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EINLEITUNG 
 
 
Die Dekarbonisierung des deutschen Stromsek-

tors ist nötig, um Klimaneutralität zu erreichen. 

Jedoch fallen dabei erhebliche Kosten an. Die 

Diskussion um die Kosten im Stromsektor kon-

zentriert sich häufig auf isolierte Aspekte wie 

Strompreise oder Investitionskosten spezifischer 

Technologien.  

Diese Perspektive greift jedoch zu kurz, um die 

tatsächlichen Gesamtkosten der Energiewende 

im Stromsektor umfassend abzubilden. Eine Sys-

temkostenperspektive kann den nötigen finanzi-

ellen Aufwand sektorübergreifend abbilden. 

Systemkosten umfassen im Rahmen dieser Stu-

die die Investitions- und Betriebskosten für be-

reits bestehende, noch in Abschreibung 

befindliche und zukünftig zu errichtende Erzeu-

gungsanlagen. Zusätzlich auch die Stromnetz-

kosten und weitere Infrastrukturkosten, die 

Kosten der im Stromsektor verursachten CO₂-

Emissionen und die Kosten für Bruttostromim-

porte aus Nachbarländern. Diese Betrachtungs-

weise erlaubt es, die wichtigsten Kosten für die 

Dekarbonisierung des deutschen Stromsektors 

auf einer systemweiten Ebene zu berücksichti-

gen. 

Das Ziel dieser Studie, die von Aurora Energy Re-

search im Auftrag der EnBW Energie Baden-

Württemberg AG durchgeführt wurde, ist, einen 

kostenreduzierten Pfad zur Dekarbonisierung 

des deutschen Stromsektors aufzuzeigen, wel-

cher nachfolgend als Finalszenario bezeichnet 

wird. Als Ausgangspunkt für die Entwicklung die-

ses alternativen Szenarios dient ein auf dem 

Netzentwicklungsplan (NEP 2023 B) basieren-

des Referenzszenario. Darauf aufbauend wird 

das Finalszenario erarbeitet, welches die System-

kosten des Stromsektors reduziert. EnBW hat 

für die Entwicklung eines alternativen Pfades als 

Ziel vorgegeben, dass der Stromsektor bis zum 

Jahr 2040 Klimaneutralität erreichen soll.  

Auch die zeitliche Entwicklung der Stromnach-

frage wird in den Szenarien identisch gehalten, 

bis auf die variierende Stromnachfrage durch 

Elektrolyseure. Es wurden über 100 Stromsys-

temmodellierungen vorgenommen, um die mögli-

chen Variationen der Kostenhebel zu testen. 

Das im Rahmen dieser Studie entwickelte Fi-

nalszenario zur Klimaneutralität unterscheidet 

sich grundlegend vom regelmäßig veröffentlich-

ten Aurora Net Zero-Szenario, da das Finalszena-

rio dieser Studie durch einen 

kostenreduzierenden Anpassungsprozess des im 

Referenzszenario beschriebenen Stromsystems 

entstanden ist, während Aurora Net Zero auf Ba-

sis energiepolitischer Ziele entwickelt wird. 
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ZUSAMMENFASSUNG 
 
 
Das Referenzszenario weist einen hohen Zubau 

erneuerbarer Energien (bis auf 400 GW Solar PV, 

160 GW Onshore-Wind, 70 GW Offshore-Wind 

in 2045), einen starken Ausbau von Batteriespei-

chern (141 GW bis 2045) sowie eine hohe Nach-

frageflexibilität durch Elektrofahrzeuge, 

Elektrolyseure und Wärmepumpen auf. Durch 

den starken Kapazitätszubau steigen die annuali-

sierten Systemkosten im Stromsektor real von 

124 Mrd. €/Jahr im Jahr 2025 auf 186 Mrd. €/Jahr 

in 2045 im Referenzszenario.  Zudem ist der 

Stromsektor stark von Importen abhängig (116 

TWh Nettoimporte in 2045) und weist insbeson-

dere in Zeiten geringer erneuerbarer Stromer-

zeugung Lastverluste auf.  

Die vorliegende Analyse betrachtet den Zeithori-

zont bis zum Jahr 2045. Die Studie zeigt auf, dass 

die Kosten des Stromsystems über den Zeitraum 

2025-2045 um insgesamt 309 Mrd. € (oder 9% 

der Systemkosten) reduziert werden können. 

Zusätzlich können Importe signifikant gesenkt 

und Lastverluste vollständig vermieden werden. 

Dieses Ergebnis wird durch das Ansetzen folgen-

der Stellschrauben erreicht: 

1. Die Begrenzung des Offshore-Wind-Ausbaus 

von 70 auf 55 GW im Jahr 2045, welche die 

Netzanschlusskosten signifikant reduzieren 

kann. Ab einer Kapazität von 55 GW steigen die 

spezifischen Netzanschlusskosten für Offshore-

Wind sprunghaft, da die Netzanschlüsse weit ins 

Landesinnere verlegt werden müssen. Daher 

wird der Ausbau im Finalszenario auf diese Kapa-

zität begrenzt. Damit wird bei gleichzeitiger Er-

höhung der Gas-/Wasserstoff-Kapazität (siehe 

Punkt 3) eine Reduzierung der Systemkosten um 

insgesamt 78 Mrd.€ (ca. 2,3%) über den Zeitraum 

2025-2045 bewirkt.  

2. Die Anpassung der Batterie-Kapazitäten – 

unter Annahme sehr flexibler Nachfrage – von 

141 GW (846 GWh) auf 70 GW (420 GWh) im 

Jahr 2045. Die Batterie-Kapazitäten sind im Re-

ferenzszenario groß dimensioniert und auch auf 

Nachfrageseite wird von einem sehr hohen Anteil 

preissensibler Anwendungen, wie Elektrofahr-

zeuge und Wärmepumpen, ausgegangen. Das Re-

ferenzszenario ist somit bereits hochflexibel. Die 

hohe Flexibilität auf Nachfrageseite ist unabding-

bar für ein dekarbonisiertes Stromsystem und 

wird auch im Finalszenario vorausgesetzt. Jedoch 

Installierte Kapazitäten des Referenz- und Finalszenarios im Vergleich. 
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kann im Jahr 2045 eine Reduktion der installier-

ten Leistung von 6h-Batterien um 50% von 141 

GW auf 70 GW die Systemkosten signifikant sen-

ken, ohne dabei Lastverluste hervorzurufen. Dies 

entspricht einer Halbierung der Batteriekapazi-

tät von 846 GWh auf 420 GWh in 2045. In Kom-

bination mit einer höheren Gas/Wasserstoff-

Kapazität (Punkt 3) sinken die Systemkosten 

durch die Anpassung der Batteriekapazität auf 70 

GW bis 2045 im Zeitraum 2025-2045 in Summe 

um 84 Mrd.€ (ca. 2,4%).  

