11 GW -44 GWh 0%
Betrag max. Anderung fEE in 24h 110 GW
Anteil EE an Bedarf 75%
Volllstd. Elektrolyseur 1.097 h
Volllstd. GtP 4.306 h
Volllstd. Erdgas Peaker 1.521h
gespeicherte elektr. Energie 6.660 GWh 2,6d
vollstdndige Auslastung Import 4.474 h 51%
vollstandige Auslastung Export 7h 0%
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5.3 100 Prozent Erneuerbare

Hinweis: Aufgrund der starken Schwankungen in der Erzeugung im Fall 100 Pro-
zent fEE wurde die Skalierung der Darstellung geandert: der Maximalwert der
Skala betragt hier 400 GW anstatt 200 GW

/
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Ausschnitt Sommer

Ausschnitt Winter

I Erdgas Peaker (GW) I Biomasse (GW) . Laufwasser (GW) WindOnshore (GW) mm \WindOffshore (GW)

PV (GW) . PtG oder GtP (GW) . |mporte (GW) I Exporte (GW) mmm Abregelung —_ ast (GW)

100% fEE install. Peak-Leistung | erzeugt. Elektr. Energie LCOE Kosten Kostenanteil
Wind onshore 242 GW 409.840 GWh 71 €/MWh 28.898.276.121 €
PV 476 GW 446.887 GWh 85 €/MWh 37.778.394.441 € 35%
Wind offshore 68 GW 236.337 GWh 113 €/MWh 26.669.976.747 €
Biomasse 43.552 GWh 70 €/MWh 3.048.616.624 € 1%
Laufwasser 17.933 GWh 50 €/MWh 896.646.114 €
PtG 265 GW 380.082 GWh 172 €/MWh 65.184.228.303 €
GtP 102 GW 104.493 GWh 98 €/MWh 10.229.848.337 € 33%
Speicherkosten 380.082 GWh 35 €/MWh 13.302.881.027 €
Erdgas Peaker (mit CCS) 0GW 0GWh 0 €/MWh - € 0%
KKW 0GW 0GWh 0 €/MWh - € 0%
GUD-KW (mit CCS) - €
Exporte 20 GW 0GWh 78 €/MWh|- 8€ 2%
Importe 20 GW 70.484 GWh 72 €/MWh 5.074.833.299 €
Verteilnetz bez. auf Zubau 409.347 GWh 111 €/MWh 45.404.951.967 € 29%
Ubertragungsnetz bez. auf Zubau 967.921 GWh 34 €/MWh 33.209.625.038 €
Summe Kosten Erzeugung 269.698.278.009 €
LSCOE ohne Netzkosten
LSCOE mit Kosten Netzzubau
vorhandene Netzkosten
LSCOE 321 €/MWh
Vertrieb, Marge, Steuern, Abgaben 30%
Stromdurchschnittspreisindikation 418 €/MWh
max. Last / Bedarf 148 GW 949.443 GWh flukt. Erzeugung
Unterdeckung 174.976 GWh 18% Flexibilitatsoptionen
Uberdeckung 380.082 GWh 40% gesicherte Kapazitat
installierte Leistung fEE 786 GW 530% Export/Import
max./Summe/Anteil Abregelung 0GW 0GWh 0%
Betrag max. Anderung fEE in 24h 215 GW
Anteil EE an Bedarf 93%
Volllstd. Elektrolyseur 1.433 h
Volllstd. GtP 1.025 h
Volllstd. Erdgas Peaker Oh
Nutzungsdauer Interkonnektor 40%
gespeicherte elektr. Energie 25.737 GWh 9,9d
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Kostenminimum (Modell europaischer Wettbewerb)

Ausschnitt Sommer

mmm Erdgas Peaker (GW)

N Biomasse (GW) mmmm [ qufwasser (GW) WindOnshore (GW) mmmm \WindOffshore (GW) PV (GW)
mmm PtG oder GtP (GW) = Importe (GW) m Exporte (GW) mmmm Abregelung — | ast (GW)
Kostenminimum install. Peak-Leistung |erzeugt. Elektr. Energie LCOE Kosten Kostenanteil

