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1 Zielsetzung 

Im Rahmen des SRU Sondergutachtens zum Thema „Stromversorgung im Zeichen des 
Klimawandels“ werden die Möglichkeiten und Grenzen der Integration verschiedener 
Energiequellen zu einer 100% regenerativen Stromversorgung der Bundesrepublik Deutschland 
bis zum Jahr 2050 dargestellt. Dazu werden insbesondere die folgenden Teilergebnisse 
erarbeitet: 

1. Darstellung der Potenziale zur Nutzung erneuerbarer Energien für die Stromerzeugung in 
Deutschland (Solar, Wind, Wasserkraft, Geothermie, Biomasse). 

2. Darstellung der Entwicklung technischer und ökonomischer Kenngrößen für Technologien 
zur Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien bis 2050.  

3. Aus 1. und 2. werden Kosten-Potenzial-Kurven für die Nutzung der verschiedenen 
erneuerbaren Energien zur Stromerzeugung in Deutschland abgeleitet. 

4. Für das Jahr 2050 wird unter Berücksichtigung der zeitlichen und räumlichen Verfügbarkeit 
der verschiedenen erneuerbaren Energieressourcen ein kostenoptimierter regenerativer 
Stromerzeugungsmix bestimmt. Die Möglichkeit des Stromimports aus einem europäischen 
Verbundnetz wird berücksichtigt. 

Im Folgenden wird zunächst die Vorgehensweise bei der Analyse der Potenziale und der 
Kosten der erneuerbaren Energien beschrieben. Das lineare Optimierungsmodell wird 
beschrieben, mit dem kostenminimierte Energiemixe für die deutsche Stromversorgung im Jahr 
2050 unter Berücksichtigung verschiedener Randbedingungen wie z.B. unterschiedlicher 
Länderverbünde für die gemeinsame Stromversorgung modelliert werden.  
Im Ergebnisteil werden Karten, Kosten-Potenzial-Kurven und die Systemstrukturperspektiven, 
die aus den Modellläufen hervorgehen, dargestellt und erläutert. 
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1) Für Wasserkraft und Biomasse konnten keine Daten für das Jahr 2006 ermittelt werden. Es wurden stattdessen Mittelwerte aus 

mehreren Jahren (Biomasse) und Potenziale aus Studien (Wasserkraft) verwendet. 

2) Dieses Land / diese Region liegt teilweise außerhalb des Untersuchungsgebietes. „Flächenabdeckung“ gibt den Anteil der 

Landfläche der Region an, der im Untersuchungsgebiet liegt. 

2 Untersuchungszeitraum und -gebiet 

Das Basisjahr, für das Ressourcendaten vorliegen, ist das Jahr 2006.1) Die den Potenzialkurven 
zugrunde liegenden Parameter werden mit definierten Entwicklungspfaden in die Zukunft 
projiziert. Es werden daraus Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050 erzeugt. 

Das Untersuchungsgebiet des Modells REMix umfasst folgende Länder/Regionen (siehe auch 
Abbildung 2-1): 

Nr. Land (Region) Kürzel 
Flächen-

abdeckung
Nr. Land (Region) Kürzel 

Flächen-
abdeckung

1 Albanien 17 Slowak. Rep. SK 1 

1 Serbien 18 Luxemburg LU 1 

1 Mazedonien 

AL_CS_MK 1 

19 Malta MT 1 

2 Bosnien 20 Niederlande NL 1 

2 Kroatien 21 Norwegen NO 1 

2 Slowenien 

BA_HR_SI 1 

22 Polen PL 1 

3 Österreich AT 1 23 Portugal PT 1 

4 Belgien BE 1 24 Rumänien RO 1 

5 Bulgarien BG 1 25 Spanien ES 1 

6 Zypern CY 1 26 Schweden SE 1 

7 Tschech. Rep. CZ 1 27 Schweiz 

8 Dänemark DK 1 27 Liechtenstein 
CH_LI 1 

9 Irland IE 1 28 Türkei2 TR 0.80 

10 Estland 29 Großbritannien UK 1 

10 Litauen 30 Ukraine 

10 Lettland 

EE_LT_LV 1 

30 Moldawien 
U_MD 1 

11 Finnland FI 1 31 Weißrussland BY 1 

12 Frankreich FR 1 32 Algerien2 DZ 0.31 

13 Deutschland DE 1 33 Marokko2 MA 0.73 

14 Griechenland GR 1 34 Tunesien2 TN 0.99 

15 Ungarn HU 1 35 Libyen2 LY 0.18 

16 Italien IT 1 36 Ägypten2 EG 0.13 

Zur Potenzialanalyse werden verschiedene Datensätze mit räumlichem Bezug verwendet, die 
mit Hilfe eines GIS und von C-Programmen verarbeitet werden. Die räumliche Auflösung der 
Ressourceninformationen und der anderen Geodaten beträgt 0.0833 ° x 0.0833 ° 
(< 10 km x 10 km). 
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Abbildung 2-1: Länder/Regionen im REMix- Untersuchungsgebiet 
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3 Methodik der Potenzial- und Kostenanalyse 

Für folgende Energietechnologien werden im Modell REMix Potenziale und Kosten ermittelt: 

 Solarenergie - Photovoltaik (PV) 
 Solarenergie - Concentrating Solar Power (CSP) 
 Wind onshore 
 Wind offshore 
 Geothermie (Enhanced Geothermal Systems, EGS) 
 Geothermie mit Kraft-Wärme-Kopplung (KWK) 
 Laufwasserkraft: alte (abgeschriebene) + modernisierte + neue Kraftwerke 
 Speicherwasserkraft: alte (abgeschriebene) + modernisierte Kraftwerke 
 Biomasse (fest) 
 Biomasse (fest) mit KWK 
 Biomasse (gasförmig) mit KWK 
 

Die Stromerzeugungspotenziale der verschiedenen Energietechnologien werden in folgenden 
Schritten analysiert: a) Erhebung von Ressourcendaten für jeden Energieträger, b) Ermittlung 
der Flächen, auf denen die Ressourcen genutzt werden können, c) Anwendung eines 
Kraftwerksmodells. Es werden kumulierbare Potenziale ermittelt, d.h. bei möglicher Konkurrenz 
um Flächen wurde jeder Technologie nur ein Teil der Fläche zugeordnet.  

Das Vorgehen und die Inputparameter werden in den folgenden zwei Abschnitten beschrieben. 

3.1 Ressourcenanalyse und Analyse der Flächenverfügbarkeit 

Die Ressourcenanalyse umfasst die Erhebung von Ressourcendaten aus Fernerkundung, 
Meteorologie, Studien und Statistiken. Die verwendeten Ressourcendaten sind in Tabelle 3-1 
aufgeführt. Sie liegen bei fluktuierenden Energieressourcen in stündlicher Auflösung vor.  

Es wird zunächst festgelegt, ob eine Technologie auf einer Fläche angewendet werden kann 
und ob und wie weit dabei andere Nutzungsarten berücksichtigt werden müssen. Als 
Grundflächen dienen dabei Landbedeckungstypen, die als Karte im GIS vorliegen. D.h. es wird 
festgelegt, welche Grundflächen sich für die Nutzung einer Technologie eignen und welcher 
Anteil dieser Flächen für die Stromerzeugung zur Verfügung steht. 

Flächen können wegen ökologischer oder technischer Randbedingungen von der Nutzung 
durch eine bestimmte Energietechnologie ausgeschlossen sein. Einige Flächen werden 
komplett von der Nutzung ausgeschlossen (z. B. Flächen mit Steigungen > 2.1 % für PV und 
CSP, Naturschutzgebiete, …). Auf anderen Flächen gibt es konkurrierende Nutzungsarten, die 
räumlich nicht eindeutig abgegrenzt werden können, wie z.B. Landwirtschaft auf 
landwirtschaftlichen Nutzflächen und Grünlandflächen, Solarkollektoren zur thermischen 
Solarenergienutzung auf Dächern in Siedlungsgebieten oder Schiffsverkehr im Meer. Für jede 
Technologie wird für jede Grundfläche, auf der sie prinzipiell nutzbar ist, ein 
Flächennutzungsgrad festgelegt. Diese Festlegung orientiert sich an den 
Nachhaltigkeitskriterien aus [1] und [2] und ergibt eine konservative Potenzialabschätzung. Die 
Flächennutzungsgrade wurden so festgelegt, dass die Potenziale auch im Fall einer 
Flächenkonkurrenz kumuliert werden können. Die Brachflächen der Wüste z.B. können sowohl 
für CSP, Windenergieanlagen oder Photovoltaikanlagen genutzt werden. Jeder dieser 
Technologien wurden 33 % der Gesamtfläche zugeordnet. Im Fall der Photovoltaik, die als 
Freiflächenanlage auf Brachflächen, Grünflächen und Ackerflächen genutzt werden kann, 
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wurde in Mittel- und Nordeuropa (Eur) ein anderer Flächennutzungsgrad für Brachflächen 
angesetzt als in den strahlungsreichen Gebieten Nordafrikas (NA), da sonst unrealistisch große 
Teile der Alpen und anderer kleinräumiger Brachflächen (33 %) für das Photovoltaikpotenzial 
herangezogen würden. 

Die Flächennutzungsgrade sind in Tabelle 3-1 angegeben. Diese können für die Entwicklung 
unterschiedlicher Szenarien diskutiert und variiert werden (z.B. Agrarflächen und Waldflächen 
für die Windenergienutzung, Agrarflächen und Grünland für die Solarenergienutzung mit 
Photovoltaikanlagen,…).  

Die Annahmen zu Flächeneignung und -verfügbarkeit sind ebenfalls in Tabelle 3-1 
zusammengefasst dargestellt. 
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Tabelle 3-1: REMix Input Übersicht 

  Ressourcendaten 
Flächen-
analyse 

Grundfläche / Verteilparameter 
Nutzungsgrad der 
Gundfläche 

Anmerkungen 

Solarenergie: PV in 
Siedlungsgebieten 

Global-Horizontal-Einstrahlung, 
Direkt-Normal-Einstrahlung [3] 

 Siedlungsfläche [4], [5] 
Dächer: 0.775 %, 
Fassaden: 0.48 %, 
andere: 1.17 % [2] 

Ausrichtungsverteilung in 
Anlehnung an [2] 

Landwirtschaftliche Flächen [4], [5] 0.03 % [2] 
Grünland [4], [5] 0.03 % [2] 

Solarenergie: PV 
auf Freiflächen 

Global-Horizontal-Einstrahlung, 
Direkt-Normal-Einstrahlung [3] 

Schutzgebiete 
[6], Steigung 
> 2.1 % Brach- und spärl. bewachsene Fl. [4], [5] 33 % (NA) / 0.03 % (Eur)

Ausrichtung nach Süden, 
keine Nachführung 

Solarenergie: CSP Direkt-Normal-Einstrahlung [3]  
Schutzgebiete 
[6], Steigung 
> 2.1 % 

Brach- und spärl. bewachsene Fl. [4], [5] 33 % 

Ausrichtung in Nord-Süd-
Richtung, Nachführung in 
Ost-West-Richtung. DNI > 
1800 kWh/(m2*a) 

Brach- und spärl. bewachsene Fl. [4], [5] 33 % 
Grünland [4], [5] 3 % 
Strauchland [4], [5] 3 % 
Mosaik (Gras/ Sträucher/ Bäume) [4], [5] 3 % 
Landwirtschaftliche Flächen [4], [5] 3 % 

Wind Onshore 
Windgeschwindigkeit in 116 m 
Höhe [7] 

Schutzgebiete 
[6] 

Wald [4], [5] 0 % 

  

Wind Offshore 
Windgeschwindigkeit in 116 m 
Höhe [7] 

Schutzgebiete 
[6] 

Ges. ausschließl. Wirtschaftszone, 5 km 
Abstand von der Küste, Tiefe < 300m 

16 %   

Geothermie 
Temperaturen in 2, 3, 4, 5 km Tiefe 
[8], [9] 

Schutzgebiete 
[6] 

Alle Flächen 
100 %; Potenzial 
abzüglich Geo.-
KWK Potenzial  

  

Geothermie KWK 
Temperaturen in 2, 3, 4, 5 km Tiefe 
[8], [9] 

Schutzgebiete 
[6] 

Wärmbedarfsdichte >= 4GWh/km2  
durch abs. Wärme-
bedarf begrenzt 

Wärmebedarfskarte Europa, 
eigene Entwicklung 

Laufwasser-
kraftwerke 

Installierte Leistung [10], jährliches 
Stromerzeugungspotenzial, 
Volllaststunden [11] 

 
Installierte Leistungen [10],  
theoretisches Wasserkraftpotenzial [12] 

100 % Top-down-Ansatz 

Speicherwasser-
kraftwerke 

Installierte Leistung [10], jährliches 
Stromerzeugungspotenzial, 
Volllaststunden [11] 

 
Installierte Leistungen [10] 100 % Top-down- Ansatz 

Biomasse 
Nationale Biomassepotenziale [13], 
[14], [15] 

Schutzgebiete 
[6], Steigung 
> 60 % 

Wald, landwirtschaftl. Flächen, Grünland, 
Siedlungsflächen [4], [5], 
Bevölkerungsdichte [16] 

  Top-down- Ansatz 

 



 7

 

3.2 Anwendung von Kraftwerksmodellen 

Für die Energietechnologien Photovoltaik, Solarthermische Kraftwerke und 
Windenergieanlagen werden technische Parameter eines Kraftwerksmodells zu einer pro 
Flächeneinheit installierbaren Leistung pinst,max zusammengefasst. Die Nennleistung ist die 
Leistung, die bei einem definierten Energiedargebot gilt, z.B. bei einer Photovoltaikanlage die 
Leistung bei einer Globalstrahlung von 1000 W/m2, bei einem solarthermischen Kraftwerk die 
Leistung bei einer Direkt-Normal-Strahlung von 800 W/m2 und bei einer Windenergieanlage 
die Leistung bei einer bestimmten Windgeschwindigkeit. Geothermieanlagen werden für eine 
bestimmte Temperatur ausgelegt. Hier wurden für verschiedene Temperaturen je km3 
Tiefengestein installierbare Leistungen ermittelt. 

Im Zusammenhang mit der Flächenverfügbarkeit wird aus der flächenspezifisch 
installierbaren Leistung pinst,max die installierbare Leistung Pinst,max in jeder Rasterzelle im 
Untersuchungsgebiet berechnet. In Verbindung mit der Ressourceninformation werden 
daraus für die von einem schwankenden Energiedargebot abhängigen Technologien 
stundenmittlere Kraftwerksleistungen berechnet, aus deren zeitlichem Integral sich das 
Jahres-Stromerzeugungspotenzial ergibt. Dieses wird dann über alle Rasterzellen in einer 
definierten Regionen aufsummiert.  

Bei Energietechnologien zur Nutzung von Wasserkraft und Biomasse wurde von diesem 
Vorgehen abgewichen, da die Potenziale nicht in einem bottom-up-Verfahren analysiert 
wurden, sondern ein top-down Ansatz gewählt wurde. Das bedeutet, dass die Potenziale aus 
anderen Studien übernommen oder aus räumlich aggregierten Statistiken abgeleitet und 
anhand von Verteilparametern wie z.B. Landbedeckungsklassen räumlich verteilt wurden. 

Die Anwendung der Kraftwerksmodelle ist für die einzelnen Technologien im Anhang im 
Abschnitt 9.2 beschrieben. 

3.3 Berechnung der Kosten 

Aus der installierbaren Leistung und dem Stromerzeugungspotenzial werden in Verbindung 
mit spezifischen Investitionskosten, fixen und variablen Betriebskosten sowie der 
Lebensdauer der Referenzkraftwerke die Stromgestehungskosten berechnet: 

 
Gl. 3-1

mit  ckWh Stromgestehungskosten 
 cinv Investitionskosten 
 Pinst,max maximal installierbare Leistung 
 fannuity Annuitätsfaktor ( i*(1+i)N/((1+i)N-1); i = Zinssatz, N = Lebensdauer) 
 fcfixop fixe Betriebskosten (Wartung, Versicherung), ausgedrückt als  
  Prozentsatz der Investitionskosten 
 cvarop variable Betriebskosten (Brennstoffkosten) 
 E jährliches Stromerzeugungspotenzial 

 

 
E

EcffPc
c op

c
fixopannuityinstinv

kWh


 varmax,
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4 REMix Optimierungsmodell 

Kosten-Potenzial-Kurven sagen aus, wie viel Strom bei einem bestimmten Stand der Technik 
aus einer bestimmten Quelle zu welchen Kosten erschlossen werden kann. Aus ihnen kann 
jedoch noch keine Information darüber entnommen werden, zu welcher Zeit der Strom 
verfügbar ist. Um das Zusammenspiel verschiedener Stromerzeugungstechnologien und den 
Bedarf an Stromspeichern und -übertragungsleitungen bei zeitlich schwankendem Bedarf 
und Energiedargebot kostengünstig zu gestalten, kann ein Energiesystemmodell eingesetzt 
werden, welches sowohl die zeitlich aufgelösten Potenziale als auch die Kosten für deren 
Nutzung berücksichtigt. Hierbei geht allerdings ein Teil der räumlichen Information verloren: 
um die Modelle überhaupt laufen lassen zu können und die Rechenzeiten in vertretbaren 
Grenzen zu halten, werden die Potenziale in den Modellregionen zusammengefasst. 
Dadurch werden bessere Standorte mit schlechteren gemeinsam betrachtet. Das Ergebnis 
ist insofern belastbar, dass eine detaillierte Betrachtung nicht die Machbarkeit der 
Stromversorgung infrage stellen, sondern die Kosten eher weiter senken würde. Es könnte 
dabei aber zu veränderten Anteilen der Stromerzeugungstechnologien an der Versorgung 
kommen.  

Das Energiesystemmodell REMix dimensioniert Stromversorgungssysteme mit hohen 
Anteilen erneuerbarer Energieträger. Der konventionelle Kraftwerkspark wird dabei stark 
vereinfacht als nur eine Technologie mit den Eigenschaften eines Gaskraftwerkes 
abgebildet. Da hier nur Systemvarianten mit 100 % regenerativer Stromerzeugung 
untersucht wurden, spielt diese Technologie keine Rolle.  

Input in das Modell sind maximal installierbare Leistungen, stündlich aufgelöste Potenziale 
bei fluktuierender Verfügbarkeit, Jahresenergiepotenziale bei nicht fluktuierender 
Verfügbarkeit (Biomasse) und ökonomische Daten wie spezifische Investitionskosten, fixe 
und variable Betriebskosten und Lebensdauern. Darüber hinaus werden stündlich aufgelöste 
Strombedarfsdaten benötigt. Diese wurden für die Länder Europas aus dem Effizienz-
Szenario des Models PRIMES der Universität von Athen ([17]) abgeleitet, indem der 
Strombedarf der Länder im Jahr 2030 bis zum Jahr 2050 mit dem Trend aus dem 
Greenpeace „Energy {r}evolution Scenario“ ([18]) für EU 25 fortgeschrieben wurde. Zeitlich 
aufgelöst wurde der Strombedarf anhand stündlicher Netzlastdaten aus dem Jahr 2006, die 
von den europäischen Transportnetzbetreibern veröffentlicht werden ([19], [20], [21], [22], 
[23]). Für die Länder Nordafrikas wurden Strombedarfsdaten aus der Studie MED-CSP [24] 
verwendet, die, soweit verfügbar, mit Hilfe von Lastdaten aus den einzelnen Ländern oder 
aus Nachbarländern zeitlich disaggregiert wurden  48 .  

Im Modell gibt es drei Speichertechnologien: Pumpspeicherkraftwerke (PSKW), adiabate 
Druckluftspeicherkraftwerke und Wasserstoffspeicher. Bei den Pumpspeicherkraftwerken 
wird konservativ davon ausgegangen, dass nur die heute installierten Kapazitäten genutzt 
und keine weiteren Kraftwerke gebaut werden. Eine Ausnahme davon stellen die 
Speicherwasserkraftwerke in Norwegen dar. Es wurde angenommen, dass Reservoirs mit 
einer Speicherkapazität von 70 TWh zur Verfügung stehen und zu Pumpspeicherkraftwerken 
umgebaut werden können. Die Speichergröße aller anderen Pumpspeicherkraftwerke wurde 
einem Betrieb für den täglichen Lastausgleich entsprechend so festgelegt, dass sie für acht 
Volllaststunden Betrieb der heute installierten Turbinen ausreicht. Für Druckluftspeicher und 
Wasserstoffspeicher wurde keine solche Festlegung gemacht; die Dimensionierung der 
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Speicher- und der Konversionseinheit ist ein Ergebnis der Optimierung. Die technischen und 
ökonomischen Parameter der Speichertechnologien sind im Anhang in Tabelle 9-14, Tabelle 
9-15 und Tabelle 9-16 aufgeführt. Sie stammen aus [25], [26], [27] und [28]. 

Die Stromübertragungsleitungen, die im Modell vorgesehen werden können, sind 
ausschließlich HGÜ-Leitungen für die interregionale Stromübertragung. Nationale 
Transportnetze und lokale Verteilnetze wurden nicht betrachtet. Die technischen und 
ökonomischen Parameter der HGÜ-Leitungen sind im Anhang in Tabelle 9-17 angegeben. 

In den Abschnitten „Sets“, „Parameter“, „Variablen“ und „Gleichungen“ ist im Anhang im 
Abschnitt 9.3 das Modell dokumentiert.  
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5 Kosten-Potenzial-Kurven und Karten  

Im Folgenden werden für jede Stromerzeugungstechnologie Karten der Potenziale für das 
Jahr 2050 und Kosten-Potenzial-Kurven für das gesamte Untersuchungsgebiet dargestellt.  

5.1 Photovoltaik 

Abbildung 5-2 zeigt die Verteilung der potenziellen Stromerzeugung mit Photovoltaik im 
Untersuchungsgebiet. Sie spiegelt vor allem die Annahmen zur Flächennutzung wieder: in 
den Siedlungsgebieten, also in den Gebieten, in denen bereits viele Flächen versiegelt und 
bebaut sind, wurde ein höherer Flächenanteil für die Nutzung veranschlagt als auf Grünland 
und Ackerflächen. Auf Brachflächen, also in der Wüste und in wüstennahen Gebieten, wurde 
die gesamte Fläche als für die Nutzung für Energiebereitstellung verfügbar eingestuft. Durch 
diesen hohen Flächenanteil ist das Potenzial in der Wüste sehr groß. Es wird jedoch 
angenommen, dass nur ein Drittel der Fläche für PV verwendet werden kann, der Rest wird 
für Windenergieanlagen und solarthermische Kraftwerke vorgesehen.  

 

Abbildung 5-1: Photovoltaik: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. In 
den Wüstengebieten wurde nur ein Drittel der Fläche für Photovoltaik angesetzt und zwei Drittel der 
Fläche für solarthermische Kraftwerke und Windenergieanlagen reserviert, um kumulierbare 
Potenziale zu erhalten. 

Die Verteilung der Potenziale auf Siedlungs- und Freiflächen im gesamten 
Untersuchungsgebiet ist auch an den Kosten-Potenzial-Kurven in Abbildung 5-2 zu 
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erkennen: im gesamten Untersuchungsgebiet stammt das große Potenzial von 
kostengünstigeren Freiflächenanlagen auf den Wüstenflächen, ein kleinerer Teil von den 
teureren Anlagen in Siedlungsgebieten, erkennbar an dem scharfen Knick in der Kosten-
Potenzial-Kurve mit anschließendem leichtem weiteren Wachstum des Potenzials vor dem 
endgültigen Erreichen der Potenzialgrenze von ca. 31230 TWh/a im Jahr 2050 im gesamten 
Untersuchungsgebiet.  

In Deutschland verläuft die Kurve wegen der umgekehrten Flächenverfügbarkeit mit 
umgekehrten Proportionen: das kostengünstigere Freiflächen-Potenzial ist gering, es 
schließt sich ein größeres Potenzial auf Siedlungsflächen zu höheren 
Stromgestehungskosten an. Das gesamte Potenzial beträgt in Deutschland im Jahr 2050 
etwa 112 TWh/a. 
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Abbildung 5-2: Photovoltaik: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: gesamtes 
Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

An den günstigsten Standorten im gesamten Gebiet kann im Jahr 2050 mit Photovoltaik 
Strom zu Kosten von etwa 3,3 €Cent/kWh erzeugt werden. In Deutschland betragen die 
Stromgestehungskosten an den günstigsten Standorten etwa 5,2 €Cent/kWh.  

5.2 Solarthermische Kraftwerke (CSP) 

In Abbildung 5-3 ist die Verteilung der Stromerzeugungspotenziale solarthermischer 
Kraftwerke dargestellt. Wegen der Begrenzung des Potenzials solarthermischer Kraftwerke 
auf Standorte mit einer Direkt-Normal-Einstrahlung von mindestens 1800 kWh/(m2*a) findet 
sich dieses nur in Nordafrika und Süd-Europa. Das gesamte Potenzial beträgt ca. 
46500 TWh/a. In Deutschland ist kein CSP- Potenzial vorhanden.  