3. Der Ausbau von zusätzlicher Gas/Wasser-

stoff-Kapazität in Höhe von 20 GW über die im 

Referenzszenario vorgesehenen 35 GW hinaus 

gleicht die reduzierten Offshore-Wind-Kapazi-

täten aus. Zudem kompensiert dieser Ausbau 

Lastverluste, die insbesondere aufgrund von Sys-

temknappheit im Winter auftreten. Für 2045 

geht das Finalszenario somit von 55 GW thermi-

scher Kapazität aus. Die Ansiedelung der zusätz-

lichen Kapazität erfolgt aufgrund bestehender 

Gas- und Stromnetzinfrastruktur im netztechni-

schen Süden, nutzt somit bestehende Gas-/Stro-

minfrastruktur und kann kurz-/mittelfristig 

Netzengpässe im Übertragungsnetz reduzieren. 

Die zusätzliche Annahme einer Aufteilung auf 

GuD- und GT-Kraftwerke im Finalszenario – an-

stelle einer reinen Fokussierung auf Gasturbinen 

wie im Referenzszenario – führt zu einer deutli-

chen Reduzierung der Importmengen und -kos-

ten und ermöglicht eine größere Realitätsnähe 

des Finalszenarios aufgrund des heute existieren-

den Kraftwerksparks, welcher aus GuD- und GT-

Kraftwerken besteht. 

4. Eine deutliche Reduktion der vorgesehenen 

Elektrolyseurleistung auf längerfristig 10 GW. 

Die im Referenzszenario vorgesehene Elektroly-

seurleistung von 50 GW bis 2045 ist groß dimen-

sioniert, was zu sehr hohen Systemkosten führt. 

Eine Begrenzung der Elektrolyseur-Kapazitäten 

auf 10 GW in 2045 senkt sowohl die Investitions-

kosten in Elektrolyseure als auch die Nachfrage 

nach Grünstrom. Die reduzierte Nachfrage nach 

Grünstrom wird im Finalszenario – neben der re-

duzierten Wind-Offshore Kapazität – durch eine 

Reduktion von 146 GW installierte Solar-PV-

Leistung dargestellt, da die preissensiblen Elekt-

rolyseure insbesondere in den Sommermonaten 

mit hoher PV-Einstrahlung produzieren. Die Sen-

kung der Elektrolyseur-Kapazitäten und die 

Folgeeffekte ermöglichen es somit, die berechne-

ten Systemkosten um insgesamt etwa 111 Mrd.€ 

(ca. 3,2%) über den Zeitraum 2025-2045 zu sen-

ken.  

5. Blauer Wasserstoff bietet signifikante Kos-

tenvorteile im Vergleich zu grünem Wasserstoff. 

Der verstärkte Einsatz von importiertem und kos-

tengünstigerem blauem Wasserstoff ermöglicht 

erhebliche Kosteneinsparungen im Vergleich zur 

Nutzung grünen Wasserstoffs, was insbesondere 

kurzfristig einen starken Effekt hat, bevor sich die 

Preise langfristig angleichen. Die Nutzung von 

blauem statt grünem Wasserstoff eine System-

kostenreduktion von etwa 36 Mrd.€ (ca. 1,1%) 

über den Zeitraum 2025-2045. Die Kombination 

von CCS-Technologien und grünem Wasserstoff 

senkt ebenfalls Kosten, bleibt jedoch teurer als 

blauer Wasserstoff.  

Jährliche Systemkosten des Referenz- und Finalszenarios im Vergleich 
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6. Im Rahmen der Analyse zeigt sich, dass ein 

starker Ausbau von Onshore-Wind auf bis zu 

160 GW in 2045, wie im Referenzszenario vor-

gesehen, für eine kosteneffiziente Energie-

wende nötig ist. Eine Reduzierung der Onshore-

Windkapazitäten um bis zu 25 GW bis 2045 

würde die Kosten für die Strombruttoimporte er-

heblich erhöhen und zu einer durchschnittlichen 

Steigerung der Systemkosten führen. Dies würde 

auch – im Gegensatz zu Offshore Wind – nicht 

kostengünstiger durch thermische Kraftwerke 

ersetzt werden können. Daher ist der Fokus auf 

inländische Onshore-Wind-Anlagen notwendig, 

um langfristig stabile und niedrige Gesamtkosten 

zu gewährleisten. 

Zum Erreichen des Finalszenarios und der damit 

verbundenen Dekarbonisierung des Stromsys-

tems in Deutschland sind Investitionskosten von 

insgesamt 979 Mrd. € über den Zeitraum 2025-

2045 nötig. Davon entfallen rund 420 Mrd. € auf 

Investitionen in den Ausbau des Stromnetzes und 

weitere 430 Mrd. € auf Erneuerbare-Energien-

Anlagen und Batterien. Die Investitionskosten 

des Finalszenarios liegen damit etwa 289 Mrd. € 

(22,8%) unter denen des Referenzszenarios von 

1,27 Bio. €. Die Begrenzung des Offshore-Wind-

Ausbaus senkt den Investitionsbedarf in Offs-

hore-Wind-Anlagen um 53 Mrd. € (-29%) und 

dem damit einhergehenden Ausbau des Übertra-

gungsnetzes um 54 Mrd. € (-32%) gegenüber den 

im Referenzszenario für die jeweilige Technolo-

gie anfallenden Kosten. Auch die Reduktion der 

inländischen Elektrolyseur- und Solar-PV-

Kapazität sowie die Anpassung der netzgebunde-

nen Batteriespeicher tragen zu der signifikanten 

Senkung der Investitionskosten bei. 