Wind onshore 43 GW 72.612 GWh 71 €/MWh 5.119.983.241 €
PV 40 GW 37.511 GWh 85 €/MWh 3.171.042.411 € 13%
Wind offshore 7GW 25.246 GWh 113 €/MWh 2.848.960.227 €
Biomasse 43.552 GWh 70 €/MWh 3.048.616.624 € 5%
Laufwasser 17.933 GWh 50 €/MWh 896.646.114 €
PtG 0 GW 331 GWh 42 €/MWh 13.865.963 €
GtP 0 GW 88 GWh 457 €/MWh 40.191.325 € 0%
Speicherkosten 331 GWh 35 €/MWh 11.581.544 €
Erdgas Peaker (mit CCS) 20 GW 826 GWh 4.855 €/MWh 4.011.035.202 € 5%
KKW 96 GW 838.717 GWh 82 €/MWh 69.080.935.302 € 83%
GUD-KW (mit CCS) - €
Exporte 20 GW -87.614 GWh 78 €/MWh 6.833.870.265 € 6%
Importe 20 GW 21.918 GWh 72 €/MWh 1.578.101.889 €
Verteilnetz bez. auf Zubau -29 GWh 111 €/MWh 3.221.844 € 0%
Ubemagungsnetz bez. auf Zubau 169 GWh 32 €/MWh 5.362.354 €
Summe Kosten Erzeugung 82.989.230.088 €
LSCOE ohne Netzkosten
LSCOE mit Kosten Netzzubau
vorhandene Netzkosten
LSCOE 125 €/MWh
Vertrieb, Marge, Steuern, Abgaben 30%
Stromdurchschnittspreisindikation 162 €/MWh
max. Last / Bedarf 148 GW 949.443 GWh flukt. Erzeugung
Unterdeckung 22.832 GWh 2% Flexibilitdtsoptionen
Uberdeckung 108.959 GWh 11% disponible Erzeugung
installierte Leistung fEE 90 GW 61% Netze
max./Summe/Anteil Abregelung -33 GW -21.015 GWh -2%
Betrag max. Anderung fEE in 24h 21 GW
Anteil EE an Bedarf 18%
Volllstd. Elektrolyseur 6.267 h
Volllstd. GtP 219 h
Volllstd. Erdgas Peaker 42 h
Nutzungsdauer Interkonnektor 63%
gespeicherte elektr. Energie 61 GWh 00d
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7 Anhange

7.1 Exkurs: Stromaustausch Deutschlands mit den Nachbarlandern

In vielen Studien zur zukunftigen Entwicklung des deutschen Stromsystems wird un-
terstellt, dass Deutschland auf dem derzeit politisch vorgesehenen Ausbaupfad kunftig
in deutlich groRerem Umfang Strom aus dem Ausland importieren wird. Hintergrund
ist, dass die verbleibende inlandische gesicherte Leistung an einer Reihe von Stunden
oder Tagen im Jahr nicht ausreicht, um die Last vollstdndig zu decken. Damit gewinnt
die Frage an Bedeutung, in welchem Umfang grenziberschreitender Stromimport
klnftig tatsachlich verfugbar, technisch nutzbar und wirtschaftlich tragfahig sein wird.

Ein solcher Pfad setzt nicht nur einen Ausbau der Interkonnektoren zwischen Deutsch-
land und seinen Nachbarléandern voraus. Er unterstellt zugleich, dass diese Leitungen
in den jeweiligen Knappheitsstunden tatsachlich fir den Import nach Deutschland
nutzbar sind und dass auf der anderen Seite ausreichend Erzeugungskapazitaten ver-
flgbar sind. Deutschland verfolgt in seinem Netzentwicklungsplan einen deutlichen
Ausbau der Grenzkuppelkapazitaten. Auch auf europaischer Ebene wird die Strom-
marktintegration vorangetrieben. Die europaische Strommarktordnung sieht vor, dass
ein wachsender Anteil der grenziiberschreitenden Ubertragungskapazitat dem Handel
zur Verfligung gestellt werden soll. Hierzu missen nicht nur Koppelstellen ausgebaut
werden, sondern auch die Verteilung der erheblichen Lastflisse im jeweiligen Inland
sichergestellt sein.

Fur die vorliegende Studie wurde bei der Bewertung dieser Entwicklung bewusst eine
vorsichtige Perspektive gewahlt. Die im Jahr 2024 tatsachlich verfigbare und genutzte
grenzuberschreitende Kapazitat lag bei rund 17 GW. In den Szenarien wird deshalb
eine Interkonnektoren-kapazitat von 20 GW unterstellt. Die in der Studie verwendete
Annahme von 20 GW Interkonnektoren-kapazitat ist eher als gunstiger Referenzfall,
denn als restriktive Setzung zu verstehen. Sie unterstellt, dass Deutschland im Be-
darfsfall in relevantem, aber nicht beliebigem Umfang auf Stromimporte zurlickgreifen
kann. Gerade weil diese Annahme fiir Deutschland eher vorteilhaft ist, gilt: Eine gerin-
gere reale Verfugbarkeit oder héhere Preisbildung im Ausland wirde die hier ausge-
wiesenen Stromsystemkosten tendenziell erhéhen.