Die Kosten-Potenzial-Kurve für solarthermische Kraftwerke im gesamten 
Untersuchungsgebiet im Jahr 2050 ist in Abbildung 5-4 dargestellt. Ihre Steigung ist gering. 
An den günstigsten Standorten kann im Jahr 2050 Strom für ca. 4,8 €Cent/kWh erzeugt 
werden.  

Die Kurven gelten für solarthermische Kraftwerke mit einem solaren Vielfachen von drei – 
also eine Kraftwerkskonfiguration, bei der das Solarfeld bei Auslegungseinstrahlung dreimal 
so viel Wärme liefert wie an die Turbine bei Nennleistung geliefert werden muss. Zwei Drittel 
der Wärme vom Solarfeld werden in diesem Fall gespeichert und nach Bedarf zu anderen 
Tageszeiten verstromt. 
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Abbildung 5-3: CSP: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. Es wurde 
nur ein Drittel der Fläche für CSP-Kraftwerke angesetzt und zwei Drittel der Fläche für PV und 
Windenergieanlagen reserviert, um kumulierbare Potenziale zu erhalten. Bei Nutzung der gesamten 
Fläche für CSP wäre das Potenzial dreimal so hoch wie hier dargestellt. 
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Abbildung 5-4: CSP: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050, gesamtes Untersuchungsgebiet. 



 13 

 

5.3 Wind onshore 

Die Verteilung des Windenergie-Stromerzeugungspotenzials im Untersuchungsgebiet ist in 
Abbildung 5-5 dargestellt. Das flächenspezifische offshore-Potenzial ist wegen der höheren 
Windgeschwindigkeiten, insbesondere aber wegen der größeren nutzbaren Flächenanteile 
wesentlich größer als das onshore-Potenzial. Es wurde daher in Abbildung 5-7 mit einer 
anderen Klassifizierung nochmals dargestellt. 

Windenergie kann an Land im Prinzip überall genutzt werden, die Standorte unterscheiden 
sich jedoch hinsichtlich der Höhe des Ertrags. In Süd-Europa sind Standorte mit geringeren 
Erträgen stärker verbreitet, während sich in Nord-West-Europa Gebiete mit sehr hohen 
Erträgen konzentrieren. Kleinräumige Gebiete mit besonders guten Bedingungen tauchen im 
gesamten Untersuchungsgebiet auf, z.B. in Norwegen, den Alpen und der Türkei. Sehr hohe 
Potenziale finden sich in den Wüstengebieten Nordafrikas, wo ein Drittel des Landes als für 
Windenergie nutzbar betrachtet wurden. Das Jahres-Stromerzeugungspotenzial beträgt im 
Jahr 2050 im gesamten Untersuchungsgebiet etwa 9560 TWh/a; in Deutschland beträgt es 
etwa 90 TWh/a. 

 

Abbildung 5-5: Windenergie: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. In 
den Wüstengebieten wurde nur ein Drittel der Fläche für die Windenergienutzung angesetzt und zwei 
Drittel der Fläche für Photovoltaik und solarthermische Kraftwerke reserviert, um kumulierbare 
Potenziale zu erhalten. 

Die Kosten-Potenzial-Kurven der onshore-Windenergie im gesamten Untersuchungsgebiet 
und in Deutschland sind in Abbildung 5-6 dargestellt. Im Jahr 2050 kann an den 
ertragreichsten Standorten im gesamten Untersuchungsgebiet Strom für Kosten von 
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2,1 €Cent/kWh erzeugt werden. In Deutschland startet die Stromerzeugung an den besten 
Standorten im Jahr 2050 mit 2,4 €Cent/kWh. 
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Abbildung 5-6: Wind onshore: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: gesamtes 
Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

5.4 Wind offshore 

Für die in Abbildung 5-7 dargestellte Verteilung des Stromerzeugungspotenzials der 
Windenergie wurde eine im Vergleich mit Abbildung 5-5 veränderte Einteilung der Ertrags- 

 

Abbildung 5-7: Windenergie: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. In 
den Wüstengebieten wurde nur ein Drittel der Fläche für die Windenergienutzung angesetzt und zwei 
Drittel der Fläche für Photovoltaik und solarthermische Kraftwerke reserviert, um kumulierbare 
Potenziale zu erhalten. 
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klassen vorgenommen, um die höheren Erträge an den offshore-Standorten (und in den 
Wüstengebieten Nordafrikas) besser sichtbar zu machen.  

Auch für die offshore- Windenergienutzung gilt, dass die größeren Potenziale auf den 
windreicheren Standorten in Nord-West-Europa zu finden sind. In Süd-Europa fällt zum 
einen der Meersboden schneller ab, so dass die hier gesetzte Grenze von 300 m 
Meerestiefe schneller überschritten wird; zum anderen werden häufig nur geringere mittlere 
Windgeschwindigkeiten erreicht. 

Das Potenzial im gesamten Gebiet beträgt im Jahr 2050 etwa 13220 TWh. In Deutschland 
beträgt das Potenzial im Jahr 2050 knapp 317 TWh/a. 

Für die noch junge Technologie wurden stärkere Kostensenkungspotenziale angenommen 
als für onshore-Windenergieanlagen. Im Jahr 2050 fallen an den besten Standorten nur noch 
Kosten von 2 €Cent/kWh an. In Deutschland kann im Jahr 2050 auf den besten offshore-
Standorten Strom zu Kosten von 2,2 €Cent/kWh erzeugt werden. 

0

0.05

0.1

0.15

0.2

0 3000 6000 9000 12000 15000

TWh

€/kWh

0

0.05

0.1

0.15

0.2

0 50 100 150 200 250 300 350

TWh

€/kWh

Abbildung 5-8: Wind offshore: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: gesamtes 
Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

5.5 Geothermie 

Das gesamte geothermische Stromerzeugungspotenzial beträgt ca. 2400 TWh/a, davon 
223 TWh/a in Deutschland. Dieses Potenzial bleibt nach den hier gemachten Annahmen 
unverändert bis zum Jahr 2050. Es wurde hier aufgeteilt in Stromerzeugung mit Kraft-
Wärme-Kopplung und reine Stromerzeugung.  

In Abbildung 5-9 ist das geothermische Stromerzeugungspotenzial im Jahr 2050 dargestellt. 
Dabei wurde das geothermische Stromerzeugungspotenzial mit gekoppelter 
Wärmebereitstellung abgezogen. Große Potenziale finden sich z.B. in der Türkei, im 
pannonischen Becken (Ungarn, Balkan) und in Zentralfrankreich. Das gesamte 
Stromerzeugungspotenzial nach Abzug des KWK-Potenzials beträgt 1316 TWh/a, davon ca. 
70 TWh in Deutschland. 

In Abbildung 5-10 sind die Kosten-Potenzial-Kurven der geothermischen Stromerzeugung 
ohne Kraft-Wärme-Kopplung dargestellt. Sie decken nicht das ganze Potenzial ab, da die 
Stromgestehungskosten zum Teil über 20 €Cent/kWh und damit nicht im hier gewählten 
Darstellungsbereich liegen. An den besten Standorten im gesamten Gebiet kann im Jahr 
2050 Strom zu Kosten von 7,1 €Cent/kWh erzeugt werden. In Deutschland betragen die 
Stromgestehungskosten an den besten Standorten im Jahr 2050 noch 10 €Cent/kWh.  
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Abbildung 5-9: Geothermie: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. 
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Abbildung 5-10: Geothermie: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: gesamtes 
Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

5.6 Geothermie KWK 

Geothermischen Strom mit Kraft-Wärme-Kopplung zu erzeugen setzt voraus, dass 
ausreichend Wärmebedarf in der Nähe des Ortes der Erschließung der Wärme im 
Untergrund vorhanden ist. Dementsprechend ist die Installation geothermischer KWK-
Anlagen nur in oder in der Nähe von Siedlungsgebieten sinnvoll. Die 
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Stromerzeugungspotenziale von Geothermieanlagen mit KWK sind in Abbildung 5-11 
dargestellt. 

Große Potenziale treten vereinzelt in der Türkei und in Ungarn und beinahe flächendeckend 
in Deutschland und den Niederlanden auf. Das gesamte Stromerzeugungspotenzial 
geothermischer KWK-Anlagen beträgt ca. 1093 TWh/a im gesamten Untersuchungszeitraum 
und -gebiet. Etwa 153 TWh/a davon entfallen auf Deutschland.  

 

Abbildung 5-11: Geothermie KWK: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 
2050. 
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Abbildung 5-12: Geothermie KWK: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: gesamtes 
Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 
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Abbildung 5-12 zeigt die Kosten-Potenzial-Kurven geothermischer Stromerzeugung mit 
Kraft-Wärme-Kopplung. Das Potenzial an den ertragreichsten Standorten kann im Jahr 2050 
nach Abzug der Wärmevergütung zu Kosten von 4,4 €Cent/kWh erschlossen werden. In 
Deutschland betragen die Stromgestehungskosten im Jahr 2050 an den besten Standorten 
7,4 €Cent/kWh. 

5.7 Biomasse 

Die Potenziale und die Kosten der Erzeugung von Strom aus Biomasse hängen ab von der 
eingesetzten Technologie (hier: Dampfturbinen mit und ohne KWK, Biogas- KWK-Anlagen) 
und der verfügbaren Biomasse (Waldholz, Altholz, landwirtschaftliche Reststoffe, 
Energiepflanzen, tierische Exkremente). Hier wurden die Potenziale in Anlehnung an die im 
Leitszenario 2009 ([29]) dargestellte mögliche Entwicklung nach Technologien eingeteilt. 
Dabei wurde auch die Konkurrenz der Sektoren Wärme und Verkehr um die Biomasse sowie 
ein Anstieg des gesamten Potenzials durch Ertragssteigerungen berücksichtigt. 

In Abbildung 5-13 ist die potenzielle Stromerzeugung in Dampfturbinen-Kraftwerken im 
Jahr 2050 dargestellt. Die Kraftwerke können mit Waldholz, Altholz oder landwirtschaftlichen 
Reststoffen befeuert werden. Dem Leitszenario 2009 entsprechend wird davon 
ausgegangen, dass im Jahr 2050 nur noch Waldholz zur reinen Stromerzeugung in 
Dampfturbinen eingesetzt wird.  

 

Abbildung 5-13: Biomasse (Dampfturbinen): Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im 
Jahr 2050. 



 19 

 

Die Stromerzeugung mit Dampfturbinen-Kraftwerken nimmt dem Leitszenario 2009 
entsprechend bis zum Jahr 2050 stark ab, da unterstellt wird, dass zum Zweck der 
Effizienzsteigerung zunehmend Kraft-Wärme-Kopplung eingesetzt wird. Sie beträgt dann 
noch 4,4 TWh/a im gesamten Untersuchungsgebiet, davon knapp 0,6 TWh/a in Deutschland. 
Die Kosten-Potenzial-Kurven sind in Abbildung 5-14 dargestellt. Da nur ein Brennstoff 
eingesetzt wird, betragen Kosten für die Stromerzeugung durchgängig  8,1 €Cent/kWh. 
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Abbildung 5-14: Biomasse (Dampfturbinen): Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: 
gesamtes Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

Für die in Abbildung 5-15 dargestellten Potenziale zur Erzeugung von Strom in 
Dampfturbinen-Kraftwerken mit Wärmeauskopplung gilt umgekehrt, dass die 
Stromerzeugung zwischen den Jahren 2010 und 2050 stark ansteigt: während sie im Jahr 
2010 im gesamten Untersuchungsgebiet noch 137 TWh/a beträgt, werden im Jahr 2050 ca. 
393 TWh Strom in Dampfturbinen-Kraftwerken mit Kraft-Wärme-Kopplung erzeugt. In 
Deutschland steigt die Stromerzeugung von 14,1 TWh/a im Jahr 2010 auf etwa 42 TWh/a im 
Jahr 2050 an. Die Brennstoffe, die im Jahr 2050 in Dampfturbinen-Kraftwerken mit Kraft-
Wärme-Kopplung verstromt werden, sind entsprechend Leitszenario 2009 Waldholz und 
Altholz (industrielle und häusliche Holzabfälle). Abbildung 5-16 zeigt die entsprechenden 
Kosten-Potenzial-Kurven für das gesamte Untersuchungsgebiet und für Deutschland. Mit 
Altholz als Brennstoff betragen die Stromgestehungskosten 4,2 €Cent/kWh und mit Waldholz 
7,7 €Cent/kWh.  
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Abbildung 5-15: Biomasse (Dampfturbinen, KWK): Stromerzeugungspotenziale im 
Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. 
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Abbildung 5-16: Biomasse (Dampfturbinen, KWK): Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. 
Links: gesamtes Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

Abbildung 5-17 zeigt die Verteilung der Stromerzeugungspotenziale von Biogas-KWK-
Anlagen im Jahr 2050. Die Biogas-Anlagen können mit Energiepflanzen oder tierischen 
Exkrementen betrieben werden. Dementsprechend ist das Potenzial auf den 
landwirtschaftlichen Flächen und auf Grünlandflächen zu finden. 

Die potenzielle Stromerzeugung beträgt im gesamten Untersuchungsgebiet ca. 224 TWh/a 
im Jahr 2050. In Deutschland beträgt sie etwa 26,5 TWh/a.  
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Abbildung 5-17: Biomasse (Biogasanlagen mit KWK): Stromerzeugungspotenziale im 
Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. 

In den Kosten-Potenzial-Kurven für die Stromerzeugung in Biogasanlagen in Abbildung 5-18 
entsteht ein Sprung von 4,7 €Cent/kWh (Einsatz von tierischen Exkrementen) auf 
9,2 €Cent/kwh (Einsatz von Energiepflanzen), hervorgreufen durch die unterschiedlichen 
Kosten für die beiden als Brennstoffe verwendeten Biomassearten.  

0

0.05

0.1

0.15

0.2

0 50 100 150 200 250

TWh

€/kWh

 

0

0.05

0.1

0.15

0.2

0 5 10 15 20 25 30

TWh

€/kWh

 
Abbildung 5-18: Biomasse (Biogasanlagen mit KWK): Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. 
Links: gesamtes Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 
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5.8 Laufwasserkraft 

Das Potenzial zur Stromerzeugung in alten, modernisierten und neuen 
Laufwasserkraftanlagen ist in Abbildung 5-19 dargestellt. Die Strommengen aus alten und 
modernisierten Anlagen, die aus einer Datenbank mit den Leistungen und Koordinaten 
einzelner Kraftwerke ermittelt wurden, erscheinen bei der im Modell verwendeten 
Rasterzellengröße mit einer Kantenlänge von 0,0833° hier als kleinere Pixel. Das durch 
Neubauten ausschöpfbare Potenzial wurde hingegen mit Hilfe des theoretischen 
Wasserkraftpotenzials ([12]) räumlich verteilt. Dessen gröbere räumliche Auflösung ist in 
Abbildung 5-19 erkennbar als gröbere Pixel.  

Das gesamte Potenzial beträgt im Jahr 2050 ca. 1100 TWh/a. In Deutschland beträgt es 
etwa 28 TWh/a im Jahr 2050. 

 

Abbildung 5-19: Laufwasserkraft: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 2050. 

Die Stromgestehungskosten, dargestellt in Abbildung 5-20, liegen an den günstigsten 
Standorten und alten, bereits abgeschriebenen Kraftwerken im gesamten 
Untersuchungsgebiet bei 4,1 €Cent/kWh. Diese Kosten treten in Deutschland auf, wo die 
Wasserkraftwerke mit über 6100 Volllaststunden sehr gut ausgelastet sind. In modernisierten 
Wasserkraftwerken, für die die Investitionskosten der Modernisierung berücksichtigt wurden, 
kostet die Stromerzeugung in Deutschland  5,7 €Cent/kWh. 
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Abbildung 5-20: Laufwasserkraft: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: gesamtes 
Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

5.9 Speicherwasserkraft 

Abbildung 5-21 zeigt die Verteilung der Stromerzeugungspotenziale alter und modernisierter 
Speicherwasserkraftanlagen. Da nur die aus der georeferenzierten Datenbank bekannten 
Anlagen berücksichtigt wurden, erscheint das Potenzial nicht flächendeckend, sondern nur 
an den jeweiligen Standorten. Es beträgt 144 TWh/a im Jahr 2050 im gesamten 
Untersuchungsgebiet; davon entfallen ca. 2,2 TWh im Jahr 2050 auf Deutschland. Ein 
möglicher Neubau wurde nicht berücksichtigt. 

 
Abbildung 5-21: Speicherwasserkraft: Stromerzeugungspotenziale im Untersuchungsgebiet im Jahr 
2050. 
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Die Kosten-Potenzial-Kurven von Speicherwasserkraftwerken sind in Abbildung 5-22 
dargestellt. Wie bei den Laufwasserkraftwerken kann Strom an den günstigsten Standorten 
und in alten, abgeschriebenen Kraftwerken (in Deutschland) mit Stromgestehungskosten von 
4,1 €Cent/khW erzeugt werden; in modernisierten Kraftwerken betragen die 
Stromerzeugungskosten 5,7 €Cent/kWh. 
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Abbildung 5-22: Speicherwasserkraft: Kosten-Potenzial-Kurven für das Jahr 2050. Links: gesamtes 
Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 

5.10 Kosten-Potenzial-Kurven aller Technologien 

In Abbildung 5-23 sind die Kosten-Potenzial-Kurven aller Technologien im Jahr 2050 
abgebildet. Strom aus Windenergie wird demnach in Deutschland und im gesamten 
Untersuchungsgebiet im Jahr 2050 am kostengünstigsten sein. Strom aus Solarenergie kann 
in Photovoltaikanlagen billiger erzeugt werden als in solarthermischen Kraftwerken. In den 
Kosten-Potenzial-Kurven sind die zusätzlichen Systemdienstleistungen, die solarthermische 
Kraftwerke liefern können, allerdings nicht abgebildet.  
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Abbildung 5-23: Kosten-Potenzial-Kurven für alle betrachteten Technologien im Jahr 2050. Links: 
gesamtes Untersuchungsgebiet, rechts: Deutschland. 
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Die hohen Potenziale der Wind- und Solarenergie und die relativ niedrigen Kosten legen 
nahe, dass sich die Stromversorgung hauptsächlich auf diese Quellen stützen wird – evtl. 
ergänzt durch teureren Strom aus regelbaren Wasser-, Biomasse- und 
Geothermiekraftwerken. 
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6 Perspektiven einer zu 100 % regenerativen 
Stromversorgung der Bundesrepublik Deutschland 
im Jahr 2050 

Folgende Fälle einer zu 100 % regenerativen Struktur der Stromversorgung in Deutschland 
im Jahr 2050 wurden mit Hilfe des Modells REMix untersucht: 

 100SVp_DEDKNO: Extremvariante Inselbetrieb; 100 % nationale Selbstversorgung 
(Stundenbilanz). Die drei Länder Deutschland, Dänemark und Norwegen wurden 
betrachtet. In den Abschnitten „Gesamte Region / Verbund“ wurde jeweils die Summe 
der Stromerzeugung, der installierten Leistungen und der Kosten in diesen drei Ländern 
betrachtet; die entsprechenden Ergebnisse für Deutschland wurden zusätzlich separat in 
den Abschnitten „Deutschland“ dargestellt.  

 100SVe_DEDKNO: Deutschland im Verbund mit Dänemark und Norwegen (DE-DK-NO) 
mit der Option, norwegische Speicherwasserkraft als Pumpspeicherkraftwerke mit 
natürlichem Zufluss zu verwenden. 100 % Selbstversorgung in der Jahresenergiebilanz, 
d.h. jedes Land erzeugt im Jahr mindestens so viel Strom, wie es im Jahr verbraucht, 
Stromtransport ist aber erlaubt 

 85SVe_DEDKNO: Deutschland im Verbund mit Dänemark und Norwegen mit der Option, 
norwegische Speicherwasserkraft als Pumpspeicherkraftwerke mit natürlichem Zufluss 
zu verwenden. 85 % Selbstversorgung in der Jahresenergiebilanz, 15 % Import 
zugelassen. 

 85SVe_EUNA: Deutschland im Verbund mit Europa und Nordafrika (EUNA) mit der 
Option, norwegische Speicherwasserkraft als Pumpspeicherkraftwerke mit natürlichem 
Zufluss zu verwenden. 85 % Selbstversorgung in der Jahresenergiebilanz, 15 % Import 
zugelassen. 

Diese vier Fälle wurden zweifach untersucht: einmal für einen Strombedarf in Deutschland 
von 509 TWh im Jahr 2050 und einmal mit einem erhöhten Strombedarf von 700 TWh. Die 
Rechnungen für einen Strombedarf von 700 TWh in Deutschland wurden durchgeführt, um 
zu untersuchen, wie sich das System und die Kosten verändern, wenn weniger 
Effizienzsteigerung erreicht wird oder der Strombedarf aus anderen Gründen stärker wächst 
als aus den genannten Szenarien abgeleitet. Der Strombedarf der anderen Länder wurde 
proportional zur Erhöhung des Strombedarfs in Deutschland erhöht. 

Stromerzeugungs-, -speicher- und Transportkapazitäten werden in einem Verbund nicht 
mehr eindeutig nur für den jeweiligen Standort verwendet, sondern können Aufgaben im 
gesamten Verbund übernehmen. Die Kosten für die Stromversorgung in Deutschland in 
Verbundsystemen wurden daher aus den mittleren Stromkosten des gesamten Verbundes 
berechnet, indem diese mit dem deutschen Strombedarf multipliziert wurden.  

Es wurde hier keine zusätzliche Leistung als Reserve kalkuliert. Diese könnte z.B. aus 
Gaskraftwerken mit geringen Investitionskosten bestehen, die mit geringen Volllaststunden 
und in der Jahressumme geringem Erdgaseinsatz zur Spitzenlastdeckung eingesetzt werden 
könnten. 

Stromtransport bezieht sich hier immer auf HGÜ- Leitungen für den Transport von Strom 
zwischen den Regionen. Bei den innerregionalen Transport- und Verteilnetzen kann durch 
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die zunehmende Nutzung erneuerbarerer Energien ein Ausbaubedarf entstehen oder auch 
die Belastung des Netzes verringert werden. Diese lokalen Auswirkungen der 
Stromversorgung mit erneuerbaren Energien konnten hier nicht genauer analysiert werden. 

6.1 Strukturperspektiven bei 509 TWh Strombedarf in 
Deutschland im Jahr 2050 

6.1.1 Gesamte Regionen / Verbund 

Im Folgenden werden die Ergebnisse für den jeweiligen Länderverbund (Deutschland-
Dänemark-Norwegen (DE-DK-NO) oder Europa-Nordafrika (EUNA)) und bei Inselbetrieb für 
die drei Länder Deutschland, Dänemark und Norwegen als Summe dargestellt. Im Einzelnen 
sind das die Stromerzeugung, die Summe der Stromerzeugungsleistungen und die 
gesamten Kosten. Für Deutschland folgt die Betrachtung der Zusammensetzung der im Land 
befindlichen Systembestandteile separat im Abschnitt 6.1.2.  

Die in diesem Abschnitt dargestellten Ergebnisse für den Verbund Europas mit Nordafrika 
sind Mittelwerte oder Maxima von fünf Modellläufen, die jeweils jede zweite Stunde an jedem 
fünften Tag, ausgehend von den fünf ersten Tagen im Jahr, berücksichtigen. Bei den 
Strommengen wurden Mittelwerte gebildet, bei den Leistungen und bei den Kosten die 
Maxima, da bei mittleren Leistungen Engpässe in Situationen mit hoher Last und/oder 
niedriger Einspeisung auftreten können. Die Aufteilung in fünf Modellläufe wurde 
vorgenommen, um die Rechenzeit zu verringern, die sonst mehrere Wochen betragen kann 
und die Durchführung der Rechnungen in der Projektlaufzeit nicht ermöglicht hätte. 

Tabelle 6-1 zeigt die absoluten Werte der Stromerzeugung und der Stromspeicherung der 
verschiedenen Technologien in den vier Verbünden unter der Annahme eines deutschen 
Strombedarfs von 509 TWh in Deutschland. In allen Fällen wurde auch der natürliche Zufluss 
zu (Pump-) Speicherwasserkraftwerken in Norwegen berücksichtigt. Die gesamte 
Stromerzeugung nimmt im Verbund DE-DK-NO im Vergleich mit dem Inselbetrieb ab, da 
durch die Lastverlagerung infolge des Einsatzes der Pumpspeicherkraftwerke in Norwegen 
weniger Überschüsse produziert werden. Im großen Verbund EUNA ist das Verhältnis des 
Strombedarfs zur Stromerzeugung mit 96 % noch etwas höher als im Verbund DE-DK-NO. 

Um die Struktur der Stromerzeugung in den verschiedenen Verbünden miteinander 
vergleichen zu können, wurden in Abbildung 6-1 jeweils die relativen Anteile der 
verschiedenen Technologien an der gesamten Erzeugung dargestellt. Mit den installierten 
Leistungen an Stromerzeugern und -speichern (Konversionsleistungen) und mit den Kosten 
wurde ebenso verfahren (Abbildung 6-2 und Abbildung 6-3). 