Der im Finalszenario beschriebene Pfad zur De-

karbonisierung und die damit einhergehenden 

Entscheidungen sind abhängig von der Entwick-

lung der Stromnachfrage, die den Ausbaubedarf 

maßgeblich beeinflusst. Deshalb wurde in einer 

Sensitivität untersucht, welche Auswirkung eine 

um durchschnittlich rund 26 % niedrigere Strom-

nachfrage (bedingt durch eine geringere Strom-

nachfrage aus der Industrie) im Vergleich zum 

Referenzszenario haben könnte. In Folge der ge-

ringeren Nachfrage findet ein geringerer Ausbau 

insbesondere von Offshore und Onshore Wind 

und thermischer Kapazität, sowie geringerer 

Netzausbau aufgrund der reduzierten Wind-

strom-Einspeisung und reduzierten Nachfrage 

statt. Die Sensitivität resultiert in einer noch wei-

teren Reduktion der Systemkosten um etwa 20 % 

(33,5 Mrd. €/Jahr) gegenüber dem Referenzsze-

nario. Die Investitionskosten belaufen sich über 

den Zeitraum 2025–2045 auf ca. 669 Mrd. €, was 

einem Rückgang von 47 % im Vergleich zum Refe-

renzszenario entspricht. 

Falls das Finalszenario in die Realität umgesetzt 

werden sollte, wären in den kommenden Jahren 

Investitionskosten des Referenz- und Finalszenarios im Vergleich 
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wesentliche Entscheidungen notwendig. Priori-

tär müsste kurzfristig (bis etwa 2027) der Aus-

bau thermischer Kapazitäten beschlossen 

werden, um den nötigen Hochlauf von Wasser-

stoff(-ready)-Kraftwerken zu ermöglichen, da 

diese einige Jahre Vorlaufzeit für Planung und 

Bau erfordern, und aufgrund des Kohleausstiegs 

und der steigenden Stromnachfrage das deutsche 

Stromsystem sonst deutlich knapper und import-

abhängiger würde. Etwa im selben Zeitfenster 

müssten Entscheidungen über den künftigen 

Einsatz von wasserstofffähigen Gaskraftwerken 

oder CCS-Technologien getroffen werden, um 

deren rechtzeitige Inbetriebnahme zu gewähr-

leisten. Für einen solchen Pfad wären frühzeitige 

Kapazitätsplanungen mit Vorlaufzeiten von etwa 

fünf bis zehn Jahren sowie die parallele Entwick-

lung der Netzinfrastruktur und hinreichende re-

gulatorische Rahmenbedingungen nötig. 

Der Übertragungsnetzausbau stellt im Finalsze-

nario einen weiteren kritischen Pfad dar, dessen 

Planung kurzfristig (bis Ende 2025) erfolgen 

müsste. Verzögerungen könnten die Netzstabili-

tät und die Integration neuer Kapazitäten gefähr-

den, da die Umsetzung etwa acht bis zehn Jahre 

benötigen würde. Im Finalszenario wird der Aus-

bau von Offshore-Wind-Leistung auf 55 GW be-

grenzt, um Netzanschlusskosten einzusparen. 

Zur Umsetzung des im Finalszenario vorgesehen 

Ausbaupfades wären somit bis etwa 2030-2035 

Entscheidungen zum Offshore-Wind-Ausbau 

und damit verbundenen Übertragungsnetzaus-

bau nötig. Weitere Technologien wie Solar PV, 

Batteriespeicher, Onshore-Wind und Elektroly-

seure würden bei einer realen Umsetzung des Fi-

nalszenarios orientiert am Markt und sonstigen 

Anreizen ausgebaut werden. Infolgedessen 

könnten sie deutlich kurzfristiger in ihrem Aus-

bau beeinflusst werden, um eine Anpassung an 

die Nachfrage und technologische wie wirtschaft-

liche Entwicklungen zu gewährleisten. Insgesamt 

könnten frühzeitige und abgestimmte Maßnah-

men zu einer Realisierung des Finalszenarios bei-

tragen, um die Dekarbonisierung bis 2040 unter 

Kosteneinsparungen im Vergleich zum Referenz-

szenario zu ermöglichen. 

 

 

 

  



 

  

 

1. MOTIVATION 
 

1.1 Dekarbonisierung des Stromsek-
tors als Leitziel 

In Anbetracht der globalen Klimaerwärmung hat 

Deutschland sich im Bundes-Klimaschutzgesetz 

zur Erreichung der Treibhausgasneutralität bis 

2045 verpflichtet1. Dieser Wandel erfordert insbe-

sondere im Stromsektor eine umfassende Trans-

formation mit hoher Geschwindigkeit. Die 

Stromversorgung wird in Zukunft auf klimaneutra-

len Energieträgern basieren, die einen durch die 

umfangreiche Elektrifizierung weiterer Sektoren 

steigenden Stromverbrauch decken müssen. Dabei 

müssen in der strategischen Planung sowohl die 

Energieerzeugung als auch Folgeprozesse zur Inf-

rastrukturplanung (unter anderem Netzentwick-

lung, Gas- und Wasserstoffplanung) berücksichtigt 

werden.  

In allen Bereichen sind hohe Investitionen erfor-

derlich, die mit gewissen Planungs- und Realisie-

rungszeiten verbunden sind. Das Stromsystem der 

Zukunft wird aus einer Kombination verschiedener 

Erneuerbaren Energien, darunter Onshore- und 

Offshore-Wind, Solar Photovoltaik (PV), aber 

auch Batteriespeicher und thermische Erzeugung 

auf Basis von bspw. Wasserstoff oder Carbon-

Capture-and-Storage (CCS) bestehen. Dabei gilt es 

besonders die möglichst optimierte Mischung im 

Ausbau dieser Technologien zu bedenken. Die Si-

cherheit und Bezahlbarkeit der Energieversorgung 

behalten höchste Priorität.  