Gegen eine deutlich weitergehende Kapazitats-Annahme sprechen mehrere Grinde.
Erstens ist die grenzuberschreitend nutzbare Kapazitat keine statische GrofRe, son-
dern hangt von innerdeutschen und grenziberschreitenden Netzengpassen ab. Zwei-
tens kann selbst ein technischer Ausbau der Interkonnektoren nicht garantieren, dass
in den Nachbarlandern gerade in Phasen deutscher Unterdeckung tatsachlich frei ver-
fligbare und sofort einsatzfahige Stromerzeugungskapazitat vorhanden sind. Drittens
fuhrt ein wachsender Importbedarf Deutschlands in Knappheitsphasen tendenziell zu
steigenden Preisen auch in den Lieferlandern, was politische und 6konomische Vor-
behalte gegen einen sehr weitgehenden Ausbau passgenauer Lieferbeziehungen ver-
starken kann.
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Hinzu kommt, dass grof3raumige Wetterlagen in Nordwesteuropa die Gleichzeitigkeit
von Knappheitsphasen erhdhen kénnen. Gerade in Zeiten geringer Wind- und So-
lareinspeisung in Deutschland ist daher nicht selbstverstandlich, dass Nachbarlander
dauerhaft in der Lage und bereit sein werden, groRe Mengen Strom zu liefern. Sollte
es gleichwohl zu einer deutlichen Ausweitung tatsachlich verfugbarer Importmengen
kommen, ware zusatzlich offen, zu welchen Preisen diese Strommengen bereitgestellt
werden konnten.

Vor diesem Hintergrund verwendet die Studie fur Stromimport und -export bewusst
zurlckhaltende Annahmen. Die gewahlte Interkonnektorenkapazitat von 20 GW und
die zugrunde gelegten historischen Preisrelationen stellen aus Sicht der Autoren kei-
nen pessimistischen, sondern eher einen gunstigen Referenzfall dar. Die Szenarien-
rechnung unterstellt damit keinen restriktiven Sonderfall, sondern einen plausiblen, fur
Deutschland tendenziell vorteilhaften Rahmen. Sollte sich der grenziberschreitende
Stromhandel in der Realitat als weniger verfugbar oder teurer erweisen, wirden die
ausgewiesenen Stromsystemkosten entsprechend héher ausfallen.

7.2 Exkurs: Aspekte des Imports von griinem Wasserstoff zur Stromerzeu-
gung in Deutschland

Einige Szenarien zur Klimaneutralitat Deutschlands unterstellen, dass ein erheblicher
Teil des kunftig bendtigten grinen Wasserstoffs kostenglinstig importiert werden kann.
Dies betrifft insbesondere jene Systemarchitekturen, in denen Wasserstoff als saiso-
naler Speicher fur das Stromsystem dienen und/oder zusatzlich in Industrie, Warme
und Verkehr zum Einsatz kommen soll. Fir die Bewertung der hier gerechneten
Stromsysteme ist daher zu klaren, inwieweit ein grof3skaliger Import von griinem Was-
serstoff zu deutlich guinstigeren Kosten als die inlandische Produktion tatsachlich rea-
listisch erscheint.

Die vorliegende Studie verzichtet bewusst auf die Annahme umfangreicher Wasser-
stoffimporte fiur die Stromerzeugung. Der Grund hierflr liegt nicht in einer prinzipiellen
Ablehnung internationaler Wasserstoffmarkte, sondern in der Einschatzung, dass die
hierfur haufig unterstellten Preis- und Mengengeruste derzeit nur begrenzt belastbar
sind. Neuere Untersuchungen zeigen, dass RED-II/RED-III-kompatibler griner Was-
serstoff aus bevorzugten Produktionsstandorten im Nahen Osten oder in Afrika nach
Transport nach Nordwesteuropa vielfach nicht deutlich glinstiger ist als inlandisch er-
zeugter Wasserstoff. Dies gilt insbesondere dann, wenn nicht nur die Herstellungskos-
ten, sondern auch Transport-, Umwandlungs- und Verteilkosten berucksichtigt werden.

Besonders kostenintensiv ist der Transport von reinem Wasserstoff Gber grof3e Distan-
zen per Schiff. Kryogener Wasserstoff erfordert extrem tiefe Temperaturen und ist mit
hohen Energieverlusten, technisch aufwendiger Handhabung und sogenannten boil-
off-Verlusten verbunden. Theoretisch konnte pipelinegebundener Wasserstoff aus
Nordafrika glnstiger sein. Fur solche Lieferketten bestehen bislang jedoch weder be-
lastbare grof3skalige Infrastrukturen noch hinreichend gesicherte Vereinbarungen zu
den Transportbedingungen und Transportentgelten Uber mehrere Transitlander
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hinweg. Preis- und Mengenerwartungen bleiben deshalb aktuell mit hoher Unsicher-
heit behaftet.