Die Windenergieanteile sind in allen Fällen hoch. Am stärksten wird die kostengünstige 
Windenergie im Verbund DE-DK-NO zugebaut, wenn Ihr Nachteil - die zeitlichen 
Schwankungen - durch die Kombination mit günstigen großen Speicherkapazitäten 
ausgeglichen werden kann. Je mehr Austausch im Verbund DE-DK-NO erlaubt ist, desto 
stärker wird diese kostengünstige Kombination genutzt. Sie verdrängt bei erlaubten 15 % 
Import die Photovoltaik komplett. Die Speicherkapazität ist in diesem Fall am größten und 
beträgt dann knapp 6 % der gesamten Jahresstromerzeugung. 

Im großräumigen Verbund EUNA findet ein Ausgleich der Erzeugungsschwankungen statt 
und der Energiemix beinhaltet weitere Technologien an günstigen Standorten wie z.B. 
solarthermische Kraftwerke mit Speicherfunktion und in sehr geringem Umfang auch 
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Geothermie. Dadurch wird wenig Energiespeicherung benötigt. Die installierte 
Speicherkapazität ist sowohl relativ zur Erzeugung als auch im absoluten Vergleich mit den 
Ergebnissen des kleineren Verbundes DE-DK-NO am geringsten. Wegen der fünf 
zusammengefassten Teilergebnisse ist gerade die Speicherkapazität jedoch mit 
Unsicherheiten behaftet.  

Tabelle 6-1: Stromerzeugung und -speicherung in TWh in den Energiemix-Perspektiven mit 
509 TWh Strombedarf in Deutschland 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 109 148 253 2070 

Wind offshore 378 378 317 1337 

Photovoltaik 88 42 0 585 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 0 0 0 34 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 25 25 25 22 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft (gesamt) 25 25 25 22 

Speicherwasserkraft 2 2 2 97 

Biomasse (Dampfturbine) 46 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0.6 18 18 201 

Biomasse (Biogas KWK) 31 22 22 161 

Biomasse (gesamt) 78 40 40 362 

CSP 0 0 0 1079 

natürl. Zufluss zu PSKW in NO 47 47 47 47 

Summe Erzeugung (incl. CSP) 727 683 684 5633 

Speicherkapazität in TWh 16 31 40 17 

Speicherkapazität (% von Erz.) 2 5 6 0 

  Pumpspeicher 15 31 40 14 

  Druckluftspeicher 1 0 0 3 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

Summe Ausspeicherung  85 132 137 397 

  Pumpspeicher* 49 127 127 221 

  Druckluftspeicher 37 5 11 176 

Summe Einspeicherung  57 106 113 450 

  Pumpspeicher 2 99 99 217 

  Druckluftspeicher 56 7 14 232 

Strombedarf 651 651 651 5418 

Strombedarf (% von Erz.) 89 95 95 96 

Überschüsse 58 1 0 5 
* darin enthalten der natürliche Zufluss zu Pumpspeicherkraftwerken in Norwegen 

In Tabelle 6-2 sind die installierten Stromerzeugungs- und speicherleistungen aufgeführt. 
Während die Stromerzeugung im Fall „100 % Selbstversorgung in der Jahresenergiebilanz“ 
im Verbund DE-DK-NO etwa identisch ist mit der Stromerzeugung bei nur 85 % 
Selbstversorgung in der Jahresenergiebilanz im gleichen Verbund, kann diese 
Stromerzeugung mit nur ca. 173 GW Erzeugungsleistung statt 197 GW Erzeugungsleistung 
bereitgestellt werden. Die Speicherkapazität wird dazu von 31 auf 40 TWh erhöht und die 
Speicherleistung von ca. 73 GW auf ca. 77 GW. Relativ zur Stromerzeugungskapazität ist 
die Speicherleistung damit in diesem Fall am höchsten. Während die absolute 
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Speicherleistung im Verbund EUNA am höchsten ist, wird in diesem Fall relativ zur 
gesamten Erzeugung am wenigsten Speicherleistung benötigt.  

Struktur der Stromerzeugung in DE+DK+NO / EUNA

0%

10%

20%

30%

40%

50%

60%

70%

80%

90%

100%

10
0S

Vp_
DEDKNO

10
0S

Ve_
DEDKNO

85
SVe_

DEDKNO

85
SVe_

EUNA

CSP

Biomasse (gesamt)

natürl. Zufluss zu PSKW in NO

Speicherwasserkraft

Laufwasserkraft (gesamt)

Geothermie KWK

Geothermie

Photovoltaik

Wind offshore

Wind onshore

Speicherkapazität (% von Erz.)

Strombedarf (% von Erz.)

Abbildung 6-1:  
Struktur der 
Stromerzeugung im 
jeweils gesamten 
Verbund in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit 509 TWh/a 
Strombedarf in 
Deutschland. 
Strombedarf, 
Stromspeicherkapazitäten 
und Stromeinspeicherung 
in Relation zur 
Stromerzeugung. 

Struktur der installierten Leistungen in DE+DK+NO
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Abbildung 6-2:  
Struktur der installierten 
Leistungen im jeweils 
gesamten Verbund in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit 509 TWh/a 
Strombedarf in 
Deutschland. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 

Kostenstruktur in DE+DK+NO / EUNA
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Abbildung 6-3: Struktur 
der Kosten im jeweils 
gesamten Verbund in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit 509 TWh/a 
Strombedarf in 
Deutschland. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 

Vergleicht man die Anteile, die die verschiedenen Technologien an der gesamten Erzeugung 
und an der installierten Leistung haben, fällt auf, dass der Anteil der Photovoltaik an der 
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installierten Leistung sehr hoch ist im Vergleich mit dem Anteil an der Stromerzeugung. Der 
Anteil der Photovoltaik an den Kosten entspricht ungefähr ihrem Anteil an der 
Stromerzeugung. Die Windenergie dominiert in allen Fällen die Erzeugungsstruktur. Ihr 
Anteil an den Kosten ist in allen Fällen geringer als ihr Anteil an der gesamten 
Erzeugungsleistung und an der gesamten Stromerzeugung. Bei solarthermischen 
Kraftwerken ist der Anteil an den Kosten wie bei der Photovoltaik etwa genauso groß wie der 
Anteil an der Stromerzeugung, der Anteil der dazu installierten Leistung an der gesamten 
installierten Leistung ist jedoch geringer. Bei der Biomasse sind die Verhältnisse zur 
gesamten Erzeugung, Leistung und zu den Kosten abhängig von der Art und Weise, wie sie 
eingesetzt wird: im Fall „Inselbetrieb“ wird sie sehr stark für Lastausgleich gebraucht und 
daher mit sehr geringer Auslastung betrieben. Ihr Anteil an der installierten Leistung ist daher 
größer als an der Stromerzeugung, ihr Anteil an den Kosten ist nochmals größer. Anders in 
den Verbundsystemen: zwar bleiben die Kosten relativ hoch, doch die installierten 
Leistungen gehen im Vergleich mit der Stromerzeugung stark zurück. 

Tabelle 6-2: Installierte Leistungen in GW in den Energiemix-Perspektiven mit 509 TWh  
Strombedarf in Deutschland  

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 44 58 89 1338 

Wind offshore 87 88 73 541 

Photovoltaik 86 41 0 544 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 0 0 0 4.5 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 4.1 4.1 4.1 4.5 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 4.1 4.1 4.1 4.5 

Speicherwasserkraft 0 0 0 14 

Biomasse (Dampfturbine) 28 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0.1 2.7 2.7 31 

Biomasse (Biogas KWK) 7.8 3.1 3.0 22 

Biomasse (gesamt) 36 5.8 5.7 53 

CSP 0 0 0 228 

Installierte Erzeugungsleistung 258 197 173 2727 

Installierte Speicherleistung 51 73 77 509 

Speicher (% von Erz.-lstg.) 20 37 45 19 

  Pumpspeicher 13 51 51 102 

  Druckluftspeicher 37 22 26 407 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 
 

Die Kosten der einzelnen Systembestandteile sind in Tabelle 6-3 aufgeführt und in Abbildung 
6-4 sind die absoluten Kosten für die Stromerzeugung, die Stromspeicherung und die 
Stromübertragung dargestellt. Auf der zweiten Achse im Diagramm sind die Stromkosten in 
€/kWh aufgetragen, berechnet als Quotient aus den gesamten Kosten und dem gesamten 
Strombedarf. In den Verbünden sind die Kosten für vor Ort installierte Systembestandteile 
nicht notwendigerweise identisch mit den Kosten der Stromversorgung vor Ort, da Importe 
und Exporte stattfinden, also jeder Bestandteil des Systems Versorgungsaufgaben für alle 
anderen Orte übernehmen kann und die verschiedenen Bestandteile so dimensioniert 
werden, dass sie im gesamten Zusammenspiel die geringst möglichen Kosten ergeben. 
Daher werden die durchschnittlichen Stromkosten des gesamten Systems hier als 
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wichtigster Indikator für die Kosten der Stromversorgung in jeder einzelnen Region 
betrachtet.  

Die gesamten Kosten wurden berechnet aus den Kosten für die Stromerzeugung, die 
Stromspeicherung und die Stromübertragung abzüglich der Summe der Wärmegutschriften 
für die Deckung von Wärmebedarf mit Hilfe von KWK- Anlagen.   

Die Stromkosten liegen beim Inselbetrieb im Durchschnitt der drei Länder Deutschland, 
Dänemark und Norwegen bei 7,9 €Cent/kWh. Bei 100 % Selbstversorgung dieser Länder in 
der Jahresbilanz aber mit erlaubtem Austausch sinken die Stromkosten auf 5,9 €Cent/kWh. 
Wenn außerdem 15 % Import zugelassen werden, sinken die Kosten weiter auf 
5,6 €Cent/kWh. Diese sehr geringen Stromkosten kommen durch die in diesem 
Dreiländerverbund verfügbaren günstigen Windenergiepotenziale in Kombination mit den 
großen Pumpspeicherkraftwerken in Norwegen zustande. Im großen Verbund EUNA 
betragen die Stromkosten 8,3 €Cent/kWh. Sie sind damit höher als im kleinen Verbund DE-
DK-NO und sogar höher als der Durchschnitt der Stromkosten beim Inselbetrieb in 
Deutschland, Dänemark und Norwegen. Das liegt daran, dass der Strombedarf im 
Gesamtsystem größer ist, aber die zu seiner Deckung zusätzlich erschlossenen Quellen 
etwas teurer sind als im Durchschnitt der drei Länder Deutschland, Dänemark und 
Norwegen.  

Tabelle 6-3: Kosten in Mio.€ in den Energiemix-Perspektiven mit 509 TWh Strombedarf in  
Deutschland 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 4764 6254 9657 144689 

Wind offshore 15606 15649 13056 96481 

Photovoltaik 7807 3714 0 49383 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 0 0 0 7240 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 1337 1337 1337 1470 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 1337 1337 1337 1470 

Speicherwasserkraft 119 91 89 4591 

Biomasse (Dampfturbine) 12079 0 0 4 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 56 2139 2115 23915 

Biomasse (Biogas KWK) 5321 1913 1878 13941 

Biomasse (gesamt) 17455 4052 3993 37859 

CSP 0 0 0 79927 

Stromerzeugungskosten 47089 31097 28132 421638 

Speicherkosten 6180 8717 9036 35723 

Speicher (in % von Erz..Kst.) 13 28 32 8 

  Pumpspeicher 1969 7331 7338 14347 

  Druckluftspeicher 4211 1386 1699 21376 

  Wasserstoffspeicher 0.0 0.0 0.0 0.0 

Stromübertragungskosten 0 1926 2127 25445 

Wärmegutschrift -1569 -3199 -3139 -31897 

Summe Kosten 51700 38541 36157 450909 
 

Die Transportkosten sind gering im Verhältnis zu den anderen Systembestandteilen in 
Verbundsystemen. Sie betragen in Relation zu den Stromerzeugungskosten ungefähr 5 % 
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bis 6 %. Damit kann bestätigt werden, dass der Stromtransport wie schon in verschiedenen 
anderen Studien festgestellt eine Schlüsselkomponente für die kostengünstige Versorgung 
mit Strom aus erneuerbaren Energien darstellt. Zum einen können gute Standorte mit den 
Verbrauchszentren verbunden werden, zum anderen ergeben sich Ausgleichseffekte beim 
Strombedarf und bei der Erzeugung, so dass einzelne Systemkomponenten wie z.B. die zur 
Biomasseverstromung wesentlich besser ausgelastet werden, da sie weniger 
Lastausgleichsaufgaben übernehmen.  

Jährliche Kosten in und Stromkosten für DE+DK+NO / EUNA
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Abbildung 6-4: Absolute Kosten für die Stromversorgung im jeweils gesamten Verbund in Mio. € und 
durchschnittliche Stromkosten in €/kWh in den Energiemix-Perspektiven mit 509 TWh Strombedarf in 
Deutschland 

Die Stromübertragungskapazitäten sind in Tabelle 6-4 angegeben. Sie sind am größten im 
Fall des Verbundes EUNA, in dem 50 GW zwischen Deutschland und Dänemark und 
101 GW zwischen Dänemark und Norwegen vorgesehen werden. Während die Kapazität 
zwischen Deutschland und Dänemark dabei fast identisch ist mit der bei 15 % erlaubtem 
Import im Verbund DE-DK-NO, ist die Kapazität zwischen Dänemark und Norwegen etwa 
doppelt so groß. Dänemark ist in diesem Fall mit weiteren Nachbarn stark vernetzt. Die 
gesamte Netzlänge beträgt im Fall EUNA knapp 760 TWkm. 

Tabelle 6-4: Leitungskapazitäten in GW und Netzlängen in GWkm in den  
Energiemix-Perspektiven mit 509 TW Strombedarf in Deutschland 

 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Stromübertragungskapazitäten zwischen DE, DK und NO 

        Deutschland - Dänemark 42 47 53 

        Dänemark - Norwegen 46 50 116 

Netzlänge in GWkm 

        DE-DK-NO 53195 58701 103745 

        Verbund EUNA   848247 
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6.1.2 Deutschland 

Im Folgenden werden die Stromerzeugung, die installierten Leistungen und die Kosten der 
Systembestandteile innerhalb von Deutschland in den Energiemix-Perspektiven mit 509 TWh 
Strombedarf in Deutschland dargestellt. Wie bereits beschrieben können diese 
Systembestandteile nur im Inselbetrieb eindeutig und ausschließlich der deutschen 
Stromversorgung zugeordnet werden. In den Verbundsystemen ist dies nicht eindeutig 
möglich, da die Systembestandteile in allen Regionen Aufgaben im gesamten Verbund 
übernehmen können. Die Erzeugungsstruktur in Deutschland wird hier zwar separat 
dargestellt, ist aber kein selbständiges System, sondern Bestandteil eines übergeordneten 
Systems.  

In Tabelle 6-5 sind der Strombedarf, die Stromspeicherkapazitäten und die Stromerzeugung 
in Deutschland in TWh aufgeführt. Sowohl im Inselbetrieb als auch im gesamten Verbund 
DE-DK-NO dominiert auch innerhalb von Deutschland die Windenergie. Sie wird im 
Inselbetrieb von der Biomasse ergänzt, die in windarmen Zeiten mit sehr großen 
Lastwechselgradienten und häufigen An- und Abfahrvorgängen betrieben wird, wie in 
Abbildung 6-5 zu sehen ist. 

Tabelle 6-5: Stromerzeugung in TWh in Deutschland in den Energiemix-Perspektiven mit  
509 TW Strombedarf in Deutschland  

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 76 91 57 64 

Wind offshore 317 317 317 317 

Photovoltaik 88 42 0 0 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 0 0 0 0 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 25 25 25 20 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 25 25 25 20 

Speicherwasserkraft 2.3 2.3 2.3 2.3 

Biomasse (Dampfturbine) 44 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0 17 17 17 

Biomasse (Biogas KWK) 27 17 17 17 

Biomasse (gesamt) 71 34 34 34 

CSP 0 0 0 0 

Summe Erzeugung 579 511 435 437 

Speicherkapazität in TWh 0.80 0.24 0.25 0.24 

Speicherkapazität (% von Erz.) 0.14 0.05 0.06 0.05 

  Pumpspeicher 0.05 0.05 0.05 0.05 

  Druckluftspeicher 0.75 0.19 0.20 0.19 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

Summe Ausspeicherung 34 5.1 6.1 13.1 

  Pumpspeicher 1.0 0.8 0.9 1.2 

  Druckluftspeicher 34 4.3 5.2 11.8 

Summe Einspeicherung 51.8 6.7 8.2 17.3 

  Pumpspeicher 1.2 1.0 1.1 1.5 

  Druckluftspeicher 50.5 5.7 7.0 15.7 

Strombedarf 509 509 509 509 

Strombedarf (% von Erz.) 88 100 117 116 

Überschüsse 52.7 0.8 0.5 0.1 
 



 34 

 

-100000

-50000

0

50000

100000

150000

1 1001 2001 3001 4001 5001 6001 7001 8001

Stunde

MW

Hydrogen charging CAES Charging Pumped hydro charging
Surplus Geothermal Geothermal, CHP
Run off river hydro Hydro Reservoir Solid biomass
Gaseous biomass Wind onshore Wind offshore
PV CSP Residual load
Pumped hydro discharging CAES discharging Hydrogen discharging
Import Export Load

 
Abbildung 6-5: Verlauf der Stromerzeugung in Deutschland bei 509 TWh/a Strombedarf und 100 % 
Selbstversorgung (Leistung).  
 

Tabelle 6-6: Installierte Leistungen in GW in Deutschland in den Energiemix-Perspektiven  
mit 509 TW Strombedarf in Deutschland  

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 33 39 25 38 

Wind offshore 73 73 73 73 

Photovoltaik 86 41 0 0 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 0 0 0 0 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 4.1 4.1 4.1 4.1 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 4.1 4.1 4.1 4.1 

Speicherwasserkraft 0.4 0.3 0.3 0.3 

Biomasse (Dampfturbine) 27 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0.0 2.5 2.5 2.6 

Biomasse (Biogas KWK) 6.6 2.4 2.3 2.4 

Biomasse (gesamt) 33.4 4.9 4.8 4.9 

CSP 0.0 0.0 0.0 0.0 

Installierte Erzeugungsleistung 230 163 107 121 

Installierte Speicherleistung 32.1 19.3 19.3 31.4 

Speicher (% von Erz.-lstg.) 14 12 18 26 

  Pumpspeicher 0.5 1.2 0.5 0.8 

  Druckluftspeicher 31.6 18.1 18.7 30.6 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 
 

Im Fall des großen Verbundes EUNA dominiert innerhalb von Deutschland die Windenergie 
die Struktur der Stromerzeugung stärker als im gesamten Verbund, da sich die Nutzung der 
verfügbaren Ressourcen auf die kostengünstigsten Standorte konzentrieren kann. In 
anderen Gebieten kommen darunter häufiger als in Deutschland andere Ressourcen vor, wie 
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z.B. Solarenergie, die sowohl mit solarthermischen Kraftwerken als auch mit Photovoltaik 
genutzt wird. 

Struktur der Stromerzeugung in Deutschland
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Abbildung 6-6:  
Struktur der 
Stromerzeugung in 
Deutschland in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit 509 TWh/a 
Strombedarf in 
Deutschland. 
Strombedarf, 
Stromspeicherkapazitäten 
und Stromeinspeicherung 
in Relation zur 
Stromerzeugung. 

Struktur der installierten Leistungen in Deutschland
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Abbildung 6-7:  
Struktur der installierten 
Leistungen in 
Deutschland in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit 509 TWh/a 
Strombedarf in 
Deutschland. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 

Kostenstruktur in Deutschland
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Abbildung 6-8: Struktur 
der in Deutschland in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit 509 TWh/a 
Strombedarf in 
Deutschland. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 

Anhand von Abbildung 6-6, die die Anteile der einzelnen Stromerzeugungstechnologien an 
der gesamten in Deutschland stattfindenden Erzeugung und den Strombedarf und die 
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installierte Speicherkapazität in Relation zur Erzeugung darstellt, wird deutlich, dass 
erlaubter Import in Deutschland ausgeschöpft wird. Erwartungsgemäß ist die 
Speicherkapazität am größten beim Inselbetrieb mit etwa 0,8 TWh, doch auch dann ist sie 
relativ klein im Verhältnis zur Stromerzeugung: sie beträgt nur ca. 0,14 % der 
Jahresstromerzeugung, was etwa einer halben durchschnittlichen Tageserzeugung 
entspricht. Wie im Jahresverlauf zu sehen, werden einige Überschüsse aus Windenergie- 
und Photovoltaikanlagen in Kauf genommen, anstatt größere Speicher zu bauen. 

In Tabelle 6-6 sind die installierten Stromerzeugungs- und -speicherleistungen angegeben, in 
Tabelle 6-7 die Kosten der in Deutschland befindlichen Bestandteile des jeweiligen 
Stromversorgungssystems.  

Die Anteile der Systembestandteile an den Kosten (Abbildung 6-8), den installierten 
Leistungen (Abbildung 6-7) und der Stromerzeugung verhalten sich etwa gleich wie in 
Abschnitt 6.1.1 für das jeweils gesamte System beschrieben.  

Die Stromkosten in Deutschland betragen im Inselbetrieb 8,8 €Cent/kWh, während sie im 
Durchschnitt der drei Länder Deutschland, Dänemark und Norwegen nur 7,9 €Cent/kWh 
betragen. Deutschland profitiert also von der Reduktion der Kosten auf 5,9 €Cent/kWh (bei 
100 % Selbstversorgung in der Jahresenergiebilanz) bzw. 5,6 €Cent/kWh (bei 85 % 
Selbstversorgung in der Jahresenergiebilanz) überdurchschnittlich. 

Tabelle 6-7: Kosten in Mio.€ innerhalb von Deutschland in den Energiemix-Perspektiven  
mit 509 TW Strombedarf in Deutschland  

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 3578 4267 2662 4142 

Wind offshore 13056 13056 13056 13056 

Photovoltaik 7798 3714 0 0 

Geothermie 0.0 0.0 0.0 0.0 

Geothermie KWK 0.0 0.0 0.0 0.0 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 1337 1337 1337 1337 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 1337 1337 1337 1337 

Speicherwasserkraft 119 91 89 107 

Biomasse (Dampfturbine) 11664 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0 1983 1960 1986 

Biomasse (Biogas KWK) 4687 1495 1471 1489 

Biomasse (gesamt) 16351 3478 3431 3475 

CSP 0 0 0 0 

Stromerzeugungskosten 42239 25944 20576 22117 

Speicherkosten 3722 1360 1304 1589 

Speicherkosten (in % von Erz.-kst.) 8.8 5.2 6.3 7.2 

  Pumpspeicher 68 171 76 115 

  Druckluftspeicher 3654 1189 1228 1474 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

Wärmegutschrift -1320 -2788 -2740 -1340 

Summe Kosten in DE 44641 24515 19140 22366 
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6.2 Strukturperspektiven bei 700 TWh Strombedarf in 
Deutschland im Jahr 2050 

6.2.1 Gesamte Regionen / Verbund 

Die in diesem Abschnitt dargestellten Ergebnisse für den Verbund Europas mit Nordafrika 
sind wiederum Mittelwerte von fünf möglichen Modellläufen, die jede zweite Stunde an jedem 
fünften Tag im Jahr berücksichtigen.  

In Tabelle 6-8 sind Stromerzeugung, Strombedarf und Stromspeicherung in den 
verschiedenen Systemen aufgeführt und in Abbildung 6-9 sind die relativen Anteile an der 
gesamten Stromerzeugung dargestellt.  

Tabelle 6-8: Stromerzeugung und -speicherung in TWh in den Energiemix- 
Perspektiven mit erhöhtem Strombedarf 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 154 178 254 2465 

Wind offshore 405 405 436 2298 

Photovoltaik 114 112 112 838 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 147 120 15 79 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 25 25 25 57 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 25 25 25 57 

Speicherwasserkraft 2.3 2.3 2.3 97 

Biomasse (Dampfturbine) 46 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0.6 18 18 206 

Biomasse (Biogas KWK) 31 22 22 161 

Biomasse (gesamt) 78 40 40 367 

CSP 0 0 0 1490 

natürl. Zufluss zu PSKW in NO 47 47 47 47 

Summe 973 930 932 7738 

Speicherkapazität in TWh 17 33 32 24 

Speicherkapazität (% von Erz.) 1.7 3.6 3.5 0.3 

  Pumpspeicher* 16 33 32 20 

  Druckluftspeicher 1.2 0.3 0.4 4.2 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

Summe Ausspeicherung 96 137 150 526 

  Pumpspeicher 52 132 141 282 

  Druckluftspeicher 44 4.2 8.4 243 

Summe Einspeicherung 73.5 111.8 128.5 615.0 

  Pumpspeicher 5.7 106.2 117.2 293.7 

  Druckluftspeicher 67.8 5.5 11.3 321.3 

Strombedarf 894 894 894 7446 

Strombedarf (% von Erz.) 92 96 96 96 

Überschüsse 54.0 2.7 0.1 7.5 
* darin enthalten der natürliche Zufluss zu Pumpspeicherkraftwerken in Norwegen 
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Struktur der Stromerzeugung in DE+DK+NO / EUNA
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Abbildung 6-9:  
Struktur der 
Stromerzeugung im 
jeweils gesamten 
Verbund in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit erhöhtem 
Strombedarf. 
Strombedarf, 
Stromspeicherkapazitäten 
und Stromeinspeicherung 
in Relation zur gesamten 
Stromerzeugung. 