1.2 Der Entwurf eines kostensparen-
den Finalszenarios  

Aurora Energy Research (Aurora) untersucht in der 

vorliegenden Studie im Auftrag der EnBW AG 

(EnBW) Möglichkeiten zur Kostenersparnis in der 

Ausgestaltung des Stromsystems auf dem Pfad 

 

 

 

1 § 3 Absatz 2 Bundes-Klimaschutzgesetz (KSG). 

zur Klimaneutralität. Dabei wird das Szenario B 

des Netzentwicklungsplans (NEP 2023) als Start-

punkt für den Entwurf eines Referenzszenarios ge-

nutzt, in dem Einsparpotenziale identifiziert und 

in der Erstellung des Finalszenarios genutzt wer-

den. Das NEP-Szenario wurde ausgewählt, da es 

die Grundlage der aktuellen langfristigen Investiti-

onsplanungen sowohl der Übertragungsnetzbe-

treiber (ÜNB), als auch – mittelbar über 

Regionalisierung – der Verteilungsnetzbetreiber 

(VNB) bildet. Um die Kostenersparnis zu untersu-

chen, wird eine systemweite Perspektive auf die 

Gesamtkosten des deutschen Stromsektors einge-

nommen, inklusive der Investitions- und Betriebs-

kosten für Erzeugungsanlagen, 

Strombruttoimportkosten, Stromnetzkosten und 

weitere Infrastrukturkosten (Gas-, Wasserstoff- 

und Kohlenstoffinfrastruktur – am Stromsektor-

verbrauch anteilig) sowie die Kosten der im 

Stromsektor verursachten CO₂-Emissionen. Die 

Analyse erfolgt in fünf Schritten. 

Im ersten Schritt erfolgt eine Untersuchung des 

Referenzszenarios, das auf dem NEP 2023 Szena-

rio B basiert (Kapitel 3). Ziel ist es, die Hauptsys-

temkostentreiber und Kostenrisiken zu 

identifizieren. Dabei werden zentrale Parameter 

wie Ausbaupfade für erneuerbare Energien, ther-

mische Kraftwerke, Wasserstoff und Speicher so-

wie Stromnetz- und Importvolumina analysiert. 

Außerdem werden die Entwicklung der Strom-

nachfrage, die CO₂-Emissionen sowie die resultie-

renden Gesamtsystemkosten für Deutschland im 

Zeitraum bis 2045 quantifiziert. Neben der kausa-

len Analyse, die die Hauptkostentreiber aufzeigt, 

werden zeitliche Analysen durchgeführt, um fest-

zustellen, zu welchen Zeitpunkten Hauptkosten 

auftreten. Diese Grobanalyse bildet die Grundlage 
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für trennscharfe Hypothesen, die in den nachfol-

genden Schritten detailliert untersucht werden. 

Der zweite Schritt dient der Entwicklung von Hy-

pothesen, die mögliche Strategien zur Reduktion 

der Systemkosten definieren, und wird in Kapitel 4 

dieses Berichts beschrieben. Die Auswahl der Hy-

pothesen erfolgt in Abstimmung mit EnBW und 

legt den Fokus auf diejenigen Maßnahmen, welche 

den größten Einfluss auf die Reduktion der Ge-

samtsystemkosten haben. 

Im dritten Schritt werden die Effekte der entwi-

ckelten Hypothesen auf Systemkosten, Netzan-

forderungen und CO₂-Emissionen quantifiziert. 

Nach dieser Bewertung werden die vielverspre-

chendsten Hypothesen in einer Detailanalyse un-

tersucht, bei der Kombinationsszenarien 

entwickelt werden, um die Interaktionen zwischen 

den Kostenhebeln zu bewerten. Diese Detailana-

lyse ist Gegenstand des Kapitels 5 des Berichts. 

Auf Basis der Ergebnisse der vorhergehenden Ana-

lyseschritte wird im vierten Schritt das Finalszena-

rio entwickelt. Dabei werden die erfolgreich 

evaluierten Kostenhebel zu einem möglichst kos-

tenreduzierenden Szenario kombiniert. Dieses 

Szenario wird detailliert mit dem Referenzszena-

rio verglichen, um die Einsparpotenziale und Sys-

temkosten zu bewerten. Zudem werden die 

wichtigsten Zeiträume beschrieben, in denen Ent-

scheidungen nötig wären, falls man die identifizier-

ten Kostensenkungspotenziale des Finalszenarios 

realisieren wollte. Die Beschreibung des Finalsze-

narios und der kritischen Entscheidungspunkte zu 

dessen Erreichung sind in Kapitel 6 dargestellt. 

Insgesamt wurden im Rahmen dieser Studie über 

100 Stromsystemmodellierungen vorgenommen, 

um die möglichen Variationen der Kostenhebel zu 

testen. Der Bericht zeigt die Ergebnisse mit den 

wirkungsvollsten Veränderungen. 
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2 RAHMENBEDINGUNGEN 
 

2.1 Hintergrund der Studie 

Das im Rahmen dieser Studie entwickelte Finalsze-

nario unterscheidet sich von dem regelmäßig ver-

öffentlichten „Aurora Net Zero“ Szenario. 

Letzteres zeigt einen Entwicklungspfad, der auf 

dem heutigen Energiesystem basiert und die politi-

schen Zielvorgaben für den Ausbau erneuerbarer 

Energien sowie für die Elektrifizierung erfüllt. Das 

Finalszenario hingegen wurde eigens für diese Stu-

die entwickelt und stellt das Ergebnis eines kosten-

reduzierenden Anpassungsprozesses des im 

Netzentwicklungsplan (NEP 2023 B) beschriebe-

nen Stromsystems dar. Dieses NEP-Szenario ist 

Grundlage der aktuellen langfristigen Investitions-

planungen im deutschen Stromnetz. Basierend auf 

den darin enthaltenen Angaben wurde ein Refe-

renzszenario entwickelt, das mit dem Ziel, die Ge-

samtkosten des Stromsystems zu senken, 

abgeändert wurde. Es handelt sich also bei den bei-

den Szenarien um grundlegend unterschiedliche 

Ansätze, die unterschiedliche Szenarien hervor-

bringen.  

2.2 Prämissen und Methodik 

Zur Berechnung der gesamten Systemkosten die-

nen das Aurora-Strommarktmodell Origin sowie 

weiterführende Analysen als Grundlage. Für die 

modellbasierte Berechnung der Stromnetzkosten 

des Referenzszenarios (Kapitel 3), der Detailana-

lyse-Kombinationsszenarien (Kapitel 5) und des Fi-

nalszenarios (Kapitel 6) wurde Consentec GmbH 

als Unterauftragnehmer engagiert. Die Stromnetz-

kosten der Grobanalyse-Szenarien (Kapitel 4) wur-

den abgeschätzt und nicht modelliert. 