Praktisch realistischer erscheint auf mittlere Sicht der Import von Wasserstoff in Form
chemischer Tragermolekule wie Ammoniak oder Methanol. Diese Stoffe werden be-
reits heute international in groRem Malstab transportiert. Sollen sie jedoch als Quelle
fur reinen Wasserstoff zur Stromerzeugung dienen, ist eine Rickumwandlung in Was-
serstoff erforderlich, die technisch aufwendig und energieintensiv ist. Dadurch steigen
die Kosten erneut erheblich. Okonomisch naherliegend ist daher ein unmittelbarer Ein-
satz solcher Molekile in denjenigen Sektoren, in denen heute bereits dieselben fossi-
len Molekile genutzt werden, etwa in der Chemieindustrie oder perspektivisch in spe-
zifischen industriellen Anwendungen.

Fur die Stromerzeugung bedeutet dies: Ein gro3skaliger Import von griinem Wasser-
stoff kann nach heutigem Kenntnisstand nicht als kostenginstige Standardlésung zur
Absicherung eines stark fluktuierenden Stromsystems vorausgesetzt werden. Die vor-
liegende Studie folgt daher bewusst einem vorsichtigen Ansatz und unterstellt keine
umfangreichen H,-Importe flir die saisonale Speicherung des Stromsystems. Damit
vermeidet sie, die Kosten stark erneuerbar gepragter Stromsysteme durch derzeit nur
eingeschrankt belastbare Importannahmen kinstlich zu senken.

Dies schlief3t nicht aus, dass Deutschland kinftig in erheblichem Umfang griine Mole-
kile importieren kénnte. Fur die Frage der Stromsystemkosten ist jedoch entscheidend,
dass ein solcher Import nicht ohne Weiteres als preiswerter Ersatz flir teure inlandische
Flexibilitats- und Speicheranforderungen behandelt werden kann. Solange die wirt-
schaftlichen und infrastrukturellen Voraussetzungen nicht belastbar geklart sind, er-
scheint es methodisch sachgerechter, die Wasserstoffkosten flir den Einsatz im
Stromsystem primar aus inlandischer Erzeugung und Speicherung heraus zu betrach-
ten. Genau diesem Ansatz folgt die vorliegende Untersuchung.

7.3 Tabellen
CAPEX Opex in % | Volllaststunden | Nutzungs-
€/kW(p) von CAPEX |inh dauerin a
1.500 1 940 27
PV-Anlagen
1.749 2 1.700 27
Wind onshore
3.500 3 3.500 27
Wind offshore
800 2 variabel, je nach | 50
Erdgas-Peaker Szenario
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+1.400 2 identisch zum | identisch
Zus. fur Carbon Kraftwerk zum Kraft-
Capture (CC) werk
6.000 2+5% fur | 8.000 65
KKW Riickbau
und Endla-
gerung
1.760 5 variabel, je nach | 20
Power to Gas Szenario
Elektrolyseur
1.221 2 variabel, je nach | 40
Power to Gas Szenario
Wasserstoff-
Gasturbine

Tabelle 4 Ubersicht der fir die Modellierung benutzten Kostendaten und Nutzungsdau-
ern sowie weiterer zentraler Annahmen (NREL 2024)

Basisjahr der Last- und
Erzeugungsprofile fir die
Skalierung

2022 mit einer zeitlichen Auflésung von 1 Stunde

Skalierungsfaktor der | 1,7 um einen Jahresbedarf von 950 TWh zu erreichen
Last
Erdgaskosten 40 € / MWh, keine Kosten fur ETS

Brennstoff fir Kernkraft

10 €/ MWh

Carbon Capture & Sto-
rage

80 € / t (ohne Abschei-
dung und Konditionie-
rung)

(Pipeline-Transport und

Speicherung offshore)
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Investitionen in die Uber-
tragungsnetze

EWI: 301 Mrd. € bis 2045

Quelle: (EWI 2024)

Investitionen in die Ver-
teilnetze

EWI: 431 Mrd. € bis 2045

(BNetzA: 270 Mrd. € bis
2045, weniger vollstandig)

Stromimport bzw. Strom-
export Ist-Werte 2024

Export: 49 TWh flr durch-
schnittlich 78 € /MWh

Kapitalkosten (WACC)

Import: 77 TWh flr
durchschnittlich 72
€/MWh

5%

Tabelle 5 Eingangsgrof3en der Simulationsrechnung

global-energy-solutions.org



51 STROMSYSTEMKOSTEN

GLOBAL
ENERGY
SOLUTIONS

WWW.GLOBAL-ENERGY-SOLUTIONS.OG

global-energy-solutions.org