Struktur der installierten Leistungen in DE+DK+NO

0%

10%

20%

30%

40%

50%

60%

70%

80%

90%

100%

10
0S

Vp_
DEDKNO

10
0S

Ve_
DEDKNO

85
SVe_

DEDKNO

85
SVe_

EUNA

CSP

Biomasse (gesamt)

Speicherwasserkraft

Laufwasserkraft (gesamt)

Geothermie KWK

Geothermie

Photovoltaik

Wind offshore

Wind onshore

Speicher (% von Erz.-lstg.)

 

Abbildung 6-10:  
Struktur der installierten 
Leistungen im jeweils 
gesamten Verbund in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit erhöhtem 
Strombedarf. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 

Kostenstruktur in DE+DK+NO / EUNA
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Abbildung 6-11: Struktur 
der Kosten im jeweils 
gesamten Verbund in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit erhöhtem 
Strombedarf. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 

Die Windenergie dominiert auch hier in allen Fällen die Stromerzeugung, allerdings mit nicht 
mehr ganz so hohen Anteilen wie in den Systemen mit 509 TWh Strombedarf in 
Deutschland. Stattdessen wird im Inselbetrieb und bei 100 % Selbstversorgung in der 
Jahresenergiebilanz nun auch die Geothermie eingesetzt, die, wie in Abbildung 6-10 und in 
Abbildung 6-11 zu sehen, zwar nur geringe Anteile an der installierten Leistung hat, aber 
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einen großen Teil der Erzeugung und der Kosten ausmacht. In Deutschland muss die 
Geothermie eingesetzt werden, um die vorgegebenen Mindestanteile nationaler 
erneuerbarer Erzeugung zu erreichen, da die anderen erneuerbaren Potenziale bereits 
ausgeschöpft sind. Photovoltaik und Windenergie werden verstärkt genutzt. Photovoltaik 
wird nun auch im Fall „15 % erlaubter Import im Verbund DE-DK-NO“ eingesetzt.  

Die Speicherkapazität nimmt mit dem höheren Strombedarf in drei der vier untersuchten 
Fälle zu. Während sie jedoch bei niedrigerem Strombedarf bei 15 % erlaubtem Import im 
Verbund DE-DK-NO mit 40 TWh am höchsten ist, beträgt sie bei erhöhtem Strombedarf nur 
noch 32 TWh. Dieser unerwartete Effekt ist vermutlich auf die mit Photovoltaik und 
Geothermie ergänzte Stromerzeugung zurückzuführen, die sich an den Bedarf etwas besser 
anpasst als der Strom-Mix mit höheren Anteilen Windenergie. 

Im Verbund EUNA verändert sich die Struktur der Stromerzeugung, der installierten 
Leistungen (Tabelle 6-9) und der Kosten (Tabelle 6-10) nur geringfügig im Vergleich mit dem 
Fall mit niedrigerem Strombedarf. Hier können weitere Kapazitäten von allen 
Erzeugungstechnologien genutzt werden, ohne dass sich der Speicherbedarf so stark 
erhöhen würde, dass ein veränderter Energiemix zu geringeren Kosten führen würde. 

Tabelle 6-9: Installierte Leistungen in GW in den Energiemix-Perspektiven  
mit erhöhtem Strombedarf. 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 60 68 93 1652 

Wind offshore 94 94 101 1088 

Photovoltaik 111 110 110 843 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 18 14 1.8 13 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 4.1 4.1 4.1 17 

Laufwasserkraft (neu) 0.0 0.0 0.0 0 

Laufwasserkraft 4.1 4.1 4.1 17 

Speicherwasserkraft 0.4 0.3 0.3 14 

Biomasse (Dampfturbine) 32.2 0 0 0.01 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0.1 3.2 2.8 32 

Biomasse (Biogas KWK) 8.1 3.6 3.2 22 

Biomasse (gesamt) 40.3 6.8 6.0 54 

CSP 0 0 0 320 

Installierte Erzeugungsleistung 329 297 317 4002 

Installierte Speicherleistung 62.6 91.6 98.8 715.9 

Speicher (in % von Erz.-lstg.) 19 31 31 18 

  Pumpspeicher 17.2 60.1 59.2 139.5 

  Druckluftspeicher 45.4 31.5 39.6 576.4 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 
 

In allen Fällen steigen die Stromkosten im Vergleich mit den Untersuchungen für den 
niedrigeren Strombedarf zwangsläufig an. Im Verbund EUNA steigern sich die Stromkosten 
von 8,3 €Cent/kWh auf 9,2 €Cent/kWh. Im Inselbetrieb betragen die Stromkosten im 
Durchschnitt der drei Länder Deutschland, Dänemark und Norwegen 8,8 €Cent/kWh 
(7,9 €Cent/kWh bei 509 TWh Strombedarf in DE). Bei 100 % Selbstversorgung in der 
Jahresenergiebilanz aber erlaubtem Austausch im Verbund DE-DK-NO betragen sie 
7,1 €Cent/kWh (5,9 €Cent/kWh bei 509 TWh Strombedarf in DE) und bei zusätzlich 15 % 
erlaubtem Import 6,3 €Cent/kWh (5,6 €Cent/kWh bei 509 TWh Strombedarf in DE). 
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Tabelle 6-10: Kosten in Mio.€ in den Energiemix-Perspektiven mit erhöhtem Strombedarf. 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 6533 7330 10091 178599 

Wind offshore 16751 16774 18079 194140 

Photovoltaik 10124 9957 9957 76541 

Geothermie 0 0 0 751 

Geothermie KWK 29696 23314 2842 21799 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 1337 1337 1337 5398 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 1337 1337 1337 5398 

Speicherwasserkraft 119 92 90 4480 

Biomasse (Dampfturbine) 13237 0 0 4 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 56 2405 2191 25294 

Biomasse (Biogas KWK) 5455 2164 1962 14071 

Biomasse (gesamt) 18748 4569 4152 39368 

CSP 0 0 0 113056 

Stromerzeugungskosten 83306 63373 46548 634133 

Speicherkosten 8021 10442 11017 49649 

Speicher (in % von Erz.-kst.) 10 16 24 8 

  Pumpspeicher 2500 8587 8456 19587 

  Druckluftspeicher 5520 1855 2561 30062 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

Wärmegutschrift 0 2252.6 2857.7 35614 

Stromübertragungskosten  -12655 -12277 -4428 -36624 

Summe Kosten 78672 63790 55995 682772 
 

Das Verhältnis der Speicherkosten zu den Stromerzeugungskosten liegt im großen Verbund 
EUNA unverändert bei 8 %. Das ist wie auch in den Fällen mit 509 TWh Strombedarf in 
Deutschland der geringste Wert im Vergleich mit den anderen Verbünden / Inselsystemen. 
Allerdings ist insbesondere die Berechnung der Speichergröße durch die Berechnung mit 
fünf Teilen des Jahres mit Unsicherheiten behaftet.  
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Jährliche Kosten in und Stromkosten für DE+DK+NO / EUNA
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Abbildung 6-12: Absolute Kosten für die Stromversorgung im jeweils gesamten Verbund in Mio. € 
und durchschnittliche Stromkosten in €/kWh in den Energiemix-Perspektiven mit erhöhtem 
Strombedarf. 

Die Kosten für die Stromübertragung sind gering: im Verhältnis zu den 
Stromerzeugungskosten sind es 3 % bis 5 % (5 % bis 6 % bei 509 TWh Strombedarf in DE).  

Tabelle 6-11: Leitungskapazitäten in GW und Netzlängen in GWkm in den Energiemix-
Perspektiven mit erhöhtem Strombedarf. 

 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Stromübertragungskapazitäten zwischen DE, DKund NO 

        Deutschland - Dänemark 49 62 78 

        Dänemark - Norwegen 54 69 145 

Netzlänge in GWkm 

        DE-DK-NO 62243 78947 136502 

        Verbund EUNA   1162744 
 

Die Stromübertragungskapazitäten, aufgeführt in Tabelle 6-11, werden durch den höheren 
Strombedarf wie zu erwarten größer. Zwischen Dänemark und Norwegen treten die größten 
Kapazitäten auf. Im Verbund EUNA werden dort 145 GW vorgesehen.  Die Netzlänge 
beträgt nun im Verbund EUNA ca. 1160 TWkm (ca. 848 TWkm beim niedrigeren 
Strombedarf). 

6.2.2 Deutschland 

Die Stromerzeugung, die Stromspeicherung und der Strombedarf in Deutschland bei einem 
Stromverbrauch von 700 TWh sind für die verschiedenen Systemvarianten in Tabelle 6-12 
angegeben. In Deutschland wird bei einem Strombedarf von 700 TWh das Potenzial an 
Windenergie, Photovoltaikstromerzeugung und Wasserkraft in allen Systemvarianten 
weitgehend ausgeschöpft.  
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Tabelle 6-12: Stromerzeugung in Deutschland in TWh in den Energiemix-Perspektiven  
mit erhöhtem Strombedarf. 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 91 91 91 91 

Wind offshore 317 317 317 317 

Photovoltaik 112 112 112 107 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 147 120 15 20 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 25 25 25 25 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 25 25 25 25 

Speicherwasserkraft 2 2 2 2 

Biomasse (Dampfturbine) 44 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0 17 17 17 

Biomasse (Biogas KWK) 27 17 17 17 

Biomasse (gesamt) 71 34 34 34 

CSP 0 0 0 0 

Summe 765 701 596 595 

Speicherkapazität in TWh 1.03 0.28 0.25 0.10 

Speicherkapazität (% von Erz.) 0.13 0.04 0.04 0.02 

  Pumpspeicher 0.05 0.05 0.05 0.05 

  Druckluftspeicher 0.98 0.23 0.20 0.05 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

Summe Ausspeicherung  41 3.6 3.0 1.2 

  Pumpspeicher 1.1 0.6 0.3 0.6 

  Druckluftspeicher 40 3.0 2.6 0.6 

Summe Einspeicherung 61.7 4.8 3.9 1.5 

  Pumpspeicher 1.4 0.8 0.4 0.8 

  Druckluftspeicher 60.3 4.0 3.5 0.7 

Strombedarf 700 700 700 700 

Strombedarf (% von Erz.) 91 100 117 118 

Überschüsse 44 2.7 0.1 0.6 
 

Um die Vorgaben der regenerativen Erzeugung im Land erfüllen zu können, muss im 
Inselbetrieb ein großer Teil des Geothermie- Potenzials erschlossen werden. Das geschieht 
in allen Fällen ausschließlich mit Anlagen mit Kraft-Wärme-Kopplung. In Verbundsystemen 
wird weniger Strom aus geothermischer Energie erzeugt. Im Verbund EUNA mit 15 % 
Importerlaubnis wird im Vergleich zum Verbund DE-DK-NO mit 15 % Importerlaubnis mehr 
Strom mit Geothermie- Anlagen in Deutschland erzeugt.  
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Struktur der Stromerzeugung in Deutschland
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Abbildung 6-13:  
Struktur der 
Stromerzeugung in 
Deutschland in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit erhöhtem 
Strombedarf. 
Strombedarf, 
Stromspeicherkapazitäten 
und Stromeinspeicherung 
in Relation zur 
Stromerzeugung. 

Struktur der installierten Leistungen in Deutschland
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Abbildung 6-14:  
Struktur der installierten 
Leistungen in 
Deutschland in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit erhöhtem 
Strombedarf. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 

Kostenstruktur in Deutschland
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Abbildung 6-15: Struktur 
der in Deutschland in den 
Energiemix-Perspektiven 
mit erhöhtem 
Strombedarf. Installierte 
Konversionsleistungen 
der Stromspeicher in 
Relation zur gesamten 
installierten 
Erzeugungsleistung. 
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Tabelle 6-13: Installierte Leistungen in Deutschland in GW in den Energiemix-Perspektiven  
mit erhöhtem Strombedarf. 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 39 39 39 39 
Wind offshore 73 73 73 73 
Photovoltaik 110 110 110 110 
Geothermie 0 0 0 0 
Geothermie KWK 18 14 1.8 5.6 
Laufwasserkraft (alt+mod.) 4.1 4.1 4.1 4.1 
Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 
Laufwasserkraft 4.1 4.1 4.1 4.1 
Speicherwasserkraft 0.4 0.3 0.3 0.3 
Biomasse (Dampfturbine) 31 0 0 0 
Biomasse (Dampfturb. KWK) 0 3.0 2.6 2.7 
Biomasse (Biogas KWK) 6.7 2.9 2.5 2.6 
Biomasse (gesamt) 38 6.0 5.1 5.2 
CSP 0 0 0 0 
Installierte Erzeugungsleistung 283 247 234 238 
Installierte Speicherleistung 37.6 24.8 24.0 14.1 
Speicher (% von Erz.-lstg.) 13 10 10 6 

  Pumpspeicher 0.6 1.2 0.9 0.6 

  Druckluftspeicher 37.0 23.5 23.1 13.5 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

 
Tabelle 6-14: Kosten in Mio.€ in Deutschland in den Energiemix-Perspektiven mit  
erhöhtem Strombedarf. 

  
100SVp 

DEDKNO 
100SVe 

DEDKNO 
85SVe 

DEDKNO 
85SVe 
EUNA 

Wind onshore 4267 4267 4267 4267 

Wind offshore 13056 13056 13056 13056 

Photovoltaik 9957 9957 9957 9957 

Geothermie 0 0 0 0 

Geothermie KWK 29696 23314 2842 9028 

Laufwasserkraft (alt+mod.) 1337 1337 1337 1337 

Laufwasserkraft (neu) 0 0 0 0 

Laufwasserkraft 1337 1337 1337 1337 

Speicherwasserkraft 119 92 90 104 

Biomasse (Dampfturbine) 12734 0 0 0 

Biomasse (Dampfturb. KWK) 0 2249 2035 2041 

Biomasse (Biogas KWK) 4745 1741 1545 1583 

Biomasse (gesamt) 17480 3990 3580 3624 

CSP 0 0 0 0 

Stromerzeugungskosten 75911 56013 35129 41373 

Speicherkosten 4745 1636 1477 611 

Speicher (in % von Erz.-kst.) 6.3 2.9 4.2 1.5 

  Pumpspeicher 85 170 125 90 

  Druckluftspeicher 4660 1466 1352 522 

  Wasserstoffspeicher 0 0 0 0 

Wärmegutschrift -12470 -11860 -4020 -2150 

Summe Kosten in DE 68186 45790 32586 39834 
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Die Strukturen der Stromerzeugung, der installierten Leistungen und der Kosten, dargestellt 
in Abbildung 6-13 bis Abbildung 6-15, sind wie das jeweilige Gesamtsystem im Vergleich zu 
den Fällen mit 509 TWh durch höhere Anteile der Photovoltaik und die hinzugekommene 
Geothermie- Nutzung gekennzeichnet. Die Windenergie dominiert jedoch auch in 
Deutschland weiterhin die Struktur der Stromerzeugung. 

Die Stromerzeugungskosten liegen bei einem Inselbetrieb in Deutschland bei einem 
Strombedarf von 700 TWh bei 9,7 €Cent/kWh (8.8 €Cent/kWh bei 509 TWh Strombedarf). 
Der Speichereinsatz und damit die Speicherkosten sind durch den Einsatz der Geothermie, 
der nötig ist, um die Vorgaben für die regenerative Erzeugung in Deutschland überhaupt 
erfüllen zu können, geringer als bei einem Strombedarf von 509 TWh.  
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7 Rahmenbedingungen für den Strukturwandel in der 
Stromversorgung 

Für die Umsetzung jedes untersuchten Falles würden die Potenziale der erneuerbaren 
Energien ausreichen. Auch die Extremvariante „Inselversorgung bei 700 TWh 
Stromverbrauch in Deutschland“ wäre hinsichtlich der regenerativen 
Stromerzeugungspotenziale in Deutschland darstellbar.  

Unterschiedliche Stromverbünde – Deutschland / Deutschland + Dänemark + Norwegen / 
Europa + Nordafrika – führen zu unterschiedlichen Strukturen der Stromversorgung und zu 
unterschiedlichen Kosten. Wenn beispielsweise Deutschland im Inselbetrieb seinen 
Strombedarf decken muss, wird die Biomasse sehr stark für den Lastausgleich 
herangezogen und die Biomassekraftwerke werden sehr schlecht ausgelastet. Dabei sind 
große Speicher für Biogas erforderlich. Außerdem muss sichergestellt werden, dass auch die 
Dampfturbinenkraftwerke, die feste Biomasse verstromen und für die Regelaufgaben sehr oft 
an- und heruntergefahren werden müssen und hohen Laständerungsgradienten folgen 
müssen, rechtzeitig ihre Leistung bereitstellen können. Dazu könnte ein Austausch eines 
Teils der Dampfturbinen durch Gasturbinen und eine Vergasung des Brennstoffs nützlich 
sein; außerdem muss die Qualität der Vorhersage der Einspeisung von Strom aus 
fluktuierenden Quellen so verbessert werden, dass die Kraftwerke rechtzeitig hochgefahren 
werden können. Das gilt insbesondere dann, wenn sie kalt starten, was bei der 
Betriebsweise wie in Abbildung 6-5 zu sehen häufig der Fall ist. 

Wenn günstige Speicherkapazitäten verfügbar sind wie im Verbund Deutschland – 
Dänemark – Norwegen mit Pumpspeicherung in Norwegen, dann wird der Lastausgleich 
zum größten Teil von den Pumpspeichern übernommen, so dass die Biomassekraftwerke 
sehr gut ausgelastet sind und zunehmend mit Kraft-Wärme-Kopplung betrieben werden. Ein 
ähnlicher Effekt tritt auf, wenn die Stromversorgung im großen Stromverbund Europa - 
Nordafrika organisiert wird. Eine große Rolle spielt dabei der Stromtransport für den 
Lastausgleich und die bessere Auslastung vieler Systembestandteile. Dies wurde schon 
mehrfach gezeigt:  F. Trieb hat für den speziellen Fall der Einbindung von Strom aus 
solarthermischen Kraftwerken in Nordafrika in die europäische Stromversorgung mit Hilfe 
einzelner Verbindungsleitungen in die Verbrauchszentren Europas ([24], [30])  demonstriert, 
dass sich solche Transportleitungen lohnen können. G. Czisch zeigt in [31], dass ein Netz 
solcher Leitungen die Stromversorgungskosten durch großräumige Ausgleichseffekte und 
bessere Auslastung der Bestandteile eines größeren Systems stark verringern kann. Diese 
Effekte hängen, wie in den hier untersuchten Optionen zur Verbundgröße und zur nationalen 
Selbstversorgung gezeigt wurde, von der Größe des gewählten Netzes und von politischen 
Zielen – national und international – ab.  

Die hier vorgestellten Strukturperspektiven des Stromerzeugungssystems weichen stark von 
den Ausbauzuständen des Leitszenarios 2009 ([29]) im Jahr 2050 ab. Das liegt nicht nur an 
der vollständig regenerativen Stromerzeugung, sondern auch daran, dass  

 von einem höheren Strombedarf im Jahr 2050 ausgegangen wurde 

 anders als im Leitszenario die Kosten minimiert wurden 

 dabei von unterschiedlichen Randbedingungen für den Stromimport ausgegangen wurde. 
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Aufgrund dieser Faktoren kommt es z.B. bei 15 % zugelassenem Import im Verbund EUNA 
bei 509 TWh Strombedarf in Deutschland zu sehr hohen Windenergieanteilen und zum 
völligen Fehlen der Photovoltaik in Deutschland. Bei anderen Zielvorgaben sind andere 
Ergebnisse möglich; z.B. kann eine politische Zielvorgabe lauten, dass ein bestimmter Teil 
des Stromes auch im Jahr 2050 aus Photovoltaikanlagen im Inland stammen soll. Da 
zumindest in den Fällen mit geringerem Strombedarf nicht die gesamten Potenziale 
ausgeschöpft sind, sind viele weitere Strukturen der Stromversorgung denkbar, deren 
Auswirkungen auf die Kosten im Einzelnen zu untersuchen wären.  

Die Kostenentwicklung der Technologien bis zum Jahr 2050 wurde weitgehend dem 
Leitszenario 2009 [29] entsprechend festgelegt; durch den Projektverlauf zwischen den 
Leitszenarien der Jahre 2009 und 2010 kam es dort aber zu Änderungen einzelner 
Parameter, die hier aufgegriffen wurden. Die hier gefundenen kostenminimierten 
Systemstrukturen gelten unter der Bedingung, dass die Kosten sich bis zum Jahr 2050 wie 
angenommen entwickeln. In den Bereichen, in denen Deutschland für die Entwicklung der 
Technologien und der weltweiten Preise für regenerative Energietechnologien eine 
bedeutende Rolle spielt, sollte der Ausbau der Kapazitäten, der der Kosten- und 
Technikentwicklung zugrunde liegt, entsprechend vorangetrieben werden. Wenn dies z.B. 
bei der Photovoltaik der Fall ist, dann könnte in Deutschland zwar zunächst viel 
Photovoltaikleistung installiert werden. Nach Entwicklung der Technologie und eines 
Netzverbundes müsste die Photovoltaik in Deutschland jedoch z.B. nicht erhalten werden, 
sondern sie könnte in einem Verbund an anderer Stelle wesentlich kostengünstiger 
eingesetzt werden und Funktionen auch für Deutschland übernehmen. Dies gilt für andere 
Technologien gleichermaßen. 

Wesentliche Fragen, die auf dem Weg zu einer 100 % regenerativen Stromversorgung im 
Jahr 2050 beantwortet werden müssen, sind: 

 Wie können Stromübertragungs-, Stromerzeugungs- und Stromspeicherleistungen 
international aufeinander abgestimmt europaweit und unter Einbeziehung der 
Nachbarstaaten geplant und installiert werden, um eine schlechte Auslastung einzelner 
Systembestandteile durch spätere Änderungen des Systems zu vermeiden?  

 Wie kann ein Netzverbund entstehen? Welcher Verbund wird von welchen Ländern 
angestrebt? Anhand des hier gewählten Verbundes Deutschland-Dänemark-Norwegen 
wurden die Effekte untersucht, die ein solcher Verbund im Vergleich zu einer 
Selbstversorgung auf die Systemstruktur und die Kostenentwicklung hat. Das Beispiel 
des Verbundes Deutschland-Dänemark-Norwegen zeigt, dass eine gemeinsame 
Stromversorgung aus der Sicht der an einem Verbund beteiligten Länder 
unterschiedliche Auswirkungen haben kann. Während eine kWh Strom in Norwegen im 
Inselbetrieb im Fall des niedrigeren Strombedarfs Kosten von ca. 4,1 €Cent/kWh 
verursacht, liegen die Kosten im Verbund DE-DK-NO bei 15 % erlaubtem Import bei 
5,6 €Cent/kWh – und damit deutlich unter den Kosten, die in Deutschland für die gleiche 
Versorgungsaufgabe im Inselbetrieb anfallen würden. Aus höheren Preisen können sich 
für norwegische Stromerzeuger interessante Geschäftsmodelle ergeben, die aber auch 
dazu führen könnten, dass der Strom für norwegische Verbraucher teurer wird. Wie die 
Politik verschiedener Länder mit solchen Effekten umgehen wird, kann die Möglichkeit, 
die Stromversorgung zumindest teilweise gemeinsam in einem Verbundsystem zu 
organisieren, beeinflussen. Das gleiche gilt auch im Verbund EUNA. Im größeren 
Verbund sind die Kosten etwas höher als im kleineren Verbund DE-DK-NO. Es sind 
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Regionen beteiligt, die von einem Verbund stärker profitieren als andere. Da die 
Investitionen in die benötigte Infrastruktur nur dann stattfinden werden, wenn sie sich 
rentieren, hängt die effiziente Integration der regenerativen Energien in Europa und den 
Nachbarstaaten stark von geeigneten Geschäftsmodellen ab, die im Bestfall eine Win-
Win-Situation für alle Beteiligten darstellen können. 

 Werden neue Energietechnologien von der Bevölkerung angenommen oder abgelehnt? 
Wenn lokale Gegebenheiten und konkurrierende Landnutzung bei der Planung von 
Anlagen zur Erzeugung, Speicherung oder zum Transport von Strom nicht berücksichtigt 
werden, können solche Anlagen auf Ablehnung in der Bevölkerung treffen.  

 Können die regenerativen Energietechnologiebranchen schnell genug wachsen, um die 
benötigten Kapazitäten rechtzeitig bereitzustellen?  