Der Fokus der Studie liegt auf der Kostenreduktion 

des deutschen Stromsystems. Dabei werden we-

sentliche Key Performance Indicators (KPIs) berück-

sichtigt, um die Szenarien umfassend zu bewerten. 

Zu den zentralen KPIs gehören die Nettoimporte, 

die stets angegeben werden, um den Effekt von Ex-

porten und Importen szenarioübergreifend zu ver-

gleichen. Ergänzend werden die 

Versorgungssicherheit (bzw. Lastverlust), die CO₂-

Emissionen sowie die Systemkosten pro erzeugter 

Megawattstunde Strom als weitere KPIs herange-

zogen. Diese Kennzahlen ermöglichen eine detail-

lierte Analyse, indem sie nicht nur die 

wirtschaftliche Effizienz, sondern auch die Einhal-

tung von Klimazielen und die Versorgungssicher-

heit in den Blick nehmen. Ziel der Analyse ist es, die 

Gesamtsystemkosten zu reduzieren, jedoch unter 

Berücksichtigungen der Nebenbedingungen wie 

Versorgungssicherheit und der weiteren KPIs. 

Zwecks der Vergleichbarkeit des Referenzszena-

rios, der Sensitivitäten und des Finalszenarios un-

tereinander wurden Annahmen definiert, sodass 

bestimmte politische und technische Rahmenbe-

dingungen gleich gehalten werden. Der deutsche 

Stromsektor soll bis 2040 vollständig CO₂-neutral 

werden. Deutschland bleibt dabei eine einheitliche 

Strompreiszone, und das bestehende Merit-Or-

der-Strommarktdesign wird beibehalten. Über alle 

analysierten Szenarien hinweg wird eine identi-

sche Entwicklung der Rohstoffpreise für Kohle, 

Gas, Öl, Wasserstoff, sowie des EU-ETS-Preis an-

genommen. Zusätzlich wird in allen Szenarien die-

selbe Entwicklung der Grundlast-Nachfrage, die 

den kontinuierlichen Mindestbedarf an elektri-

scher Energie beschreibt, zugrunde gelegt, wäh-

rend elektrische Fahrzeuge und Wärmepumpen als 

preisflexibel modelliert sind. Investitionskosten, 

Betriebskosten sowie Abschreibungsparameter 

wie der gewichtete durchschnittliche Kapitalkos-

tensatz und die Lebensdauern der Anlagen blei-

ben ebenfalls in der gesamten Analyse konstant. Im 

Gegensatz dazu werden weitere Parameter, wel-

che die einzelnen Szenarien charakterisieren, vari-

abel gestaltet. Der Kapazitätsmix wird je nach 

Szenario angepasst und der daraus resultierende 

Infrastrukturbedarf berechnet. Ebenso wird der 

Einsatz von grünem und blauem Wasserstoff oder 

CCS-Kraftwerken variiert.  

Für die Kapazitäten der Interkonnektoren und den 

Kapazitätsmix der Nachbarländer werden in der 

gesamten Analyse eine identische Entwicklung für 

alle Szenarien angenommen. Bei einem Wechsel 

von grünem zu blauem Wasserstoff sinkt die 

Nachfrage nach inländischem Wasserstoff in 

Deutschland, da importierter blauer Wasserstoff 



 

12 

 

angenommen wird. Die damit verbundenen Zubau-

kosten im Ausland liegen jedoch außerhalb der be-

trachteten Systemgrenzen, da ausländische 

Produktionsstätten – wie auch bei anderen Sekto-

ren, etwa der Materialherstellung für erneuerbare 

Anlagen – nicht berücksichtigt werden.  

Es werden ausschließlich die Kosten aus Stromim-

porten betrachtet, ohne die Erlöse aus Exporten zu 

berücksichtigen – es handelt sich also um die 

Strombruttoimportkosten. Bei Stromimporten 

werden zudem nur die anfallenden Importkosten 

basierend auf den Großhandelspreisen einbezo-

gen, während die Investitionskosten der Kraft-

werke im Ausland nicht berücksichtigt werden – 

auch dies liegt außerhalb der betrachteten System-

grenzen.  

Das Referenzszenario beschreibt ein bereits hoch-

flexibles System, das eine hohe Kapazität an Bat-

teriespeichern und insbesondere 

Nachfrageflexibilität annimmt. Diese übersteigen 

das heutige Niveau weit. Da die Analyse und das Fi-

nalszenario von dem Referenzszenario ausgehen, 

zieht sich dieses sehr hohe Maß an Flexibilität 

durch die gesamte Studie und die Studienergeb-

nisse müssen unter dieser Prämisse betrachtet 

werden.
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3 DAS REFERENZSZENARIO 

 

3.1 Ein hochflexibles EE-gestütztes 
System 

Das NEP 2023 B Szenario, das in dieser Analyse als 

Referenzszenario in Auroras Strommarktmodell 

(Origin) nachmodelliert wurde, dient als Ausgangs-

punkt. Entwickelt von den Übertragungsnetzbe-

treibern, stellt dieses Szenario eine Auslegung des 

Energiesystems in Deutschland entsprechend der 

aktuellen politischen Zielsetzung dar. Aus dem 

Netzentwicklungsplan werden Investitionsver-

pflichtungen (Bundesbedarfsplangesetz) abgelei-

tet. Dieses NEP-Szenario ist somit Grundlage der 

aktuellen langfristigen Investitionsplanungen so-

wohl der ÜNB, als auch der VNB (mittelbar über 

Regionalisierung). Das auf dem NEP 2023 B Szena-

rio basierende Referenzszenario beschreibt eine 

hoch flexible Energielandschaft, die auf erneuer-

bare Energien, Nachfrageflexibilität und Batterie-

speicher setzt, dabei jedoch auch auf hohe 

Nettoimporte angewiesen ist.  

Abbildung 1 stellt die installierte Kapazität, Erzeu-

gung und Stromnachfrage im Referenzszenario dar. 

Die Nachfrage stellt die Bruttostromnachfrage ex-

klusive Kraftwerkseigenverbrauch dar. Sie beinhal-

tet Netzverluste, jedoch nicht den Eigenbedarf der 

Kraftwerke.  

Die Merkmale der installierten Leistung im Refe-

renzszenarios sind wie folgt: 

▪ Im Referenzszenario dominieren erneuerbare 

Energien wie Windkraft und Photovoltaik mit ins-

gesamt 630 GW Kapazität. Mit einer Erzeugung 

von fast 1000 TWh im Jahr 2045 spielen sie eine 

zentrale Rolle im Energiesystem. Diese Technolo-

gien decken den wachsenden Strombedarf, redu-

zieren CO₂-Emissionen und bilden die Basis für 

eine klimaneutrale Versorgung.  

▪ Zusätzlich tragen hohe Kapazitäten von Batte-

riespeichern mit 141 GW im Jahr 2045 und ausge-

prägte Nachfrageflexibilität zur Systemstabilität 

bei. Ein bedeutender Anteil preissensitiver 

Abb. 1 Kapazität, Erzeugung und Stromnachfrage für das Referenzszenario 
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Kapazität und Erzeugung 

 Der NEP 2023B beschreibt ein
sehr flexibles Szenario mit sehr
hohen Batteriekapazitäten und
stark ausgeprägter Nachfrage -
Flexibilität (100% preis-
sensitives Ladeverhalten bei
Elektrofahrzeugen und
Wärmepumpen). Daneben
verzeichnet das Szenario sehr
hohe Erneuerbaren -Erzeugung .

 Der NEP verzeichnet hohe
Nettoimporte, was auf
Systemknappheit hinweist.

 Im NEP sind nurwenig Gas/H2-
Kraftwerke beschrieben.
Jedoch trifft der NEP
ausdrücklich keine belastbare
Aussage der benötigten
Kraftwerkskapazität zur
Deckung der Last in jeder
Stunde. Die Gas-/H2-
Kapazitäten werden im NEP um
Reserven ergänzt, um den
Bedarf zu decken 1.

 uelle: Aurora Energy Research

NEP 2023B beschreibt einen Kraftwerkspark, der sich auf hohe
Flexibilitäten und Erneuerbare stützt, bei gleichzeitig hoher Nachfrage

1) NEP B Netzentwicklungsplan Strom 2037 mit Ausblick 2045, Version 2023, Zweiter Entwurf  vgl. beide Kapitel zu  Lastnahe Reserven  auf S. 46 und S. 80. Nötiger Einsatz von Reserven im
Szenario B: 0.15 TWh im Jahr 2037, 0 TWhin 2045. Im nachmodellierten Referenzszenario tritt in 2036ein Lastabwurf von 0.03 TWh und in 2037 von 0.14 TWh auf.
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Verbraucher, insbesondere Elektrofahrzeuge und 

Wärmepumpen, passt den Stromverbrauch flexibel 

an Marktpreise an. 

▪ Thermische Energieträger haben im Referenz-

szenario eine begrenzte Rolle. Insgesamt 35 GW 

Gas- und H₂-Kraftwerkskapazität sind im Jahr 

2045 vorgesehen. Alle konventionellen Gasanla-

gen sind als Gasturbinen (GT) modelliert, die über 

ein höheres Maß an Flexibilität verfügen als kombi-

nierte Gas- und Dampfkraftwerke (GuD). 

▪ Im Referenzszenario findet ein hoher Ausbau 

von Elektrolyseuren statt, die im Jahr 2045 50 GW 

installierter Leistung erreichen. Damit einherge-

hend wird für das Referenzszenario ein Betrieb der 

H2-Kraftwerke mit grünem Wasserstoff angenom-

men. 

Nettoimporte und Versorgungssicherheit  Trotz 

des starken Ausbaus erneuerbarer Energien ist 

Deutschland im Referenzszenario auf erhebliche 

Nettoimporte angewiesen, was auf potenzielle 

Versorgungslücken in Spitzenlastzeiten hinweist 

(falls auch die Nachbarländer nicht massive und 

günstige Überkapazitäten haben). In den Jahren 

2036 und 2037 tritt aufgrund dieser 

 

 

 

2 Netzentwicklungsplan Strom 2037/2045, Version 2023, 2. Entwurf, S.46. 

Versorgungslücken Lastverlust in Höhe von insge-

samt 0,17 TWh auf. Im Jahr 2045 rechnet das Sze-

nario mit einem Nettoimport von 120 TWh aus 

dem Ausland. Im als Ausgangsbasis genutzten 

Netzentwicklungsplan wird nicht davon ausgegan-

gen, dass die Last in jeder Stunde vollständig ge-

deckt werden kann, da der angenommene 

Kraftwerkspark und die verfügbaren Flexibilitäts-

optionen in den Szenarien nicht als garantiert aus-

reichend betrachtet werden.2 Im 

Netzentwicklungsplan wurden daher modellseitig 

lastnahe Reserven einbezogen, um den sicheren 

Netzbetrieb zu gewährleisten, ohne zusätzlichen 

Netzausbaubedarf zu generieren. 

3.2 Anpassungen zur Nachbildung des 
NEP im Strommarktmodell 

Das NEP Szenario B wurde im Aurora-Strommarkt-

modell Origin nachgebildet. Diese Modellierung 

des NEP Szenario B wird als Referenzszenario be-

zeichnet. Um die Funktionsfähigkeit des Szenarios 

im Aurora-Strommarktmodell zu gewährleisten, 

waren Anpassungen des Szenarios erforderlich. 

Diese Anpassungen betreffen insbesondere die 

Flexibilität des Systems, die dahingehend geändert 
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Systemknappheit ab 2035 im Referenzszenario führt zu einem
Preisdelta von bis zu 45 €/MWh zu Aurora Net Zero

1) Details zur Batterieimplementierung sind im NEP nicht verfügbar. Hauptunterschiede zum NEP könnten in der Speicherdauer al s auch den Effizienverlusten der Batterien liegen. Zudem
beinhalten die Aurora -Szenarien maximale Zyklusanzahlrestriktionen für die Batterien, welche wahrscheinlich niedriger angesetzt sind als im NEP.

Referenzszenario

 uelle: Aurora Energy Research, ENTSO -E

 In der kurzen Frist liegen die
Preise durchschnittlich bei 76
€/MWh im Referenzszenario.
Der schnelle PV-Ausbau wird in
dieser Frist durch ansteigende
Nachfrage und höhere
Rohstoffpreise kompensiert.

 Ab 2030 wir der fortlaufende
Anstieg der Nachfrage durch
den rasanten Ausbau der
erneuerbaren Energien
überkompensiert.