Bei der Bewertung der Systemstrukturperspektiven ist zu berücksichtigen, dass bei den hier 
gemachten Untersuchungen keine Reservekapazität berücksichtigt wurde. Nach dem „UCTE 
System Adequacy Forecast 2009-2020“ ([32]) sollte die an Referenzzeitpunkten nicht 
genutzte Leistung in einem einzelnen Land 10 % über der Spitzenlast des Bezugszeitraumes 
liegen, um eine sichere Versorgung zu gewährleisten. Diese Angabe bezieht sich auf die 
gesamte installierte Stromerzeugungsleistung. Während bei Technologien zur Nutzung ideal 
gespeicherter Energien in Form von fossilen Energieträgern der größere Teil der installierten 
Leistung gesicherte Leistung ist, ist dies bei erneuerbaren Energien mit schwankender 
Verfügbarkeit nicht der Fall. Wenn man als gesicherte Leistung der schwankenden 
regenerativen Energien ihre minimale im betrachteten Zeitraum aufgetretene Leistung 
betrachtet, dann wäre die zusätzlich dazu vorzuhaltende gesicherte Leistung die Differenz 
zwischen dieser minimalen Leistung und der Spitzenlast mit einem Zuschlag an 
Reservekapazität. Der gesicherte Leistungsanteil der regenerativen Quellen und der 
Speicherleistung könnte durch Gasturbinen ergänzt werden, die nur als Backupkapazität 
installiert und im normalen Netzbetrieb nie laufen, in der Jahresenergiebilanz also nur eine 
marginale Rolle spielen würden.  

 

 



 49 

 

8 Literatur und Datenquellen 

1. BMU, Umweltpolitik - Ökologisch optimierter Ausbau der Nutzung Erneuerbarer 
Energien in Deutschland. 2004, Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und 
Reaktorsicherheit. 

2. Quaschning, V., Systemtechnik einer umweltverträglichen Elektrizitätsversorgung in 
Deutschland für das 21. Jahrhundert. 2000, Düsseldorf: VDI Verlag GmbH. 0-188. 

3. DLR, Direct Normal Irradiance and Global Horizontal Irradiance. 2007, Deutsches 
Zentrum für Luft- und Raumfahrt. 

4. EEA, CORINE Land Cover 2000, E.E. Agency, Editor. 2005. 
5. JRC, Global Land Cover 2000. 2003, European Commission, Joint Research Center. 
6. WDPA, World Database on Protected Areas, http://www.wdpa.org/ 2006. 
7. DWD, Windgeschwindigkeiten und Bodenrauhigkeit aus dem Lokalmodell Europa, D. 

Wetterdienst, Editor. 2007, Deutscher Wetterdienst: Offenbach. 
8. Hurter, S.H., R. , Atlas of Geothermal Resources in Europe. 2002, Office for Official 

Publications of the European Communities: Luxemburg. 
9. Hurtig, E., Cermak, V., Haenel, R.; Zui, V., Geothermal Atlas of Europe. 1992, 

Hermann Haak Verlagsgesellschaft mbH, Geographisch-Kartographische Anstalt: 
Gotha. 

10. PLATTS, PowerVision, datacut hydropower Europe. 2008, PLATTS (McGraw-Hill 
Companies): London. 

11. WEC, 2007 Survey of Energy Resources, in Survey of Energy Resources, W.E. 
Council, Editor. 2007, World Energy Council: London. 

12. Lehner, B.C., G.; Vassolo, S., Europe's Hydropower Potential Today and in the 
Future. EuroWasser. 

13. IE, Nachhaltige Biomassenutzungsstrategien im europäischen Kontext – Analyse im 
Span-nungsfeld nationaler Vorgaben und der Konkurrenz zwischen festen, flüssigen 
und gas-förmigen Bioenergieträgern, N.u.R.-c. Bundesministerium für Umwelt, BMU 
(Herausgeber), Editor. 2005, Institut für Energetik und Umwelt. 

14. EUROSTAT, epp.eurostat.ec.europa.eu. 
15. FAOSTAT, faostat.fao.org. 
16. Dobson, J.E., E. A. Bright, P. R. Coleman, R.C. Durfree; B. A. Worley, LandScan: A 

Global Population Database for Estimating Populations at Risk. Photogrammetric 
Engineering & Remote Sensing 2000. Vol. 66(No. 7): p. 849-857. 

17. NTUA, PRIMES Model, EU 27: Efficiency Case Scenario, V. eff.xls, Editor. 2007, 
University of Athens: Athens. 

18. Greenpeace_International, Energy {r}evolution – a sustainable pathway to a clean 
energy future for Europe, C. Baker, Editor. 2005, DLR, Institute of Technical 
Thermodynamics, Department of Systems Analysis and Technology Assessment, 
Stuttgart; Germany/Dr.Wolfram Krewitt, Dr Uwe Klann, Stefan Kronshage. 

19. ENTSO-E, Load and consumption data: Specificities of member countries, ENTSO-E, 
Editor. 2010, ENTSO-E: Brussels. 

20. NORD_POOL_ASA, Hourly load data. 2007, ASA Nord Pool. 
21. UK_Nationalgrid, Hourly load data. 2007, UK_Nationalgrid. 
22. EIRGRID, Hourly load data. 2007, EIRGRID. 
23. Eesti_Energia, Hourly load data for Estonia, T. 2003-2006.xls, Editor. 2007, 

Eesti_Energia: Tallin. 
24. Trieb, F., Concentrating Solar Power for the Mediterranean Region, N.u.R.-c. 

Bundesministerium für Umwelt, BMU (Herausgeber), Editor. 2005. 
25. Kruck, C., Integration einer Stromerzeugung aus Windenergie und Speichersystemen 

unter besonderer Berücksichtigung von Druckluft-Speicherkraftwerken, in Institut für 
Energiewirtschaft und Rationelle Energieanwendung. 2007, Universität Stuttgart: 
Stuttgart. p. 133. 

26. Nitsch, J., Potenziale der Wasserstoffwirtschaft, in Welt im Wandel: Energiewende 
zur Nachhaltigkeit, W.B.d.B.G.U. (WBGU), Editor. 2002: Stuttgart. 

27. Shaw, S.P., E., Exploiting synergies in European wind and hydrogen sectors: A cost-
benefit assessment. INTERNATIONAL JOURNAL OF HYDROGEN ENERGY, 2008. 
33: p. 14. 



 50 

 

28. Carpetis, Storage, Transport and Distribution of Hydrogen, in Hydrogen as an Energy 
Carrier, C.-J.N. Winter, J., Editor. 1988, Springer Verlag: Berlin, Heidelberg. 

29. BMU, Langfristszenarien und Strategien für den Ausbau der erneuerbaren Energien 
in Deutschland, in Umweltpolitik, BMU, Editor. 2009: Berlin. 

30. Trieb, F., Trans-Mediterranean Interconnection for Concentrating Solar Power, 
N.C.a.N.S.G. BMU (Federal Ministry for the Environment, Editor. 2006, German 
Aerospace Center (DLR), Institute of Technical Thermodynamics, Section Systems 
Analysis and Technology Assessment: Stuttgart. 

31. Czisch, G., Szenarien zur zukünftigen Stromversorgung - Kostenoptimierte 
Variationen zur Versorgung Europas und seiner Nachbarn mit Strom aus 
erneuerbaren Energien, in Fachbereich Elektrotechnik / Informatik. 2005, University 
of Kassel: Kassel. p. 488. 

32. ENTSO-E, UCTE System Adequacy Forecast 2009-2020, in System Adequacy 
Forecast, ENTSO-E, Editor. 2009. 

33. Trieb, F., Y. Scholz, Editor. 2009. 
34. Laing, D., Y. Scholz, Editor. 2009. 
35. Trieb, F.S., C.; O'Sullivan, M.; Pregger, T.; Hoyer-Klick, C., Global Potential of 

Concentrating Solar Power, in Solar Paces Conference. 2009: Berlin. 
36. Kaltschmitt, M., A. Wiese, and W. Streicher, Erneuerbare Energien. 2003: Springer 

Verlag. 0-692. 
37. Kuehn, M., personal communication. 2009. 
38. Krewitt, W., personal communication, Y. Scholz, Editor. 2009. 
39. Frick, S.H., E.; Jung, R.; Kaltschmitt, M., Oekonomische Analyse einer 

geothermischen Stromerzeugung in Deutschland. VGB PowerTech, 2007: p. 9. 
40. MIT, The future of geothermal energy. 2006, Massachusetts Institute of Technology. 

p. 372. 
41. Sanyal, S.K., et al. Cost of electricity from enhanced geothermal systems. in Thirty-

Second Workshop on Geothermal Reservoir Engineering. 2007. Stanford, California. 
42. Paschen, H., D. Oertel, and R. Grünwald, Möglichkeiten geothermischer 

Stromerzeugung in Deutschland. 2003, TAB. p. 128. 
43. Zahir, A., Numerische Simulation photovoltaischer Systeme. 1994, Institut für Theorie 

der Elektrotechnik, Universität Stuttgart. p. 1-115. 
44. ENERCON. ENERCON WINDENERGIEANLAGEN, Produktübersicht.   [cited; 

Available from: 
http://www.enercon.de/www/de/broschueren.nsf/vwwebAnzeige/95BBD95599625504
C1257194002816F0/$FILE/ENE_Produktuebersicht_de_0309.pdf. 

45. AG-Energie-Bilanzen_Deutschland, ENDENERGIEVERBRAUCH NACH 
ANWENDUNGSBEREICHEN. 2008, AG-Energie-Bilanzen Deutschland. 

46. CIESIN, I., CIAT, World Bank, Global Rural-Urban Mapping Project (GRUMP): 
Urban/Rural Population grids. 2004, Center for International Earth Science 
Information Network (CIESIN), Columbia University; International Food Policy 
Research Institute (IPFRI); the World Bank; and Centro Internacional de Agricultura 
Tropical (CIAT); Palisades, NY: CIESIN, Columbia University. 

47. GRDC, Discharge data. 2008, Global Runoff River Data Center: Koblenz. 
48. Paul, C., Bilanzierungsmodell zur Bestimmung der regenerativen Stromüberschüsse 

der MENA Region im Jahr 2050. 2007, Universität Stuttgart: Stuttgart. 
49. Hammer, A., et al., Solar energy assessment using remote sensing technologies. 

Remote Sensing of Environment, 2003(86): p. 423-432. 
50. Schillings, C.M., M.; Meyer, R., Optional method for deriving high resolution direct 

normal irradiance from satellite data. 2007, Deutsches Zentrum für Luft- und 
Raumfahrt. 

 



 51 

 

9 Anhang 

9.1 Technische und ökonomische Parameter in REMix 

Tabelle 9-1 bis Tabelle 9-17 sind Auszüge aus der Parameterdatei des Modells REMix. Sie 
enthalten die technischen und ökonomischen Parameter, die für die Potenzialanalyse und für 
die Abbildung der Speichertechnologien und der Stromübertragung im Optimierungsmodell 
verwendet werden. Die Parameter stammen aus [1], [2], [29]* (*mit Änderungen aus dem 
laufenden Projekt), [33], [34], [35], [36], [37], [38], [39], [40], [41], [42]. 

Alle Annuitätskosten werden mit einem Zinssatz von 6 % berechnet. Alle Kosten sind in €2010 
angegeben. 
 
Tabelle 9-1: Solarenergie – Photovoltaik 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
general

loss factor roofs - 0.15 0.15 0.15 0.15 0.15 based on [2]
loss factor facades - 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1 based on [2]
loss factor other urban areas - 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1 based on [2]
loss factor open areas - 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1 based on [2]
tilt angle roofs ° 35 35 35 35 35 based on [2]
tilt angle facades ° 90 90 90 90 90 based on [2]
tilt angle other urban areas ° 60 60 60 60 60 based on [2]
tilt angel open areas: latitude - 10° ° 10 10 10 10 10 based on [2]
share of module azimuth 60° east, roofs - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
share of module azimuth 60° east, facades - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
share of module azimuth 60° east, other urban areas - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
share of module azimuth 60° east, open areas - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
share of module azimuth south, roofs - 0.5 0.5 0.5 0.5 0.5 based on [2]
share of module azimuth south, facades - 0.5 0.5 0.5 0.5 0.5 based on [2]
share of module azimuth south, other urban areas - 0.5 0.5 0.5 0.5 0.5 based on [2]
share of module azimuth south, open areas - 0.5 0.5 0.5 0.5 0.5 based on [2]
share of module azimuth 60° west, roofs - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
share of module azimuth 60° west, facades - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
share of module azimuth 60° west, other urban areas - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
share of module azimuth 60° west, open areas - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 based on [2]
technical parameters
temperature coefficient -/°C -0.005 -0.0045 -0.0045 -0.004 -0.004 own assumption
availability factor - 0.98 0.98 0.98 0.98 0.98 [38]
module efficiency under standard test conditions - 0.163 0.18 0.18 0.18 0.18 [29]*
q-factor  (efficiency of other components) - 0.767 0.80 0.82 0.84 0.86 [29]*
installation density (for open space PV) km2/km2 0.33 0.33 0.33 0.33 0.33 based on [2]
economic parameters

roof areas according to 'Leitstudie')
investment costs €/kW 3120 1430 1100 1030 985 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.005 0.005 0.005 0.005 0.005 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 16 7 6 5 5
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 20.0 20.0 20.0 20.0 20.0 [29]*

open areas according to 'Leitstudie')
investment costs €/kW 2470 1000 770 725 695 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 25 10 8 7 7
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 20.0 20.0 20.0 20.0 20.0 [29]*  
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Tabelle 9-2: Solarenergie – CSP (csp_sm3) 
unit 2010 2020 2030 2040 2050 source

technical parameters
area-specific installable capacity of the solar field kW_th/km2 176190 176190 176190 176190 176190 [35]
aperture area per kW (thermal) m2/kW 2.10 2.10 2.10 2.10 2.10 [35]
efficiency factor of the power block - 0.37 0.37 0.37 0.37 0.37 [33]
storage efficiency - 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95 [34]
availability factor - 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95 [38]
economic parameters

solar field
investment costs €/m2 300 190 144 128 120 [35]
investment costs €/kW_th 630 399 302 269 252 based on [35]
investment costs €/kW_el 1703 1078 817 726 681 based on [35]
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.025 0.025 0.025 0.025 0.025 [35]
fixed operation costs (absolute) €/kW 16 10 8 7 6
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [35]
life-time a 25 25 25 25 25 [35]

power block
investment costs €/kW 1150 1060 1006 985 971 [35]
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.025 0.025 0.025 0.025 0.025 [35]
fixed operation costs (absolute) €/kW 29 27 25 25 24 [35]
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [35]
life-time a 25 25 25 25 25 [35]

storage
investment costs €/kWh 52 38 29 26 25 [35]
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.025 0.025 0.025 0.025 0.025 [35]
fixed operation costs (absolute) €/kWh 1.3 1.0 0.7 0.7 0.6
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [35]
life-time a 25 25 25 25 25 [35]  
 
Tabelle 9-3: Wind onshore 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
nominal capacity kW 1950 3400 4400 5000 5500 [29]*
hub height m 112 122 127 131 132 own calculations
rotor diameter m 77.47 102.29 116.37 124.05 130.1 own calculations
distance factor (distance measured in rotor diameters) - 6 6 6 6 6 assumption, based on [36]
area-specific installable capacity kW/km2 10422 10423 10422 10422 10423
losses: shading, cables - 0.15 0.15 0.15 0.15 0.15 [37]
availability factor - 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95 [38]
economic parameters
investment costs €/kW 1150 950 900 870 850 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.04 0.04 0.04 0.04 0.04 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 46 38 36 34.8 34 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 20 20 20 20 20 [29]*  
 
Tabelle 9-4: Wind offshore 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
nominal capacity kW 3000 6000 10000 15000 18000 [29]*
hub height m 80 102 128 153 165 own calculations
rotor diameter m 96.09 135.89 175.43 214.86 235.36 own calculations
distance factor (distance measured in rotor diameters) - 6 6 6 6 6 assumption, based on [36]
area-specific installable capacity kW/km2 10422 10422 10422 10422 10423
losses: shading, cables, availability - 0.15 0.15 0.15 0.15 0.15 [37]
availability factor - 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95 [38]
economic parameters
investment costs €/kW 3300 2100 1800 1500 1300 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.055 0.055 0.055 0.055 0.055 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 181.5 115.5 99 82.5 71.5 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 20 20 20 20 20 [29]*  
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Tabelle 9-5: Biomasse (Dampfkraftwerk (bio_st), Dampfkraftwerk mit Kraft-Wärme-
Kopplung (bio-st_chp), Biogasverstromung mit Kraft-Wärme-Kopplung 
(bio_biogas_chp)) 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
biomass potential growth factor - 1.08 1.47 1.66 1.68 1.69 [29]*
shares of biomass potentials usable for power and combined heat and power
forest wood share for power and chp - 0.37 0.60 0.66 0.65 0.65 based on [29]*
waste wood share for power and chp - 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 based on [29]*
straw (agricultural residues) share for power and chp - 0.59 0.30 0.00 0.00 0.00 based on [29]*
energy crops share for power and chp - 0.21 0.30 0.30 0.32 0.32 based on [29]*
other biomass (grass, manure) share for power and chp - 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 based on [29]*
share of forest wood for steam turbine - 0.14 0.04 0.039 0.029 0.014 based on [29]*
share of woody residues for steam turbine - 0.26 0.04 0.04 0 0 based on [29]*
share of straw for steam turbine - 0.34 0.08 0 0 0 based on [29]*
share of energy crops for steam turbine - 0 0 0 0 0 based on [29]*
share of other biomass for steam turbine - 0 0 0 0 0 based on [29]*
share of forest wood for steam turbine, chp - 0.23 0.564 0.616 0.62 0.634 based on [29]*
share of woody residues for steam turbine, chp - 0.74 0.96 0.96 1 1 based on [29]*
share of straw for steam turbine, chp - 0.25 0.22 0 0 0 based on [29]*
share of energy crops for steam turbine, chp - 0 0 0 0 0 based on [29]*
share of other biomass for steam turbine, chp - 0 0 0 0 0 based on [29]*
share of forest wood for biogas, chp - 0 0 0 0 0 based on [29]*
share of woody residues for biogas, chp - 0 0 0 0 0 based on [29]*
share of straw for biogas chp - 0 0 0 0 0 based on [29]*
share of energy crops for biogas chp - 0.21 0.3 0.3 0.315 0.32 based on [29]*
share of other biomass for biogas chp - 1 1 1 1 1 based on [29]*
technical parameters

steam turbine
electric efficiency - 0.28 0.29 0.295 0.3 0.305 [29]*
full load hours electric - 7500 7500 7500 7500 7500 [29]*

steam turbine, combined heat and power
electric efficiency - 0.25 0.26 0.27 0.28 0.29 [29]*
thermal efficiency - 0.6 0.6 0.6 0.6 0.6 [29]*
full load hours electric - 7500 7500 7500 7500 7500 [29]*
relative heat output - 2.4 2.3 2.2 2.1 2.1

biogas combined heat and power
loss factor: gas leakage - 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02 [29]*
electric efficiency - 0.381 0.386 0.404 0.41 0.412 [29]*
thermal efficiency - 0.5 0.5 0.5 0.5 0.5 [29]*
full load hours electric - 7500 7500 7500 7500 7500 [29]*
relative heat output - 1.31 1.30 1.24 1.22 1.21
economic parameters

steam turbine
investment costs €/kW 2500 2320 2150 2050 1950 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.05 0.05 0.05 0.05 0.05 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 125 116 108 103 98
life-time a 20 20 20 20 20 [29]*

steam turbine, combined heat and power
investment costs €/kW 3930 3700 3600 3550 3530 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.068 0.068 0.068 0.068 0.068 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 267 252 245 241 240
life-time a 20 20 20 20 20 [29]*

biogas combined heat and power
investment costs €/kW 3420 3210 3110 3020 2980 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.065 0.065 0.065 0.065 0.065 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 222 209 202 196 194
life-time a 20 20 20 20 20 [29]*

variable operation costs (fuel costs)
variable operation costs (forest_wood) €/kWh (chem.) 0.032 0.042 0.045 0.045 0.045 [38]
variable operation costs (waste_wood) €/kWh (chem.) 0.006 0.007 0.008 0.009 0.01 [38]
variable operation costs (straw) €/kWh (chem.) 0.032 0.042 0.045 0.045 0.045 [38]
variable operation costs (energy_crops) €/kWh (chem.) 0.042 0.052 0.055 0.055 0.055 [38]
variable operation costs (other_biomass) €/kWh (chem.) 0.006 0.007 0.008 0.009 0.01 [38]  
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Tabelle 9-6: Geothermie (EGS) 
unit 2010 2020 2030 2040 2050 source

technical parameters
number of drilling holes - 2 2 2 2 2 assumption for own calculations
flow rate m3/h 100 100 100 100 100 assumption for own calculations
reinjection temperature °C 70 70 70 70 70 assumption for own calculations
full load hours electric h/a 7500 7500 7500 7500 7500 [42]
performance ratio (own power requirements) - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 [42]

temperature of the rock (average) °C 90 90 90 90 90
efficiency (electric) - 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 14 14 14 14 14 own calculation

temperature of the rock (average) °C 110 110 110 110 110
efficiency (electric) - 0.11 0.11 0.11 0.11 0.11 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 21 21 21 21 21 own calculation

temperature of the rock (average) °C 130 130 130 130 130
efficiency (electric) - 0.115 0.115 0.115 0.115 0.115 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 30 30 30 30 30 own calculation

temperature of the rock (average) °C 150 150 150 150 150
efficiency (electric) - 0.12 0.12 0.12 0.12 0.12 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 41 41 41 41 41 own calculation

temperature of the rock (average) °C 170 170 170 170 170
efficiency (electric) - 0.125 0.125 0.125 0.125 0.125 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 53 53 53 53 53 own calculation

temperature of the rock (average) °C 190 190 190 190 190
efficiency (electric) - 0.128 0.128 0.128 0.128 0.128 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 67 67 67 67 67 own calculation

temperature of the rock (average) °C 210 210 210 210 210
efficiency (electric) - 0.132 0.132 0.132 0.132 0.132 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 80 80 80 80 80 own calculation

temperature of the rock (average) °C 230 230 230 230 230
efficiency (electric) - 0.135 0.135 0.135 0.135 0.135 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 94 94 94 94 94 own calculation

temperature of the rock (average) °C 260 260 260 260 260
efficiency (electric) - 0.138 0.138 0.138 0.138 0.138 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 113 113 113 113 113 own calculation
economic parameters
investment costs at 2000 m drilling depth €/kW 8785 7178 6261 5986 5723 mean costs. range: ca. 4870-12700 in 2010, [39],
investment costs at 3000 m drilling depth €/kW 12031 9830 8574 8198 7838 mean costs. range: ca. 7000-17000 in 2010, [39],
investment costs at 4000 m drilling depth €/kW 15461 12632 11019 10535 10072 mean costs. range: ca. 8700-22200 in 2010, [39],
investment costs at 5000 m drilling depth €/kW 20637 16860 14707 14061 13443 mean costs. range: ca. 13200-28000 in 2010, [39
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.037 0.037 0.037 0.037 0.037 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 30 30 30 30 30 [29]*  
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Tabelle 9-7: Geothermie (EGS) KWK 
unit 2010 2020 2030 2040 2050 source

technical parameters
number of drilling holes - 2 2 2 2 2 assumption for own calculations
flow rate m3/h 100 100 100 100 100 assumption for own calculations
temperature of heat delivery °C 70 70 70 70 70 assumption for own calculations
full load hours electric h/a 7500 7500 7500 7500 7500 [42]
relative heat output kWh/kWh 2 2 2 2 2 based on [39]
performance ratio (own power requirements) - 0.25 0.25 0.25 0.25 0.25 [42]

temperature of the rock (average) °C 90 90 90 90 90
efficiency (electric) - 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 14 14 14 14 14 own calculation

temperature of the rock (average) °C 110 110 110 110 110
efficiency (electric) - 0.11 0.11 0.11 0.11 0.11 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 21 21 21 21 21 own calculation

temperature of the rock (average) °C 130 130 130 130 130
efficiency (electric) - 0.115 0.115 0.115 0.115 0.115 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 30 30 30 30 30 own calculation

temperature of the rock (average) °C 150 150 150 150 150
efficiency (electric) - 0.12 0.12 0.12 0.12 0.12 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 41 41 41 41 41 own calculation

temperature of the rock (average) °C 170 170 170 170 170
efficiency (electric) - 0.125 0.125 0.125 0.125 0.125 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 53 53 53 53 53 own calculation

temperature of the rock (average) °C 190 190 190 190 190
efficiency (electric) - 0.128 0.128 0.128 0.128 0.128 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 67 67 67 67 67 own calculation

temperature of the rock (average) °C 210 210 210 210 210
efficiency (electric) - 0.132 0.132 0.132 0.132 0.132 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 80 80 80 80 80 own calculation

temperature of the rock (average) °C 230 230 230 230 230
efficiency (electric) - 0.135 0.135 0.135 0.135 0.135 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 94 94 94 94 94 own calculation

temperature of the rock (average) °C 260 260 260 260 260
efficiency (electric) - 0.138 0.138 0.138 0.138 0.138 based on [42]
electric output capacity installable per rock volume kW/km3 113 113 113 113 113 own calculation
economic parameters
investment costs at 2000 m drilling depth €/kW 10228 8356 7289 6969 6663 mean costs. range: ca. 6300-14150 in 2010, [39],
investment costs at 3000 m drilling depth €/kW 13474 11008 9603 9181 8777 mean costs. range: ca. 8400-18500 in 2010, [39],
investment costs at 4000 m drilling depth €/kW 16904 13811 12047 11518 11012 mean costs. range: ca. 10200-23600 in 2010, [39
investment costs at 5000 m drilling depth €/kW 22079 18039 15736 15044 14383 mean costs. range: ca. 14700-29500 in 2010, [39
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.037 0.037 0.037 0.037 0.037 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 817 667 582 557 532
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 30 30 30 30 30 [29]*  
 