 Nach 2035 steigen die Preise
rapide an . Grund dafür ist ein
äußerst knappes System, in
welchem die Kapazität an
gasbetriebenen Kraftwerken
stetig sinkt und teure
Wasserstoff-betriebene
Kraftwerke und DSR vermehrt
preissetzend sind. Zudem
treten vermehrt LOL -Stunden
auf, da die Flexibilität des
Systems nicht ausreichend ist.

2024-30

2031-35

2036-45

Referenzszenario

Abb. 2 Gro handelspreise für das Referenzszenario 
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wurde, um im Aurora-Modell auftretende Lastver-

luste möglichst stark zu reduzieren. Die Anpassun-

gen zur Annäherung an die Angaben des 

Netzentwicklungsplans in der Erstellung des Refe-

renzszenarios im Aurora-Strommarktmodell sind 

im Folgenden beschrieben. Da der NEP nur Anga-

ben für die Jahre 2037 und 2045 enthält, wurden 

die Werte für die Zwischenjahre interpoliert. Wei-

tere Anpassungen betreffen: 

▪ Interkonnektoren  Während im NEP eine etwas 

niedrigere Kapazität (ca. 46 GW bis 2045) ange-

nommen wird, setzt das Aurora-Modell eine leicht 

höhere Kapazität (ca. 4  GW) an, um die Flexibilität 

im Falle einer geringfügig höheren Gesamtnach-

frage zu ermöglichen.  

▪ DSR (Demand Side Response)  Das NEP nimmt 

eine geringere Kapazität von etwa 12 GW bis 2045 

an, während das Aurora-Modell eine höhere Kapa-

zität (ca. 21 GW) verwendet, um die Flexibilität für 

Nachfrageschwankungen zu gewährleisten.  

▪ Rohstoffpreise  Im NEP entspricht der Wasser-

stoffpreis dem „Clean Gas Price“ (Gaspreis plus 

CO₂-Zertifikate). Das Aurora-Modell bleibt bei 

ähnlichen Annahmen, berücksichtigt jedoch keine 

Subventionen, um Systemkostenverzerrungen zu 

vermeiden. Für das Referenzszenario wurde für 

wasserstofffähige Kraftwerke ein grüner Wasser-

stoffpreis angesetzt. 

▪ CO₂-Emissionen  Das NEP strebt im Stichjahr 

2045 ein dekarbonisiertes Stromsystem an, ein-

schließlich der Müllverbrennungsanlagen. Im 

Stichjahr 2037 ist im NEP noch keine Dekarboni-

sierung erreicht. Für die Zwischenjahre 2038-2044 

trifft der NEP keine Aussage zur Dekarbonisierung. 

Nach Absprache mit EnBW zielt das Aurora-Modell 

auf eine Dekarbonisierung bis 2040 ab, ebenfalls 

einschließlich der Müllverbrennungsanlagen.  

▪ Modellierung der Nachbarländer  Für die Nach-

barländer wurde das jeweilige Aurora-Net-Zero-

Szenario für den Kapazitätsausbau angenommen, 

 

 

 

3 Alle Euro-Beträge werden in realen Preisen des Jahres 2023 berichtet, soweit nicht anders angegeben. 

welches meist entsprechend den politischen Zielen 

einen starken Dekarbonisierungspfad fokussiert 

auf Erneuerbare und Batterien annimmt. 

▪ Batteriespeicher  Die Gesamtleistung an Batte-

riespeichern bleibt gegenüber dem NEP unverän-

dert. Für das Referenzszenario wird eine 

Batteriespeicherdauer von 2h bis inkl. 2034, an-

schließend eine graduelle Steigerung, und ab 2041 

bis 2045 von 6h unterstellt. 

Die getroffenen Annahmen im Referenzszenario 

bringen es den Zielen des NEP 2023 B sehr nahe, 

was sich gut anhand der Modellergebnisse bewer-

ten lässt. Im Bereich der Nachfrage zeigt das Refe-

renzszenario eine leicht höhere Nachfrage für 

Power-to-Heat und Elektrolyseure im Vergleich zum 

NEP, was vor allem auf unterschiedliche Modellie-

rungsansätze zurückzuführen ist. Insgesamt ist der 

Verbrauch im Jahr 2037 mit  77 TWh im Referenz-

szenario allerdings nur 2% höher als im NEP.  

3.3 Großhandelspreise im Referenzsze-
nario 

Die Großhandelspreise liegen im Referenzszenario 

zwischen 2024 und 2030 bei durchschnittlich 76 

€/MWh3. Der schnelle Ausbau von Photovoltaik 

(PV) wirkt in dieser Phase preisdämpfend und trägt 

zur Stabilisierung der Preise bei (siehe Abbildung 

2), auch wenn gleichzeitig die Nachfrage und die 

Rohstoffpreise steigen. 

Im Zeitraum von 2031 bis 2035 wird die weiter 

steigende Nachfrage durch den beschleunigten 

Ausbau der erneuerbaren Energien überkompen-

siert, wodurch das Preisniveau moderat bleibt. 

Der vorgezogene PV-Ausbau sorgt dafür, dass das 

System gut mit der wachsenden Nachfrage mithal-

ten kann.  

Ab 2036 steigen die Großhandelspreise jedoch 

spürbar an. Die Phase von 2036 bis 2045 ist ge-

prägt von einem angespannten System, in dem zu-

nehmend wasserstoffbetriebene Kraftwerke und 



 

16 

 

Demand Side Response (DSR) preissetzend wir-

ken, was die Preise nach oben treibt. Zudem spielen 

die Abnahme konventioneller thermischer Kapazi-

tät und die Zunahme kostspieliger Importe eine 

Rolle im Anstieg der Preise. Zwar nimmt die Kapa-

zität an Batteriespeichern zu, jedoch reicht deren 

Flexibilität nicht aus, um Engpässe in der Versor-

gung vollständig abzufedern. Das führt zu insge-

samt 36 Stunden, in denen Lastabwurf auftritt, da 

die Nachfrage selbst durch kostspieligen DSR-

Einsatz nicht gedeckt werden kann. Diese finden in 

den Jahren 2036 und 2037 statt, in denen die 

höchste punktuelle Systemknappheit auftritt. Zwi-

schen 2041 und 2045 steigt das Preisniveau um 

durchschnittlich 32 €/MWh im Vergleich zur vor-

hergehenden Phase., unter anderem aufgrund des 

steigenden Importanteils in einem zunehmend an-

gespannten System. Das Referenzszenario stellt 

also ein so knappes System dar, dass es auf hohe Im-

portvolumina angewiesen ist, viel DSR-Einsatz be-

nötigt und dennoch einen Lastabwurf in den 

Stunden der höchsten Knappheit nicht verhindern 

kann. 