Tabelle 9-8: Wasserkraft – alte (abgeschriebene) Laufwasserkraftwerke 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
share of year-2000-capacity still in original state - 0.93 0.77 0.60 0.43 0.27 own assumption
economic parameters
investment costs €/kW 0 0 0 0 0 own assumption
fixed operation costs (absolute) €/kW 247 252 253 253 253 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 60 60 60 60 60 own assumption  
 
Tabelle 9-9: Wasserkraft – modernisierte Laufwasserkraftwerke 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
factor for potential power increment through modernisation - 0.15 0.15 0.15 0.15 0.15 own assumption
economic parameters
investment costs €/kW 1446 1537 1557 1557 1565 [29]*
fixed operation costs (percentage of original inv. costs) - 0.05 0.05 0.05 0.05 0.05 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 247 252 253 253 253 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 60 60 60 60 60 own assumption  
 
Tabelle 9-10: Wasserkraft – neue (Laufwasser-) Kraftwerke 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
economic parameters
investment costs €/kW 4946 5037 5057 5057 5065 [29]*
fixed operation costs (percentage of investment costs) - 0.05 0.05 0.05 0.05 0.05 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 247 252 253 253 253 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 60 60 60 60 60 own assumption  
 
Tabelle 9-11: Wasserkraft – alte (abgeschriebene) Speicherwasserkraftwerke 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
share of year-2000-capacity still in original state - 0.93 0.77 0.60 0.43 0.27 own assumption
turbine flh covered by hydro reservoir capacity h 1000 1000 1000 1000 1000 based on [12]
economic parameters
investment costs €/kW 0 0 0 0 0 own assumption
fixed operation costs (absolute) €/kW 247 252 253 253 253 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 60 60 60 60 60 own assumption  
 



 56 

 

Tabelle 9-12: Wasserkraft – modernisierte Speicherwasserkraftwerke 
unit 2010 2020 2030 2040 2050 source

technical parameters
factor for potential power increment through modernisation - 0.15 0.15 0.15 0.15 0.15 own assumption
turbine flh covered by hydro reservoir capacity h 1000 1000 1000 1000 1000 based on [12]
economic parameters
investment costs €/kW 1446 1537 1557 1557 1565 [29]*
fixed operation costs (percentage of original inv. costs) - 0.05 0.05 0.05 0.05 0.05 [29]*
fixed operation costs (absolute) €/kW 247 252 253 253 253 [29]*
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [29]*
life-time a 60 60 60 60 60 own assumption  
 
Tabelle 9-13: Kraft-Wärme-Kopplung 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
economic parameters
heat credit €/kWh_th 0.037 0.039 0.042 0.045 0.05 [38]
full load hours (heat demand) h/a 4000 4000 4000 4000 4000 own assumption  
 
Tabelle 9-14: Pumpspeicherkraftwerke 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
roundtrip efficiency kW 0.8 0.8 0.8 0.8 0.8 [25]
losses per hour 1/h 0 0 0 0 0 own assumption
storage capacity in relation to power block size kWh/kW 8 8 8 8 8 own assumption
availability factor - 0.98 0.98 0.98 0.98 0.98 own assumption
economic parameters
investment costs converter €/kW 1600 1600 1600 1600 1600 [25]
fixed operation costs converter (percentage of original investme - 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 [25]
fixed operation costs converter (absolute) €/kW 16 16 16 16 16
life-time converter a 20 20 20 20 20 [25]
investment costs storage €/kW 0 0 0 0 0 [25]
fixed operation costs storage (absolute) €/kWh 0.1 0.1 0.1 0.1 0.1
life-time storage a 60 60 60 60 60 [25]
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 [25]  
 
Tabelle 9-15: Druckluftspeicherkraftwerke 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
roundtrip efficiency 0.7 0.78 0.78 0.8 0.8 own assumption
losses of pressure and heat per hour  1/h 0.002 0.002 0.002 0.002 0.002 own assumption
availability factor - 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95 own assumption
economic parameters
investment costs converter €/kW 310 300 300 290 280 own assumption
fixed operation costs converter (percentage of original investme - 0.02 0.01 0.01 0.01 0.01 own assumption
fixed operation costs converter (absolute) €/kW 6.2 3 3 2.9 2.8
life-time converter a 25 25 25 25 25 own assumption
investment costs cavern/container €/kWh 50 50 50 50 50 own assumption
investment costs cavern/container, growing share of containers €/kWh 50 50 140 230 275 own assumption
fixed operation costs cavern (percentage of original investment - 0.02 0.01 0.01 0.01 0.01 own assumption
fixed operation costs cavern (absolute) €/kWh 1 0.5 0.5 0.5 0.5
life-time cavern a 40 40 40 40 40 own assumption
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 own assumption  
 
Tabelle 9-16: Wasserstoffspeicher 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
roundtrip efficiency - 0.44 0.46 0.47 0.48 0.49 based on [26]
losses per hour  1/h 0.002 0.002 0.002 0.002 0.002 own assumption
availability factor - 0.95 0.95 0.95 0.95 0.95 own assumption
economic parameters
investment costs converter €/kW 1500 1500 1500 1500 1500 own assumption, based on [26]
fixed operation costs converter (percentage of original investme - 0.02 0.01 0.01 0.01 0.01 own assumption
fixed operation costs converter (absolute) €/kW 30 15 15 15 15
life-time converter  a 5 5 5 5 5 own assumption
investment costs cavern €/kWh 0.2 0.2 0.2 0.2 0.2 own assumption
fixed operation costs storage (percentage of original investment - 0.02 0.01 0.01 0.01 0.01 own assumption
fixed operation costs storage (absolute) €/kWh 0.004 0.002 0.002 0.002 0.002
life-time storage a 20 20 20 20 20 own assumption
variable operation costs €/kWh 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 own assumption  
 
Tabelle 9-17: Stromübertragung (Hochspannungs-Gleichstrom-Übertragung HGÜ) 

unit 2010 2020 2030 2040 2050 source
technical parameters
transport losses 1/km 0.00004 0.00004 0.00004 0.00004 0.00004 [30]
economic parameters
investment costs inverter and rectifier €/kW 120 120 120 120 120 [30]
investment costs transmission line (overhead) €/(kW*km) 0.08 0.08 0.08 0.08 0.08 [30]
fixed operation costs (percentage of original investment costs) - 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 [30]
variable operation costs €/kWh_el 0 0 0 0 0 [30]
life-time a 40 40 40 40 40 [30]  
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9.2 REMix Kraftwerksmodelle 

9.2.1 Photovoltaik 

Die technischen und ökonomischen Parameter von Photovoltaikanlagen sind in Tabelle 9-1 
aufgeführt. Die flächenspezifisch installierbare Leistung ergibt sich aus Gl. 9-1.  

 Gl. 9-1

mit  PV
instp max,   maximale flächenspezifisch installierbare Leistung 

 PV  Wirkungsgrad der Module 

 PVq   Wirkungsgrad der restlichen Anlagenbestandteile 

Die installierbare Leistung in jeder Rasterzelle ergibt sich nach Gl. 9-2 für jede 
Modulausrichtung aus der flächenspezifisch installierbaren Leistung, der Fläche der 
Rasterzelle, dem Flächennutzungsfaktor und der Aufstellungsdichte der Module (100% auf 
Siedlungsflächen, 33% auf Freiflächen).  

 Gl. 9-2

mit  oriPV
instP ,

max,  installierbare Leistung in einer Rasterzelle 

 A  Fläche der Rasterzelle 

 PV
auf  Flächennutzungsfaktor 

 PV
orif  Anteil der Modulausrichtung 

 PV
densinstf _

 Aufstellungsdichte 

Die stundenmittlere Kraftwerksleistung in jeder Rasterzelle wird für jede Stunde und jede 
Modulausrichtung berechnet nach Gl. 9-3. Die stundenmittlere Einstrahlung auf die 
Modulebene )(mod, tP ulesolar  wird aus am DLR nach der HELIOSAT–Methode (    50,49 ) aus 
Fernerkundungsdaten und anderen Datensätzen berechneten Strahlungsdaten (Global-
Horizontal-Strahlung und Direkt-Normal-Strahlung) berechnet. Die verschiedenen 
Modulausrichtungen (Anstellwinkel, Anteile verschiedener Azimute) wurden in Anlehnung an 
[2] festgelegt und sind in Tabelle 9-1 aufgeführt.  

Der Verlustfaktor floss berücksichtigt Abschattungen und Verschmutzung und ist abhängig von 
der Modulausrichtung. Die Temperatur des Moduls beeinflusst die Leistung. Die 
Temperaturabhängigkeit wird mittels eines Temperaturfaktors berücksichtigt, der mit der der 
Differenz zwischen stundenmittlerer Modultemperatur (berechnet nach [43]) und 
Modultemperatur unter Standardtestbedingungen (25 °C) multipliziert wird. Der 
Verfügbarkeitsfaktor fav wird eingeführt, um technische Ausfälle und Wartungszeiten zu 
berücksichtigen. Die Werte des Verlust-, des Temperatur- und des Verfügbarkeitsfaktors sind 
in Tabelle 9-1 aufgeführt. Die stundenmittlere Kraftwerksleistung in einer Rasterzelle für eine 
Modulausrichtung wird berechnet nach Gl. 9-3: 

 

Gl. 9-3

mit  t Stundenindex 
 PPV(t) stundenmittlere Kraftwerksleistung in Stunde t 
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 Psolar,module(t) stundenmittlere Einstrahlung auf die Modulebene in Stunde t 
 fPV

loss Verlustfaktor 
 fPV

T Temperaturfaktor 
 PV

module(t) Modultemperatur in Stunde t 
 PV

STC Modultemperatur unter Standardtestbedingungen = 25°C 
 fPV

av Verfügbarkeitsfaktor 

Die Summe der Kraftwerksleistungen für alle Modulausrichtungen in einer Rasterzelle ergibt 
die gesamte stundenmittlere Kraftwerksleistung in dieser Rasterzelle. Das zeitliche Integral 
über das gesamte Jahr ergibt das jährliche Stromerzeugungspotenzial in dieser Rasterzelle.  

9.2.2 Solarthermische Kraftwerke (CSP) 

Die flächenspezifisch installierbare thermische Leistung eines Solarfeldes eines 
solarthermischen Kraftwerkes (Parabolrinnenkraftwerk) ergibt sich aus Gl. 9-4. Im Gegensatz 
zur Photovoltaik sind bereits im Wirkungsgrad des Solarfeldes Abschattungs- und 
Verschmutzungsverluste sowie die Aufstellungsdichte der Rinnen berücksichtigt; daher 
wurde kein weiterer Verlustfaktor und kein Faktor für die Aufstellungsdichte eingeführt. Die 
technischen und ökonomischen Parameter solarthermischer Kraftwerke sind in Tabelle 9-2 
aufgeführt. 

 Gl. 9-4

mit  SFCSP
instp ,

max,   maximale flächenspezifisch installierbare Solarfeldleistung 

 CSP,SF Wirkungsgrad des Solarfeldes 

Die installierbare thermische Leistung in jeder Rasterzelle ergibt sich nach Gl. 9-5 aus der 
flächenspezifisch installierbaren Solarfeldleistung, der Fläche der Rasterzelle und dem 
Flächennutzungsfaktor. 

 Gl. 9-5

mit  SFCSP
instP ,

max,  installierbare Solarfeldleistung in einer Rasterzelle 

 A Fläche der Rasterzelle 
 fCSP,SF

au Flächennutzungsfaktor 

Die stundenmittlere thermische Solarfeldleistung bei einer Nenneinstrahlung 
(Direktnormalstrahlung) von 800 W/m² wird für jede Stunde in jeder Rasterzelle berechnet 
nach Gl. 9-6. Dabei wird von einer Nord-Süd-Ausrichtung der Parabolrinnen ausgegangen. 
Der Anstellwinkel ist abhängig vom Sonnenstand. Die stundenmittlere Einstrahlung auf 
Rinnenebene wird wie oben beschrieben aus am DLR berechneten Strahlungsdaten 
ermittelt, wobei hier nur die Direkt-Normal-Strahlung verwendet wird. Technische Ausfälle 
und Wartungszeiten werden über den Verfügbarkeitsfaktor fav berücksichtigt. 

 

 
Gl. 9-6

mit  t Stundenindex 
 PCSP,SF(t) stundenmittlere Solarfeldleistung in Stunde t 
 Psolar,trough(t) stundenmittlere Einstrahlung auf Rinnenebene in Stunde t 
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av Verfügbarkeitsfaktor 
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Die Stromgestehungskosten hängen davon ab, ob das Kraftwerk über einen 
Hochtemperaturwärmespeicher verfügt und wie groß dieser im Verhältnis zur Turbine 
dimensioniert ist. Das Verhältnis aus der thermischen Leistung des Solarfeldes bei 
Nenneinstrahlung (800 W/m2 DNI) und dem Wärmebedarf der Turbine bei Nennleistung wird 
als ‚solares Vielfaches’ (solar multiple) bezeichnet. Bei einem solaren Vielfachen von 1 stellt 
das Solarfeld bei Nenneinstrahlung genau die Wärmeleistung zur Verfügung, die bei 
Nennleistung der Turbine benötigt wird. Bei einem solaren Vielfachen von 2 wird die gleiche 
Wärmeleistung ein zweites Mal zur Verfügung gestellt und im Speicher zwischengespeichert. 
Bei der Berechnung der Potenzialkurven wurde von einem solaren Vielfachen von 3 
ausgegangen. Die Stromerzeugung hängt vom solaren Vielfachen ab, da für den Teil der 
Wärmeleistung aus dem Solarfeld, der im Speicher zwischengespeichert wird, nicht nur der 
Turbinenwirkungsgrad, sondern auch der Speicherwirkungsgrad berücksichtigt werden 
muss. Das jährliche Stromerzeugungspotenzial berechnet sich näherungsweise nach Gl. 
9-7. 

 

 
Gl. 9-7

mit  CSP
annualE  Jahres- Stromerzeugungspotenzial  

 CSP
SMf  solares Vielfaches 

 STORCSP,  Wirkungsgrad des Speichers 

 PBCSP,  Wirkungsgrad des Kraftwerksteils (power block) 

9.2.3 Windenergie 

Die flächenspezifisch installierbare Leistung ist der Quotient aus der Nennleistung eines 
Windenergieanlagentyps und dem Flächenverbrauch pro Anlage (siehe Gl. 9-8). Der 
Flächenverbrauch pro Anlage wird aus dem Abstandsfaktor und dem Rotordurchmesser 
berechnet. Die hier angenommenen technischen und ökonomischen Parameter von 
Windenergieanlagen onshore und offshore sind in Tabelle 9-3 und in Tabelle 9-4 aufgeführt. 

 

 
Gl. 9-8

mit  WIND
instp max,   maximale flächenspezifisch installierbare Leistung 

 WIND
rotord   Rotordurchmesser 

 WIND
cedisf tan   Abstandsfaktor 

 WIND
nennP  Nennleistung einer einzelnen Windenergieanlage 

Die installierbare Leistung in jeder Rasterzelle ergibt sich nach Gl. 9-9 aus der 
flächenspezifisch installierbaren Leistung, der Fläche der Rasterzelle und dem 
Flächennutzungsfaktor. Sie entspricht der Leistung der Windenergieanlagen in der 
Rasterzelle bei Nenn-Windgeschwindigkeit. Die Nenn-Windgeschwindigkeit beträgt 12 m/s. 

 Gl. 9-9

mit  WIND
instP max,  installierbare Leistung in einer Rasterzelle 
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 A  Fläche der Rasterzelle 
 WIND

auf  Flächennutzungsfaktor 

Die stundenmittlere Kraftwerksleistung in jeder Rasterzelle wird für jede Stunde berechnet 
nach Gl. 9-10. Die stundenmittleren Windgeschwindigkeiten stammen aus dem ‚Lokalmodell 
Europa’ (heute: ‚Cosmo-EU’) des Deutschen Wetterdienstes. Sie liegen in einer Schichthöhe 
von ca. 116 m über Grund vor und werden auf die Windgeschwindigkeit in Nabenhöhe 
umgerechnet. Die Leistungsbeiwerte cp entsprechen denen der ENERCON 

Windenergieanlage E-82, 
aufgeführt in [44]. Der 
Verlustfaktor floss 
berücksichtigt pauschal 

Abschattungsverluste und Verluste in Leitungen bis zur Netzübergabestation. Der 
Verfügbarkeitsfaktor fav berücksichtigt technische Ausfälle und Wartungszeiten. 

 
Gl. 9-10

mit  t  Stundenindex 
 )(tPWIND  stundenmittlere Kraftwerksleistung in Stunde t 

 LUFT  Luftdichte (1,225 kg/m3) 

 WIND
rotord   Rotordurchmesser 

 v  Windgeschwindigkeit in Nabenhöhe 
 pc  Leistungsbeiwert 

 WIND
lossf  Verlustfaktor 

 WIND
avf  Verfügbarkeitsfaktor 

Das zeitliche Integral der stundenmittleren Kraftwerksleistung über das gesamte Jahr ergibt 
das jährliche Stromerzeugungspotenzial in dieser Rasterzelle.  

Das Kraftwerksmodell ist für onshore- und offshore-Potenziale gleich, wobei jedoch 
unterschiedlichen Parametern eingesetzt werden. Diese sind in Tabelle 9-3 und Tabelle 9-4 
aufgeführt. 

9.2.4 Geothermie 

Es werden ausschließlich ‚Enhanced Geothermal Systems’ (EGS) betrachtet. Die 
Flächenverfügbarkeit spielt bei der Nutzung der Geothermie eine untergeordnete Rolle, da 
der größte Teil der Anlagen unter der Erdoberfläche installiert wird. Da die 
Stromgestehungskosten sowohl von der Bohrtiefe als auch von der Temperatur im Gestein 
abhängig sind, wurden für jede ‚Raster-Raumzelle’ Potenzial und Kosten berechnet und 
daraus die Kosten-Potenzial-Kurven abgeleitet. Dabei wurde die Methodik aus [42] 
angewandt. Die ökonomischen und technischen Parameter sind in Tabelle 9-6 aufgeführt. Es 
wird von Schichten von einem km Dicke ausgehend die dort je km3 gespeicherte nachhaltig 
nutzbare Energiemenge berechnet. Dabei wurde von Bohrtiefen zwischen 2000 m und 
5000 m Tiefe ausgegangen. 

Die gespeicherte thermische Energie wird aus dem Volumen, der Wärmekapazität, der 
mittleren Dichte des Gesteins, der Differenz der Temperatur des Gesteins und der 
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Oberflächentemperatur und dem sogenannten ‚recovery factor’ berechnet. Über den 
recovery factor wird berücksichtigt, dass die Wärme des Gesteins nicht vollständig genutzt 
werden kann, da die Wärmeübertragungsflächen nicht das gesamte Gesteinsvolumen 
durchziehen und die Temperatur nicht vollständig auf Umgebungstemperatur abgekühlt 
werden kann. Die Nutzung über einen Zeitraum von 1000 Jahren wird wie in [42] als 
nachhaltig definiert. Dementsprechend wird die je Jahr und km3 nutzbare thermische Energie 
aus der gesamten gespeicherten thermischen Energie durch Division durch 1000 a nach Gl. 
9-11 berechnet. 

 
Gl. 9-11

mit  GEO
usablee  je Jahr und km3 nachhaltig nutzbare im Gestein gespeicherte Energie 

 GEO
Rc  Wärmekapazität des Gesteins (840 J/(kg*K) ) 

 GEO
R   Dichte des Gesteins (2600 kg/m3) 

 GEO
RT  Gesteinstemperatur 

 ST  Temperatur an der Oberfläche (10 °C) 

 GEOR  ‚recovery factor’ 

Die Wärmemenge, die ein Geothermiekraftwerk mit einer bestimmten Fließrate, 
Reinjektionstemperatur und Auslastung jährlich benötigt, wird ins Verhältnis zur je km3 
verfügbaren Wärmemenge gesetzt, um die je km3 installierbare elektrische Leistung des 
Geothermie-Kraftwerkes ermitteln zu können. Dazu wird zunächst die thermische Leistung 
des Kraftwerkes an der Bohrung nach Gl. 9-12 berechnet. 

 reinjectROHgeoflow
GEO

well TTcfP  2,  Gl. 9-12

mit GEO
wellP   thermische Leistung an der Bohrung 

 geoflowf ,   Fließrate des Wärmeträgermediums 

 OHc 2   Wärmekapazität von Wasser 

 reinjectT   Reinjektionstemperatur 

Die elektrische Nennleistung des Kraftwerkes wird aus der thermischen Leistung an der 
Bohrung, dem Wirkungsgrad des Umwandlungsprozesses und dem Eigenstrombedarf des 
Kraftwerks (hauptsächlich der Pumpen) entsprechend Gl. 9-14 berechnet.  

 GEO
own

GEOGEO
well

GEO
nenn fPP  1  Gl. 9-13

mit  GEO
nennP   elektrische Nennleistung des Kraftwerkes 

 GEO   Wirkungsgrad des Stromerzeugungsprozesses 
 GEO

ownf   Faktor für den Eigenstrombedarf (Thermalwasserpumpen) 

Das für das Kraftwerk benötigte Gesteinsvolumen ist der Quotient aus dem jährlichen 
Wärmebedarf des Kraftwerks und der je km3 nutzbaren thermischen Energie und wird nach 
Gl. 9-14 berechnet. Der jährliche Wärmebedarf des Kraftwerkes wird dabei durch 
Multiplikation der thermischen Leistung an der Bohrung mit den Volllaststunden (elektrisch) 
des Kraftwerkes berechnet. 

 
Gl. 9-14
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mit GEO
reqV   benötigtes Gesteinsvolumen 

 GEO
elflhf _   Volllaststunden (elektrisch) 

Die je km3 installierbare elektrische Leistung wird nun aus der elektrischen Nennleistung und 
dem für diese benötigten Gesteinsvolumen nach Gl. 9-15 berechnet.  

 
Gl. 9-15

mit GEO
instp max,   maximale volumenspezifisch installierbare Leistung 

Die verwendeten Parameter sind exemplarisch für ein bei 150 °C Dampftemperatur 
(Gesteinstemperatur) betriebenes Kraftwerk mit einer Nennleistung von 1 MW in Tabelle 
9-18 angegeben.  

Die volumenspezifisch installierbare Leistung ändert sich stark mit der Gesteinstemperatur. 
Sie ist für alle betrachteten Gesteinstemperaturen in Tabelle 9-19 angegeben. 

Tabelle 9-19: volumenspezifisch installierbare Leistung bei verschiedenen Gesteinstemperaturen 
 Wert Einheit 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 90 °C 14 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 110 °C 21 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 130 °C 30 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 150 °C 41 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 170 °C 53 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 190 °C 67 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 210 °C 80 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 230 °C 94 kW/km3 
volumenspezifisch installierbare Leistung, 260 °C 113 kW/km3 
 

Die maximal installierbare Leistung in jeder Raster-Raumzelle ergibt sich nach Gl. 9-16 aus 
der maximalen volumenspezifisch installierbaren Leistung, der Fläche der Rasterzelle, der 
Dicke der Gesteinsschicht und der dort vorherrschenden Temperatur. Die Informationen zur 
Temperatur im Untergrund stammen aus [8] und [9]. Es wird davon ausgegangen, dass 
jedes Gesteinsvolumen genutzt werden kann, daher wird kein einschränkender 
Flächennutzungsfaktor verwendet. 

Tabelle 9-18: Technische Parameter eines charakteristischen EGS Kraftwerkes 
Gesteinstemperatur-unabhängige Parameter 
 Wert Einheit 
Anzahl der Bohrlöcher 2 - 
Fließrate 100 m³/h 
Reinjektionstemperatur 70 °C 
Volllaststunden (elektrisch) 7500 h/a 
mittlere Gesteinstemperatur 150 °C 
Eigenstrombedarf 25 % 
Gesteinstemperatur-abhängige Parameter   
thermische Leistung an der Bohrung 9296 kW 
jährlicher Wärmebedarf des Kraftwerks 69,7 GWh 
Wirkungsgrad 0,12 - 
elektrische Nennleistung (nach Abzug des Eigenstrombedarfs) 837 kW 
benötigtes Gesteinsvolumen 20,5 Km³ 
volumenspezifisch installierbare elektrische Leistung Pinst,max 41 kW/km³ 
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 Gl. 9-16

mit  GEO
instP max,  installierbare Leistung in einer Raster-Raumzelle 

 A  Fläche der Rasterzelle 

Es wird keine stundenmittlere Kraftwerksleistung berechnet. Das jährliche 
Stromerzeugungspotenzial wird für jede Raster-Raumzelle als Produkt der dort 
installierbaren Leistung und der Volllaststunden (elektrisch) berechnet. 

9.2.5 Geothermie KWK 

Um die Potenziale des Betriebs geothermischer Kraftwerke mit Kraft-Wärme-Kopplung zu 
analysieren, wurde den Karten mit den Temperaturen im Untergrund eine Karte der 
Wärmebedarfsdichte überlagert. Als Kriterium für die potenzielle Rentabilität eines 
Nahwärmenetzes wurde eine minimale Wärmebedarfsdichte von 4 GWh/(a*km2) gewählt. 
Wenn diese Wärmebedarfsdichte unterschritten wird, können geothermische Kraftwerke 
nicht betrieben werden. Als zweites Kriterium für die Größe eines geothermischen 
Kraftwerkes mit KWK wird die absolute Höhe des Wärmebedarf herangezogen: dieser darf 
nicht überschritten werden. 

Für die Erzeugung einer Karte der Wärmebedarfsdichte lagen keine internationalen 
Statistiken des Niedertemperatur-Wärmebedarfes vor. Es konnte aber auf einige 
Länderstudien zurückgegriffen werden. So konnte z.B. aus [45] der deutsche pro-Kopf-
Niedertemperatur-Wärmebedarf ermittelt werden (11,2 GWh/(Person*a)). Dieser wurde 
anschließend mit Hilfe von nationalen Gradtagzahlen (EUROSTAT) für andere Länder 
skaliert und anhand der Bevölkerungsverteilung aus [46] räumlich verteilt. Der resultierende 
Wärmebedarf je Rasterzelle wird in die Wärmebedarfsdichte umgerechnet, indem durch die 
Fläche der Rasterzelle geteilt wird.  

Bei der Abschätzung der Wärmebedarfsdichte wurde mit der höchstmöglichen Auflösung 
(0.00833° * 0.00833°) gerechnet, um kleinräumige Gebiete mit einer hohen 
Wärmebedarfsdichte erfassen zu können. 

Entsprechend [42] wird davon ausgegangen, dass für die Wärmeauskopplung die Abwärme 
des Kraftwerkes verwendet wird, ohne dass dabei eine Absenkung des Wirkungsgrades des 
Kraftwerkes erfolgt. Die ökonomischen und technischen Parameter von Geothermieanlagen 
mit Kraft-Wärme-Kopplung sind in Tabelle 9-7 aufgeführt. 

Das reine Stromerzeugungspotenzial wird um das Potenzial der Stromerzeugung in KWK 
reduziert, so dass die Potenziale ergänzbar sind.  

9.2.6 Biomasse 

Bei der Biomasse-Potenzialanalyse wurde ein top-down Ansatz verfolgt. Die nationalen 
Potenziale der Länder des Untersuchungsgebietes stammen aus [13] oder wurden nach der 
dort beschriebenen Methode aus Statistiken berechnet. Für Algerien, Marokko, Tunesien, 
Libyen und Ägypten konnten allerdings keine Potenziale ermittelt werden. Es wird davon 
ausgegangen, dass in diesen Ländern das Biomasse-Potenzial klein ist und eine 
untergeordnete Rolle für die (netzgebundene) Energieversorgung spielt.  

GEO
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Die nationalen Potenziale wurden anhand von Verteilparametern (Landbedeckung, 
Bevölkerungsdichte, Nettoprimärproduktion) räumlich disaggregiert. Für jede Rasterzelle 
wird so die Menge der für die energetische Nutzung verfügbaren Biomassefraktionen 
berechnet. Folgende Verteilparameter wurden für die einzelnen Biomassefraktionen 
verwendet: 

Biomassefraktion Verteilparameter 
 ‚forest wood’ (Waldholz)  Waldfläche1 
 ‚waste wood’ (Altholz, Industrierestholz, Schwarzlauge)  Siedlungsflächen1,    

 Bevölkerungsverteilung2 
 ‚straw’ (landwirtschaftliche Reststoffe)  Ackerland1 
 ‚energy crops’ (Energiepflanzen)  Ackerland1 
 ‚other biomass’ (Grasschnitt und Tierische Exkremente)  Grünland1, Ackerland1 
1) aus CORINE 2000 [4] und GLC 2000[5] 
2) [46]:‚GRUMP’  

 
In Anlehnung an das Leitszenario 2009 ([29]) wurden drei Kraftwerkstypen festgelegt, in 
denen die Biomassefraktionen verstromt werden können: 

- Dampf-Kraftwerk 
- Dampf-Heizkraftwerk 
- Biogasanlage mit Stromerzeugung mit Kraft-Wärme-Kopplung 

Die Zuordnung der Fraktionen zu den Kraftwerken und ihre Entwicklung bis zum Jahr 2050 
wurde in Abstimmung mit dem Leitszenario 2009 [29] durchgeführt. Dadurch wurde 
berücksichtigt, dass ein Teil der Biomasse für die reine Wärmeerzeugung und für die 
Erzeugung von Treibstoffen eingesetzt werden wird. Die Zuordnungsfaktoren 

STBIO
typebiomassf ,

_ und 
die technischen und ökonomischen Parameter der Biomassekraftwerke finden sich in 
Tabelle 9-5. 

Aus den pro Rasterzelle zur Verfügung stehenden Ressourcen jeder Biomassefraktion, den 
Zuordnungsfaktoren und Kraftwerkswirkungsgraden werden die jährlichen 
Stromerzeugungspotenziale nach Gl. 9-17 berechnet. Gl. 9-17 und Gl. 9-18 sind 
exemplarisch für Dampfturbinen gegeben und gelten analog für die anderen 
Kraftwerkstypen. 

 
Gl. 9-17

mit  STBIOE ,
 jährliches Dampfturbinen-Stromerzeugungspotenzial in einer  

  Rasterzelle 
 STBIO

el
,  Wirkungsgrad Dampfturbine 

 STBIO
typebiomassf ,

_  Zuordnungsfaktor Biomassetyp - Dampfturbine 

Die installierbare Kraftwerksleistung je Rasterzelle wird daraus durch Division durch 
kraftwerkstypische Volllaststunden ermittelt (Gl. 9-18). 

 
Gl. 9-18

mit  STBIO
instP ,

max,  installierbare Kraftwerksleistung je Rasterzelle 
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9.2.7 Wasserkraft 

Das Potenzial der Wasserkraft ist in weiten Teilen Europas bereits zu großen Teilen 
ausgeschöpft. Der Ausbau der Kapazitäten ist vielerorts weniger durch technische als durch 
umweltpolitische und regionalplanerische Rahmenbedingungen eingeschränkt, die nicht 
Gegenstand dieser Untersuchung waren. Stattdessen werden Potenzialangaben des World 
Energy Council ([11]) übernommen und durch Informationen über bereits installierte 
Leistungen aus der Datenbank ‚PowerVision’ ([10]) ergänzt. Aus [11] können neben 
installierbaren Leistungen auch Stromerzeugungspotenziale entnommen werden. Aus diesen 
Daten wurde länderweise die Auslastung der Kraftwerke abgeleitet. 

Die georeferenzierten installierten Leistungen bestehender Kraftwerke aus [10] wurden als 
‚alte’ Kraftwerke bei der Kostenberechnung als bereits abgeschrieben behandelt. D.h. es 
wurden keine Investitionskosten berücksichtigt. Fixe Betriebskosten (Wartung) wurden als 
Prozentsatz der Investitionskosten für neue Kraftwerke berücksichtigt.  

Es wurde davon ausgegangen, dass die Standorte der alten Kraftwerke nicht aufgegeben, 
sondern dass die Kraftwerke sukzessive modernisiert werden. Die Modernisierungsrate 
wurde so festgelegt, dass nach der durchschnittlichen Kraftwerkslebensdauer alle Kraftwerke 
modernisiert wären. Der Ausgangspunkt wurde auf das Jahr 2000 gelegt, d.h. dass im Jahr 
2060 nach der Lebensdauer von 60 Jahren alle Kraftwerkskapazitäten modernisiert worden 
sind. Es wurde davon ausgegangen, dass durch die Modernisierung eine 
Leistungssteigerung von 15 % erreicht wird.  

Die neu installierbare Leistung wurde als Differenz der in [11] angegebenen Potenziale zu 
den länderweise aggregierten Leistungen alter und modernisierter Kraftwerke berechnet und 
anhand des theoretischen Wasserkraftpotenzials ([12]) räumlich verteilt. 

Bei den alten und modernisierten Kraftwerken wurde zwischen Laufwasserkraftwerken und 
Speicherwasserkraftwerken unterschieden. Bei den neu installierten Kraftwerken kann keine 
Aussage über den Typ des Kraftwerkes gemacht werden. Da die Daten als konservative 
Abschätzung als Input in ein Optimierungsmodell dienen sollen, wurden neue 
Kraftwerkskapazitäten der Kategorie der Laufwasserkraftwerke zugeordnet. Eine Zuordnung 
zur Speicherwasserkraft könnte zu optimistische Ergebnisse zur Folge haben. 

Die jährlichen Stromerzeugungspotenziale aller Kraftwerkskategorien wurden aus den 
installierten/installierbaren Kapazitäten und den aus [11] abgeleiteten Volllaststunden 
berechnet. Die angesetzten ökonomischen Parameter sind in Tabelle 9-8 bis Tabelle 9-12 
angegeben. 

Die räumlich verteilten Wasserkraftpotenziale wurden mit Zeitkurven zeitlich disaggregiert. 
Diese Zeitkurven wurden aus den täglichen Messdaten von Abflussmessstationen der Global 
Runoff River Database ([47]) berechnet. Dazu wurden die Tagesmessdaten möglichst vieler 
Jahre nach 1980 gemittelt. Der gemittelte Jahresverlauf wurde für die Zeitkurven für den 
Zufluss zu dem Speichern von Speicherwasserkraftwerken einfach normiert; für 
Laufwasserkraftwerke wurden die landestypischen Volllaststunden von Wasserkraftwerken 
verwendet, um den Teil des Abflusses zu ermitteln, der von den Wasserkraftwerken erfasst 
werden kann. Dieser Teil wurde dann normiert und ergab so die Zeitkurve für die 
Laufwasserkraft. Es wurden jeweils Daten der am nächsten gelegenen Abflussmessstation 
für die Disaggregation der Wasserkraftpotenziale in den Rasterzellen verwendet. 
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9.3 REMix Optimierungsmodell 

9.3.1 Sets 

Sets (Indizes) beschreiben den Definitionsbereich von Parametern, Variablen und 
Gleichungen. Sogenannte „Subsets“ beschreiben Teilmengen eines solchen 
Definitionsbereichs und können für Parameter, Variablen oder Gleichungen eingeführt 
werden, die nur über einen Teil eines Definitionsbereiches gelten sollen, wie z.B. 
Stromerzeuger auf Basis erneuerbarer Energien als Teil aller Stromerzeuger. Dynamische 
Sets können dazu verwendet werden, Definitionsbereiche erst nach dem Start des Modells in 
Abhängigkeit von anderen Inputdaten festlegen zu lassen. 

Das Set „gen_type“ beinhaltet alle in einem Modelllauf betrachteten 
Stromerzeugungstechnologien: 

Tabelle 9-20: Bestandteile des Sets ‚gen_type’ 
pv Photovoltaik 
wind_on Wind onshore 
wind_off Wind offshore 
hyd_rr Laufwasserkraft, alt und modernisiert 
hyd_rr_new Laufwasserkraft, neu 
hyd_res Speicherwasserkraft, alt und modernisiert 
bio_st Biomasse (Dampfturbine) 
bio_st_chp Biomasse (Dampfturbine KWK) 
bio_gas_chp Biogasanlage (KWK) 
geo Geothermie 
geo_chp Geothermie KWK 
residual Restlast, durch Gasturbinen mit z.B. fossilen Energieträgern gedeckt 

Die Sets „re_gen_type“, „bio_gen_type“, „chp_gen_type“, „hydro_type“, „hydro_res_type“, 
„variable_type“ und „dispatch_type“ sind Subsets von “gen_type”. Das Subset „re_gen_type“ 
beinhaltet nur die Technologien, die erneuerbare Energieressourcen in Strom umwandeln. 
„Bio_gen_type“ umfasst nur die Biomasse-basierten Stromerzeuger, „chp_gen_type“ alle 
Technologien mit Kraft-Wärme-Kopplung, „hydro_type“ alle Wasserkraft-Technologien und  
„hydro_res_type“ nur die Speicherwasserkraftanlagen. Das Subset „variable_type“ 
bezeichnet Technologien, die ressourcen mit schwankender Verfügbarkeit in Strom 
umwandeln und „dispatch_type“ solche, die regelbar sind, d.h. deren Betrieb an den Bedarf 
angepasst werden kann. Die verschiedenen Subsets von „gen_type“ sind in Tabelle 9-21 
dargestellt. 

Tabelle 9-21: Subset definitions of the set ‚gen_type’ 

 
re_ 

gen_type 
bio_ 

gen_type 
chp_ 

gen_type 
hydro_ 

gen_type 
hydro_res_ 
gen_type 

var_ 
gen_type 

dispatch_ 
gen_type 

pv +     +  
wind_on +     +  
wind_off +     +  
hyd_rr +   +  +  
hyd_rr_new +   +  +  
hyd_res +   + +   
bio_st + +     + 
bio_st_chp + + +    + 
bio_gas_chp + + +    + 
geo +      + 
geo_chp +  +    + 
residual       + 
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Das Set “biomass_type” definiert die Biomasse-Fraktionen, die für die Stromerzeugung zur 
Verfügung stehen. 

biomass_type / forestwood, wastewood, straw, energycrops, otherbiomass / 

Das Set “stor_type” definiert die Speichertechnologien. Die Bestandteile dieses Sets sind 
„pumped_storage“ (Pumpspeicherkraftwerke), „caes“ (adiabatic Compressed Air Energy 
Storage: adiabate Druckluftspeicher) und „hydrogen“ (Wasserstoff).  

Da das Verhältnis der eingespeicherten Energie zur Leistung der Turbine in Volllast in 
Pumpspeicherwerken, ausgedrückt in Stunden Volllastbetrieb, ist für einzelne 
Pumpspeicherwerke nicht bekannt und wurde pauschal auf acht festgelegt (siehe Tabelle 
9-14). Eine Speicherkapazität von acht Volllaststunden entspricht einer Kraftwerksauslegung 
für die tägliche Lastglättung, wofür in Deutschland die meisten Pumpspeicherkraftwerke 
eingesetzt werden. Bei den anderen Speichertechnologien wurde keine solche Festlegung 
vorgenommen. Für die Pumpspeicherwerke wurde zu diesem Zweck ein Subset 
‚pumped_stor(stor_type)’ erzeugt. 

stor_type / pumped_storage, caes, hydrogen / 

pumped_stor(stor_type) / pumped_storage / 

Das Set „timefull“ definiert die Zeitschritte, für die ein Modelllauf durchgeführt werden kann, 
d.h. für die Inputdaten vorliegen. Es beinhaltet auch den Zeitschritt „Null“ der für 
Speicherbilanzen verwendet wird. Das Subset ‚time_inc_zero“ beinhaltet alle Zeitschritte, die 
in einem Modelllauf tatsächlich verwendet werden, inklusive Zeitschritt „Null“. Es kann zum 
Zweck der Rechenzeitverringerung nur ein Teil der Zeitschritte berücksichtigt werden, z.B. 
nur jede zweite Stunde. Das Set „time“ ist ein Subset von „time_inc_zero“ und identisch mit 
diesem, schließt aber den Zeitschritt „Null“ aus. Im folgenden Beispiel beinhaltet der 
Modelllauf nur die Stunden der ersten Hälfte des Jahres: 

timefull / 0*8760 / 

time_inc_zero(timefull)        / 0*4380 / 

time(time_inc_zero) / 1*4380 / 

first_hour(time_inc_zero);  last_hour(time). 

Das dynamische  “time_inc_zero“- Subset „first_hour“ und das „time“- Subset „last_hour“ 
werden verwendet, um die Position des ersten / letzten Elements des entsprechenden Sets 
anzugeben. Sie werden für Speicherbilanzgleichungen benötigt. 

Die Input-Daten werden in C-Programmen regionenweise aggregiert und im 
Optimierungsmodell einem Knoten zugewiesen. Das Set „nodefull“ beinhaltet alle Knoten, für 
die Inputdaten vorliegen, das Subset „node“ nur jene, die in einem Modelllauf auch 
betrachtet werden. Die Sets „aliasnodefull“ und „aliasnode“ sind identisch mit „nodefull“ und 
„node“. Diese Sets werden für die Definition von Parametern, Variablen und Gleichungen 
benötigt, die sich auf die Stromübertragung zischen zwei Knoten beziehen. In diesem 
Beispiel werden 36 Knoten betrachtet: 

nodefull / 1*36 / 

node(nodefull) / 1*36 / 
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ALIAS (nodefull,aliasnodefull); 

ALIAS (node,aliasnode); 

9.3.2 Parameter 

Parameter sind in GAMS alle Eingabedaten. Die Sets, die den Definitionsbereichbereich von 
Parametern angeben, werden hier als hochgestellte und weitere Spezifizierungen als 
tiefgestellte Indizes geschrieben. Die folgenden Parameter werden verwendet: 

heatc  Wärmegutschrift in k€/MWh 

SFCSPinvc _,
 Investitionskosten für CSP (Solarfeld) in k€/MWth 

PGCSPinvc _,
 Investitionskosten für  CSP (Turbine) in k€/MWel 

STORCSPinvc _,
 Investitionskosten für CSP (Speichereinheit) in k€/MWhth 

rectTRANSinvc _,
 Investitionskosten für Gleich- und Wechselrichter für HGÜ in 

k€/MW 

lineTRANSinvc _,
 Investitionskosten für HGÜ- Stromübertragungsleitungen in 

k€/(MW*km) 

CSPopc ,var
 Variable Betriebskosten für CSP in k€/MWh 

typebiomassc _  Variable Betriebskosten (Brennstoffkosten) für Biomasse- 
Stromerzeugungstechnologien in k€/MWhchem 

typegen
invc _  Investitionskosten je Stromerzeugungstechnologie in k€/MW  

rrhydro
invc _

mod,  

 

Investitionskosten für die Modernisierung von 
Laufwasserkraftwerken in k€/MW 

reshydro
invc _

mod,  

 

Investitionskosten für die Modernisierung von 
Speicherwasserkraftwerken in k€/MW 

typegen
opc _

var
 Variable Betriebskosten (Brennstoffkosten) je Stromerzeugungs-

technologie in k€/MWh  

typestor
PGinvc _

,
 Investitionskosten für Speichertechnologien (Konverter) in 

k€/MW 

typestor
STORinvc _

,
 Investitionskosten für Speichertechnologien (Speichereinheit) in 

k€/MWh 

typestor
opc _

var
 Variable Betriebskosten für Stromspeichertechnologien  in 

k€/MWh 

ullaliasnodefnodefullD ,  Entfernung zwischen zwei Knoten in km 

nodefulltypebiomassE ,_  Jährlich verfügbares Biomassepotenzial in MWhchem je 
Biomassetyp und Knoten 

PGCSP _  Wirkungsgrad der Turbinen in solarthermischen Kraftwerken 

STORCSP _  Wirkungsgrad der thermischen Speicher in solarthermischen 
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Kraftwerken 

typegenbio __  Wirkungsgrad von Biomasse- Stromerzeugungstechnologien  

typestor _  Effizienz von Stromspeichertechnologien (Laden + Entladen) 

SFCSPannuityf _,
 Annuitätsfaktor für CSP (Solarfeld) 

PGCSPannuityf _,
 Annuitätsfaktor für CSP (Turbine) 

STORCSPannuityf _,
 Annuitätsfaktor für CSP (Speichereinheit) 

TRANSannuityf ,
 Annuitätsfaktor für HGÜ- Stromübertragung  

plydomesticf sup_
 Benutzerdefiniertes Verhältnis von autarker Stromerzeugung 

(z.B. national) je Knoten zum jährlichen Strombedarf 

shareregf _
 Benutzerdefiniertes Verhältnis erneuerbarer Stromerzeugung 

zum jährlichen Strombedarf, gültig für jeden Knoten 

heatingdistrictlossf _,
 Verluste im Wärmenetz in % 

translossf ,
 HGÜ- Stromübertragungsverluste pro km und MW momentaner 

Übertragungsleistung 

TRANSfixopcf ,_
 Jährliche fixe Betriebskosten (z.B. für Wartung) von HGÜ- 

Stromübertragungsleitungen in % (als Anteil an den 
Investitionskosten) 

CSPfixopcf ,_
 Jährliche fixe Betriebskosten (z.B. für Wartung) für CSP in % (als 

Anteil an den Investitionskosten) 

storpumpedSTORPGf _,2
 Speichergröße in h Volllastbetrieb des Konverters (Pump-

/Turbineneinheit) in Pumpspeicherkraftwerken 

typebiomasstypegenbiof _,__  Zuordnung von Biomassetypen zu geeigneten Biomasse-
Stromerzeugungstechnologien (1 oder 0) 

typegen
annuityf _  Annuitätsfaktor je Stromerzeugungstechnologie 

typegen
tyavailabilif _  Technische Verfügbarkeit je Stromerzeugungstechnologie 

(Stromausfälle und Wartungszeiten ausschließend) 

typegen
fixopcf

_
_

 Jährliche fixe Betriebskosten (z.B. für Wartung) je Strom-
erzeugungstechnologie in % (Anteil an den Investitionskosten) 

typegen
outputheatrelf _

__
 Potenzielle Wärmeleistung (Abgabe in ein Wärmenetz) eines 

Stromerzeugers in Relation zur elektrischen Leistung 

typegenreshydro
storagepowerf ___

2
 Größe des Wasserspeichers in h Volllastbetrieb der Turbine 

eines Speicherwasserkraftwerkes 

typehydro
ondepreciatif _  Abschreibungsfaktor: Anteil alter Wasserkraftwerke, die noch 

ohne Modernisierung im Originalzustand in Betrieb sind 

typestor
PGannuityf _

,
 Annuitätsfaktor für Stromspeichertechnologien (Konverter) 

typestor
STORannuityf _

,
 Annuitätsfaktor für Stromspeichertechnologien (Speichereinheit) 

typestor
fixopcf

_
_

 Jährliche fixe Betriebskosten (z.B. für Wartung) von 
Speichertechnologien in % (als Anteil an den Investitionskosten) 
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typestor
lossf _  Speicherverluste (Abnahme des Füllstandes durch Druck- oder 

Masseverluste) in % des Füllstandes 

i  Zinssatz in % 

tl  Dauer eines Zeitschrittes in h 

nodefulltypegen
geninstP ,_

max,,
 Maximal installierbare elektrische Leistung je 

Stromerzeugungstechnologie und Knoten in MW 

nodefulltimefulltypegenP ,,_
max

 Mittlere abgegebene Leistung der maximal installierbaren 
Leistung je Stromerzeugungstechnologie, Zeitschritt und Knoten 
in MW 

node
peakloadP ,  Spitzenlast je Knoten 

nodefull
SFCSPinstP _max,,

 Maximal installierbare thermische Leistung von Solarfeldern 
solarthermischer Kraftwerke je Knoten in MWth 

ullaliasnodefnodefull
transinstP ,

max,,
 Maximal installierbare Stromübertragungsleistung je Knotenpaar 

in MW (optionale Leitung: ja = inf., nein=0) 

nodefullstorpumped
storinstP ,_

max,,
 Maximal installierbare Konverterleistung (Pump-/Turbineneinheit)  

je Knoten in MW 

nodefulltimefull
heatP ,  Durchschnittlicher Wärmebedarf je Zeitschritt und Knoten in MW 

nodefulltimefull
lowreshydroP ,

inf__
 Wasserzufluss zu Speichern von Speicherwasserkraftwerken je 

Zeitschritt und Knoten, ausgedrückt in MWh 

nodefulltimefull
loadP ,

 Mittlere Last je Zeitschritt und Knoten in MW 

nodefulltimefull
SFCSPP ,

_max,
 Mittlere abgegebene thermische Leistung der maximal 

installierbaren Solarfeldleistung je Zeitschritt und Knoten in MWth 

Um auch bei Modellläufen, bei denen nur ein Teil der Zeitschritte eines Jahres verwendet 
wird, Ergebnisse zu erhalten, die sich auf ein ganzes Jahr beziehen, werden bestimmte 
Parameter und Variablen mit dem Verhältnis der Anzahl der tatsächlich betrachteten 
Zeitschritte zu den 8760 Zeitschritten bei der Betrachtung jeder einzelnen Stunde skaliert. Zu 
diesem Zweck wird das Skalar ‘fnum_time_steps

’ eingeführt, dem in jedem Modelllauf die Anzahl 
der betrachteten Zeitschritte als Wert zugewiesen wird. 

9.3.3 Variablen 

Variablen werden durch einen Namen und gegebenenfalls ihr Definitionsbereich durch Sets 
spezifiziert. Die Variable, die in einem Optimierungsmodell minimiert oder maximiert wird, 
muss ein Skalar sein ohne einen Definitionsbereich. In REMix handelt es sich dabei um die 
gesamten jährlichen Systemkosten, die sich aus den annuisierten Investitionskosten und den 
fixen und variablen Betriebskosten aller Stromerzeugungs-, -übertragungs- und 
Speichertechnologien abzüglich der Wärmegutschriften zusammensetzen.  

Für nicht-skalaren Variablen werden die Definitionsbereiche durch hochgestellt geschriebene 
Sets angegeben; tiefgestellte Indizes beschreiben die Variable zusätzlich. Die folgenden 
Variablen werden verwendet: 

sysC  Gesamte jährliche Systemkosten in k€ 
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nodetypegen
uniC ,_  

Kosten für Stromerzeugung je Knoten ohne solarthermische 
Kraftwerke und Wasserkraft und ohne Biomasse-
Brennstoffkosten in k€ 

noderrhydroC ,_
 

Kosten für Stromerzeugung in alten und modernisierten 
Laufwasserkraftwerken (werden wg. bereits abgeschriebener 
Kraftwerke anders berechnet) je Knoten in k€ 

nodenewrrhydroC ,__
 Kosten für neue Wasserkraftwerke in k€ 

nodereshydroC ,_
 

Kosten für Stromerzeugung in alten und modernisierten 
Speicherwasserkraftwerken (werden wg. bereits abge-
schriebener Kraftwerke anders berechnet) je Knoten in k€ 

node
CSPC  Kosten für solarthermische Kraftwerke je Knoten in k€ 

nodetypestor
STORC ,_

 Kosten für Stromspeicherung je Knoten in k€ 

node
transC  

Kosten für Stromübertragungsleitungen je Knoten (Hälfte der 
Kosten für Leitungen von/zu diesem Knoten) in k€ 

Einige Variablen dürfen keine negativen Werte annehmen. Positive Variablen sind: 

nodetimetypegenbiotypebiomassE ,,__,_
 

In Biomasseverstromungsanlage ‚bio_gen_type’ eingesetzte 
chemische Energie aus Biomasse des Typs ‚biomass_type’ je  
Zeitschritt und Region 

node
STORCSPinstE _,  

Installierte thermische Leistung von solarthermischen 
Kraftwerken (Speicher) in MWth  

nodetypestor
STORinstE ,_

,  Installierte Speicherkapazität in MWh 

nodezeroinctimetypegenreshydroF ,__,___

 
Füllstand der Speicher von Speicherwasserkraftwerken je 
Zeitschritt und Knoten in MWh 

nodefull
ref max_

 
Maximaler Anteil heimischer erneuerbarer Energien an der 
Stromversorgung je Knoten 

nodezeroinctimetypestorF ,__,_
 

Füllstand der Speichereinheiten von Stromspeicheranlagen in 
MWh 

nodezeroinctime
STORCSPF ,__

_
 

Füllstand von Speichern solarthermischer Kraftwerke je 
Zeitschritt und Knoten in MWhth 

nodetimetypebiomasstypegenbio
BIOP ,,_,__

 
Biomasseverbrauch je Biomasse- Stromerzeugungs-
technologie, Biomassetyp, Zeitschritt und Knoten in MWchem 

nodetimetypegenchp
HeatP ,,__

 
Wärmeabgabe von KWK- Technologien je Technologie, 
Zeitschritt und Knoten in MWth 

nodezeroinctime
inSTORCSPP ,__
,_  

Thermische Leistung, die vom Solarfeld eines 
solarthermischen Kraftwerkes zur Speichereinheit fließt je 
Zeitschritt in MWth 

nodezeroinctime
outSTORCSPP ,__
,_  

Thermische Leistung, die von der Speichereinheit eines 
solarthermischen Kraftwerkes zur Turbine fließt je Zeitschritt 
in MWth 

nodetypegen
instP ,_

 Installierte Stromerzeugungsleistung in MW 
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nodezeroinctimetypegenP ,__,_
 

durchschnittliche Stromerzeugungsleistung je Technologie, 
Zeitschritt und Knoten in MW 

node
SFCSPinstP _,

 
Installierte thermische Leistung von solarthermischen 
Kraftwerken (Solarfeld) in MWth 

node
PGCSPinstP _,

 
Installierte Leistung von solarthermischen Kraftwerken 
(Kraftwerksteil) in MW 

aliasnodenode
TRANSinstP ,
,  Installierte Stromübertragungsleistung je Knotenpaar in MW 

timealiasnodenode
TRANSP ,,

 Stromübertragung je Knotenpaar in MW. (Export positiv) 

nodetypestor
PGinstP ,_

,  Installierte Leistung von Speicherkraftwerken in MW 

nodetimetypestor
PCP ,,_

 
Durchschnittlicher Stromverbrauch von Speichertechnologien 
je Zeitschritt und Knoten in MW 

nodetimetypestor
PGP ,,_

 
Durchschnittliche Stromerzeugung von Speichertechnologien 
je Zeitschritt und Knoten in MW 

nodezeroinctime
usedlowreshydroP ,__
,inf__

 
Genutzter Teil des Zuflusses zu Speichern von 
Speicherwasserkraftwerken in MWh (Wasser kann auch 
ungenutzt abfließen, z.B. wenn die Speicher voll sind) 

nodetime
SFCSPP ,

_
 

Durchschnittliche thermische Leistung von solarthermischen 
Kraftwerken (Solarfeld) je Zeitschritt und Knoten in MWth 

nodetime
PGCSPP ,

_
 

Durchschnittliche elektrische Leistung solarthermischer 
Kraftwerke je Zeitschritt und Knoten in MW 

nodetime
SurplusCSPP ,

_
 

Überschüsse thermischer Leistung von solarthermischen 
Kraftwerken (Solarfeld) je Zeitschritt und Knoten (wird 
verworfen, wenn Speicher voll sind) in MWth 

nodetime
availableinstP ,

,  
Je Zeitschritt und Knoten verfügbare Stromerzeugungs-
leistung in MW 

nodetime
SurplusP ,

 
Überschüssige elektrische Leistung je Zeitschritt und Knoten 
in MW 

 

9.3.4 Gleichungen 

Es gibt zwei Arten von Relationen in einem Optimierungsmodell: eine Zielfunktion und 
Randbedingungen. Während die Zielfunktion eine Gleichung sein muss, kann es sich bei den 
Randbedingungen auch um Ungleichungen handeln. Die Zielfunktion (Gl. 9-19) legt hier 
fest, dass die gesamten Systemkosten, die hier aus der Summe der Kosten einzelner 
Bereiche im System berechnet werden, zu minimieren sind. 
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Gl. 
9-19 

Die Kosten für Stromerzeugung (ohne Wasserkraft, CSP und Brennstoffkosten für 
Biomasse) setzten sich entsprechend Gl. 9-20 zusammen aus den annuisierten 
Investitionskosten und den fixen und variablen Betriebskosten. 
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Gl. 
9-20 

Die Kosten für solarthermische Kraftwerke werden ebenso berechnet wie die Kosten für die 
anderen Stromerzeuger, jedoch separat für die Komponenten Solarfeld, Kraftwerksteil und 
Speicher, so dass diese Komponenten separat dimensioniert werden können. 

 

 

 

 

 

 

Gl. 
9-21 

Die Kosten für bereits abgeschriebene Wasserkraftwerke werden nur aus den 
Betriebskosten berechnet, die auf die Investitionskosten eines neuen Wasserkraftwerkes 
bezogen werden (erster Term in Gl. 9-22). Für modernisierte Wasserkraftwerke werden 
zusätzlich Investitionskosten für die Modernisierung berücksichtigt (zweiter Term in Gl. 9-22). 
Zwischen Kosten für Lauf- und Speicherwasserkraftwerke wird nicht unterschieden; Gl. 9-22 
ist gültig für beide Kraftwerkstypen, hier aber nur für Laufwasserkraftwerke dargestellt. Bei 
neuen Wasserkraftwerken werden für die gesamte neu installierte Kraftwerksleistung 
Investitions- und Betriebskosten berücksichtigt (Gl. 9-23).  

 
 

 

stepstimenum

nodetime
PGCSP

time
CSPop

CSPfixopcSTORCSPannuity
node

STORCSPinstSTORCSPinv

CSPfixopcPGCSPannuity
node

PGCSPinstPGCSPinv

CSPfixopcSFCSPannuity
node

SFCSPinstSFCSPinv

node
CSP

f

h
Pc

ffPc

ffPc

ffPc

C

__

,
_,var

,__,_,_,

,__,_,_,

,__,_,_,

8760












.min

8760

8760

___,

,,__

__

_
var__

,,__,_

,_,_

,__,_,_















 





stepstimenum
Heat

heatingdistrictloss

type
gen
chp time node

nodetimetypegenchp
Heat

type
biomass

type
gen
bio stepstimenum

typebiomass
op

time node
typegenbio

nodetimetypegenbiotypebiomass

node

node
TRANS

type
stor node

nodetypestor

node

nodereshydro

nodenewrrhydronoderrhydro

node

node
CSP

type
gen node

nodetypegen
uni

sys

f

h
c

f

P

f

h
c

P

CCC

CCCC

C





 74 

 

stepstimenumtime

nodetimerrhydrorrhydro
op

rrhydro
annuity

rrhydro
ondepreciati

noderrhydro
inst

rrhydro
inv

noderrhydro
inst

rrhydro
fixopc

rrhydro
newinv

noderrhydro

f

h
Pc

ffPc

Pfc

C

__

,,__
var

_
mod,

_,__
mod,

,__
_

_
,

,_

8760

)1(








 

Gl. 
9-22 
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Gl. 
9-23 

Die Kosten von Speicherkraftwerken werden wie die Kosten für solarthermische Kraftwerke 
für die Komponenten (hier: Kraftwerksteil und Speicher) in Gl. 9-24 separat berechnet. 
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 Gl. 
9-24 

Jedem Knoten wird die Hälfte der Kosten der Übertragungsleitung zwischen diesem Knoten 
und anderen Knoten zugeordnet. Die gesamten Kosten der Stromübertragung ergeben sich 
aus der Summe der Kosten in allen Knoten (Gl. 9-25). 
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  Gl. 
9-25 

Die Randbedingungen limitieren den Lösungsraum. Da das Modell ausschließlich aus 
linearen Gleichungen besteht, ist der Lösungsraum konvex, so dass es kein lokales 
Minimum gibt, das nicht gleichzeitig auch das globale Minimum wäre.  

Die Knotenbilanzgleichung legt fest, dass in jedem Knoten in jedem Zeitschritt der 
Strombedarf gedeckt sein muss. Das kann entweder durch Stromerzeugung im Knoten oder 
durch Import erfolgen, wobei Export und Stromverbrauch durch Speicher zu berücksichtigen 
sind. Die Randbedingung ist in Gl. 9-26 wie folgt formuliert: In jedem Knoten und in jedem 
Zeitschritt muss die Summe aus der Stromerzeugung von Stromerzeugungstechnologien 
oder Speichertechnologien und Import gleich groß sein wie oder größer sein als die Summe 
aus Strombedarf, Einspeicherung und Export. 
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Gl. 
9-26 

Der Anteil erneuerbarer Energien an der Stromversorgung wird in Gl. 9-27 indirekt festgelegt, 
indem der Anteil fossiler Erzeugung beschränkt wird.  

 Gl. 
9-27 

Eine Randbedingung wurde eingefügt, die das Verhältnis der regionalen Stromerzeugung 
aus erneuerbaren Energieträgern, x, zum regionalen Strombedarf in den betrachteten 
Zeitschritten angibt. Durch Variation dieses Verhältnisses können die Effekte 
unterschiedlicher Selbstversorgungsgrade auf die Kosten und die Struktur der 
Stromversorgung in den betrachteten Regionen untersucht werden.  

In einigen Regionen könnte ein vorgegebenes Verhältnis regionaler Stromerzeugung aus 
erneuerbaren Energieträgern zum Strombedarf nicht erfüllbar sein; daher werden die 
maximal erfüllbaren Verhältnisse für alle Regionen in Gl. 9-28 berechnet. Dabei wurde davon 
ausgegangen, dass maximal 20 % des erzeugten Stromes zwischengespeichert wird. Dieser 
maximale EE-Selbstversorgungsgrad, oder, falls kleiner, der universell festgelegte 
Selbstversorgungsanteil, wird dann in Gl. 9-29 für die jeweilige Region als Minimum der 
Selbstversorgung festgelegt.  
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Gl. 
9-29 

Die Leistung, die von jeder erneuerbaren Stromerzeugungstechnologie installiert werden 
kann, ist begrenzt. Diese Randbedingung wurde in Gl. 9-30 formuliert. Für die  
Stromerzeugungstechnologie „residual“ wurde keine Beschränkung angenommen. 

nodetypegen
inst

nodetypegen
inst PP ,_

max,
,_   Gl. 

9-30 

In jedem Zeitschritt ist die Stromerzeugung durch Stromerzeugungstechnologien, die 
schwankend verfügbare Energieressourcen verstromen, von der installierten Leistung, der 
technischen Verfügbarkeit der Anlage und vom momentanen Energieangebot abhängig. Die 
durch Wartung und Ausfälle verringerte technische Verfügbarkeit wurde bereits in den 
Potenzialanalysen berücksichtigt. Die Randbedingung wurde wie folgt formuliert: „Das 
Erzeugungspotenzial der installierten Leistung ist proportional zum Erzeugungspotenzial der 
maximal installierbaren Leistung multipliziert mit dem Verhältnis der installierten Leistung zur 
maximal installierbaren Leistung“.  

nodetypegen
inst

nodetimetypegennodetypegen
inst

nodetimetypegen PPPP ,_var_,,_var_
max

,_var_
max,

,,_var_   Gl. 
9-31 

Die Stromerzeugung durch regelbare Technologien in jedem Zeitschritt und in jedem Knoten 
ist durch die installierte Leistung und die Verfügbarkeit der Anlage begrenzt, die vereinfacht 
über Verfügbarkeitsfaktoren berücksichtigt wird (Gl. 9-32). 

typegendispatch
tyavailabili

nodetimetypegendispatch
inst

nodetimetypegendispatch fPP __,,__,,__   Gl. 
9-32 

Wie bei den regelbaren Kraftwerken ist die Stromerzeugung in Speicherwasserkraftwerken in 
jedem Zeitschritt und in jedem Knoten durch die installierte Leistung und die technische 
Verfügbarkeit des Kraftwerks begrenzt (Gl. 9-33). 

typegenreshydro
tyavailabili

nodetimetypegenreshydro
inst

nodetimetypegenreshydro fPP ___,,___,,___   Gl. 
9-33 

Der je Zeitschritt und Knoten genutzte Zufluss von Wasser zu Speichern in 
Speicherwasserkraftwerken ist nach oben beschränkt. Es muss nicht der gesamte Zufluss 
verwendet werden, wenn z.B. die Speicher voll sind und im Stromnetz Überschüsse 
vorhanden sind. 

nodetime
lowreshydro

nodetime
usedlowreshydro PP ,

inf__
,

,inf__   Gl. 
9-34 
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Der Füllstand von Speicherwasserkraftwerken in jedem Knoten wird nach Gl. 9-35 aus dem 
genutzten Zufluss, der Stromerzeugung und dem Füllstand im vorhergehenden Zeitschritt 
berechnet. Er wird für alle Zeitschritte berechnet außer für den Zeitschritt Null (dazu: siehe 
Gl. 9-37). 

  t
nodezeroinctimetypegenreshydronodezeroinctime

usedlowreshydro
nodezeroinctimetypegenreshydro

nodezeroinctimetypegenreshydro

lPPF

F




 ,__,___,__

,inf__
,1__,___

,__,___

 Gl. 
9-35 

Der Füllstand der Speicher von Speicherwasserkraftwerken wird in Gl. 9-36 durch die 
Speichergröße begrenzt, die durch die Strommenge festgelegt wird, die die 
Kraftwerksleistung bei der vorgegebenen Anzahl Volllaststunden erzeugt. 

typegenreshydro
storagepower

nodetypegenreshydro
inst

nodezeroinctimetypegenreshydro fPF ___
2

,___,__,___   Gl. 
9-36 

Um Anfangsfüllstände zu vermeiden, die Stromerzeugung ohne Zufluss im betrachteten 
Zeitraum ermöglichen würden, wird in Gl. 9-38 eine ausgeglichene Jahresbilanz durch 
Gleichsetzen des Speicherfüllstandes im Zeitschritt Null (first_hour) mit dem 
Speicherfüllstand im letzten Zeitschritt (last_hour) erzwungen. 

nodehourlasttypegenreshydronodehourfirsttypegenreshydro FF ,_,___,_,___   Gl. 
9-37 

Die installierte thermische Leistung von Solarfeldern in solarthermischen Kraftwerken wird in 
Gl. 9-38 durch die maximal installierbare Solarfeldleistung begrenzt. 

node
SFCSPinst

node
SFCSPinst PP _max,,_,   Gl. 

9-38 

Die durchschnittliche thermische Leistung der Solarfelder ist durch ihre installierte Leistung 
und das Energieangebot bestimmt. Gl. 9-39 wurde entsprechend Gl. 9-31 für schwankend 
verfügbare Stromerzeugung formuliert. 

node
SFCSPinst

nodetime
SFCSP

node
SFCSPinst

nodetime
SFCSP PPPP _,

,
_max,_max,,

,
_   Gl. 

9-39 

Die Wärme aus dem Solarfeld eines solarthermischen Kraftwerks wird entweder direkt in die 
Turbine eingespeist oder im Hochtemperaturwärmespeicher zwischengespeichert. Der Be- 
und Entladewirkungsgrad ist als Gesamtwirkungsgrad gegeben. Er wird näherungsweise zu 
gleichen Anteilen bei der Be- und bei der Entladung berücksichtigt. Wärme aus dem 
Solarfeld kann als Überschuss verworfen werden, wenn z.B. der Speicher voll ist und im 
Stromnetz bereits Überschüsse aus anderen Quellen bestehen (Gl. 9-40). 

nodetime
SURPLUSCSP

STORCSP

node
inSTORCSP

STORCSP

node
outSTORCSP

PGCSP

nodetime
PGCSPnodetime

SFCSP P
PPP

P ,
_

_

,_

_

,_

_

,
_,

_

2

1
1

2

1
1












 













 





 Gl. 
9-40 

Die Stromerzeugungskapazität solarthermischer Kraftwerke nach oben nur durch die Kosten 
begrenzt; Sie muss die Stromerzeugung in jedem Zeitschritt gewährleisten können (Gl. 
9-41). 

nodetime
PGCSP

node
PGCSPinst PP ,

__,   Gl. 
9-41 
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Die Wärmespeicherkapazität solarthermischer Kraftwerke ist nach oben nur durch die 
Kosten begrenzt; Sie muss die zu speichernde Wärmemenge jederzeit aufnehmen können 
(Gl. 9-42). 

nodetime
STORCSP

node
STORCSPinst FE ,

__,   Gl. 
9-42 

Der Füllstand der Speicher solarthermischer Kraftwerke wird entsprechend der CSP- 
Speichergleichung, Gl. 9-43, aus dem Füllstand im vorhergehenden Zeitschritt und dem 
Wärmefluss zum oder vom Speicher berechnet. Er wird für alle Zeitschritte bis auf den 
Zeitschritt Null berechnet. 

t
node

STORCSP
nodetime

STORCSP
nodetime
STORCSP lPFF  

_
,1

_
,
_

 Gl. 
9-43 

Ein Jahreszyklus wurde für die Speicher solarthermischer Kraftwerke simuliert, indem der 
Füllstand im Zeitschritt Null (first_hour) mit dem im letzten Zeitschritt (last_hour) 
gleichgesetzt wurde (Gl. 9-44). 

nodehourlast
STORCSP

nodehourfirst
STORCSP FF ,_

_
,_

_   Gl. 
9-44 

Für jeden Knoten und jeden Biomassetyp gilt, dass die Summe der in allen betrachteten 
Zeitschritten von allen zugeordneten Biomasseverstromungsanlagen umgesetzte Biomasse 
die zur Verfügung stehende Biomasse dieses Typs nicht überschreiten darf Gl. 9-45. 

t
stepstimenumnode

typebiomass

type
gen
bio time

nodetimetypegenbiotypebiomass l
h

f
EE  8760

__
_

,,__,_  Gl. 
9-45 

Die Stromerzeugung in Biomasseverstromungsanlagen wird für jeden Knoten und jeden 
Zeitschritt berechnet aus der Summe der Biomasse der verschiedenen Biomassetypen 
multipliziert mit dem Wirkungsgrad der Anlage (Gl. 9-46). 
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Gl. 
9-46 

Es wurde angenommen, dass die heutigen Pumpspeicherleistungen nicht erweitert werden. 
Die Obergrenze der installierten Leistung von PSKW wurde daher als die heute in Betrieb 
befindliche Leistung in jedem Knoten (Gl. 9-47) festgelegt. 

nodetypestorpumped
PGinst

nodetypestorpumped
PGinst PP ,__

max,,
,__

,   Gl. 
9-47 

Eine typische Anwendung von PSKW heute ist die tägliche Lastglättung. Daher wurde die 
maximale Speicherkapazität von PSKW auf eine Menge ausreichend für acht Stunden 
Volllastbetrieb der derzeit in Betrieb befindlichen Turbine festgelegt (Gl. 9-48). 

storpumpedSTORPG
nodetypestorpumped

PGinst
nodetypestorpumped

STORinst fPP _,2
,__

,
,__

,   Gl. 
9-48 

Die Stromerzeugung in Speicherkraftwerken ist begrenzt durch die installierte elektrische 
Leistung (Gl. 9-49). Das gleiche gilt für den Stromverbrauch von Speicherkraftwerken für die 
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Beladung des Speichers (Gl. 9-50). 

nodetypestor
PGinst

nodetimetypestor
PG PP ,_

,
,,_   Gl. 

9-49 

nodetypestor
PGinst

nodetimetypestor
PC PP ,_

,
,,_   Gl. 

9-50 

Der Füllstand der Speicher von Speicherkraftwerken wird mit der Speichergleichung, Gl. 
9-51, aus dem Füllstand im vorhergehenden Zeitschritt und der Be- und Entladung des 
Speichers berechnet. Der Be- und Entladewirkungsgrad ist als Gesamtwirkungsgrad 
gegeben. Er wird näherungsweise zu gleichen Anteilen bei der Be- und bei der Entladung 
berücksichtigt. Der Speicherfüllstand wird für alle Zeitschritte bis auf den Zeitschritt Null 
berechnet, für den der Füllstand in der Speicherjahresbilanz, Gl. 9-52, mit dem Füllstand im 
letzten Zeitschritt gleichgesetzt wird. 
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 Gl. 
9-51 

nodehourlasttypestor
STOR

nodehourfirsttypestor
STOR FF ,_,_,_,_   Gl. 

9-52 

Der Speicherfüllstand eines Speicherkraftwerks darf in keinem Zeitschritt die installierte 
Speicherkapazität überschreiten (Gl. 9-53). 

nodetypestor
STORinst

nodetimetypestor
STOR EF ,_

,
,,_   Gl. 

9-53 

Als Untergrenze des Füllstands der Speicher von Speicherkraftwerken wurde die 
Energiemenge festgelegt, die für den Turbinenbetrieb in Volllast in einem Zeitschritt 
ausreicht, damit die Leistung gesichert abrufbar ist (Gl. 9-54). 

t
nodetypestor

PGinst
nodetimetypestor

STOR lPF  ,_
,

,,_  Gl. 
9-54 

Für jedes Knotenpaar wird in Gl. 9-55 festgelegt, ob eine Stromübertragungsleitung 
zwischen den Knoten installiert werden und welche Kapazität sie haben kann.  

aliasnodenode
TRANSinst

aliasnodenode
TRANSinst PP ,

max,,
,

,   Gl. 
9-55 

Die Stromübertragung zwischen zwei Knoten darf in keinem Zeitschritt die installierte 
Stromübertragungsleistung überschreiten (Gl. 9-56). 

aliasnodenode
TRANSinst

aliasnodenode
TRANS PP ,

,
,   Gl. 

9-56 

Die Stromübertragungsleistungen zwischen Knoten a und Knoten b entspricht der 
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Stromübertragungsleistung zwischen Knoten b und Knoten a (Gl. 9-57). 

nodealiasnode
TRANSinst

aliasnodenode
TRANSinst PP ,

,
,

,   Gl. 
9-57 

Die maximale Wärmeabgabe jedes Stromerzeugers mit Kraft-Wärme-Kopplung je Zeitschritt 
und Knoten steht in einem festgelegten Verhältnis zur Stromerzeugung (Gl. 9-58). 
Stromerzeuger mit Kraft-Wärme-Kopplung, die ihre Stromerzeugung verringern und dabei 
und dadurch die Wärmeabgabe vergrößern können, wurden hier nicht betrachtet. 

typegenchp
outputheatrel

nodetimetypegenchpnodetimetypegenchp
HEAT fPP __

__
,,__,,__   Gl. 

9-58 

[48, 49], [50] 
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