3.4 Emissionen im Referenzszenario 

Der Aufbau des Energiesystems und die daraus re-

sultierenden Großhandelspreise werden 

maßgeblich von den Dekarbonisierungszielen be-

einflusst. Im Referenzszenario zielt Deutschland 

auf eine vollständige Dekarbonisierung des 

Stromsektors ab dem Jahr 2040 ab, was erhebli-

che Veränderungen in der Struktur der Stromer-

zeugung mit sich bringt. Bis 2030 werden die CO₂-

Emissionen im Stromsektor auf etwa 83 Mio. t ge-

senkt. Abbildung 3 stellt dar, dass ab den 2030er 

Jahren der beschleunigte Ersatz von Gas durch 

Wasserstoff sowie der konsequente Ausbau er-

neuerbarer Energien die Emissionsreduktion wei-

ter verstärkt. Diese Maßnahmen führen zu einem 

kontinuierlichen Rückgang der CO₂-Intensität im 

Stromsektor und treiben das System Richtung Kli-

maneutralität. 

Während im NEP 2023 B für 2045 noch Restemis-

sionen von etwa 4 Mio. t CO₂ erwartet werden, 

zeigt das Referenzszenario eine schnellere Ent-

wicklung und rechnet bereits 2040 mit nur noch 

2,4 Mio. t CO₂ an Restemissionen. Diese verblei-

benden Emissionen sind bspw. auf Müllverbren-

nungsanlagen zurückzuführen und sollen durch 

Technologien wie Carbon Capture and Storage (CCS) 

oder Negativemissionen (Direct Air Capture – DAC) 

vollständig kompensiert werden, was den Weg zu 

einem emissionsfreien Stromsektor ebnet.  

Abb. 3  CO2- Emissionen und -Intensität für den Stromsektor 
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 Im Referenzszenario wird
Deutschland das Emissionsziel
für den Stromsektor des
Klimaschutzsgesetzes von 108
MtCO2 für 2030 um etwa 38
MtCO2 übererfüllen.

 Ab den 2030er führt der
beschleunigte Ersatz von Gas
durch Wasserstoff , zusätzlich
zum fortlaufenden Ausbau der
erneuerbaren Energien, zu einer
Reduzierung der Emissionen .

 Im NEP 2023B verbleiben im Jahr
2045 Restemissionen in Höhe
von ca. 4 Mio. t CO2, welche auf
Mülllkraftwerke zurückzuführen
sind. Dies ist sehr nahe an den
Ergebnissen des
Referenzszenarios , welches
Restemissionen von 2,4 Mio. t
CO2 im Jahr 2040 erwartet.
Diese Restemissionen werden
durch CCS oder Direct Air
Capture ausgeglichen .

Im Referenzszenario wird eine vollständige Dekarbonisierung des
Stromsektors ab dem Jahr 2040 modelliert

Stromsektor CO2-Emissionen (ohne Vorkettenemissionen)
MtCO2e

Stromsektor CO2-Intensität (ohne Vorkettenemissionen)
gCO2/kWh

1) Im Gegensatz zur Definition der Regierung umfasst die Aurora -Definition des Stromsektors Kraft -Wärme -Kopplungs -Anlagen (KWK), jedoch nicht Raffinerien. 2) Kohlenstoffintensität pro
Erzeugungseinheit. 3) Das Net Zero -Ziel bezieht sich auf die gesamte deutsche Wirtschaft und nicht nur auf den Stromsektor.
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4 HEBEL ZUR SYSTEMKOSTENREDUZIERUNG 

 

 

Auf die Analyse des Referenzszenarios folgt die 

Evaluierung von Möglichkeiten, die Systemkosten 

zu reduzieren. Die Kernparameter zum Vergleich 

zum Referenzszenario sind die Systemkosten. Zu 

diesem Zweck werden Hypothesen zur Reduktion 

der Systemkosten definiert, die quantitativ in jähr-

licher Schärfe anhand des Aurora-Strommarktmo-

dells sowie ihrer Auswirkung auf die Netze 

(Übertragungs-, Verteil-, CO2- und Gasnetze) ana-

lysiert werden. In diesem Abschnitt wird eine 

grobe Schätzung der erwarteten Netzkosten vor-

genommen. Eine präzise Kalkulation der Strom-

netzkosten wird im nächsten Schritt, also in der 

Detailanalyse von Kombinationsszenarien, vorge-

nommen. Die Ergebnisse dieser Analyse bilden die 

Grundlage für die Kombinationen verschiedener 

Kostenhebel, mit dem Ziel ein optimiertes Szenario 

zu identifizieren, das eine möglichst hohe Einspa-

rung in den Systemkosten erzielt. Im Rahmen der 

Studie wurden über 100 Stromsystemmodellierun-

gen vorgenommen, um die möglichen Variationen 

der Kostenhebel zu testen. Der Bericht zeigt je-

doch nur die Ergebnisse der wirkungsvollsten Ver-

änderungen. 

Tabelle 1 fasst die wichtigsten Erkenntnisse aus 

dem Referenzszenario und daraus abgeleitete Kos-

tenhebel zur Evaluation der Hypothesen zusam-

men.   

Die Analyse untersucht fünf Hypothesen zur Redu-

zierung der Systemkosten im Stromsystem. Hypo-

these 1 nimmt an, dass der starke Offshore-Wind-

Ausbau nicht systemkostenoptimal ist, da hohe 

Netzausbaukosten entstehen; stattdessen wird 

eine Verlagerung zu Onshore-Wind, Solar PV und 

flexiblen Kapazitäten getestet.  

Hypothese 2 analysiert, ob thermische Kapazitä-

ten die Flexibilität und Versorgungssicherheit kos-

tengünstiger als die groß dimensionierten 

Batteriekapazitäten gewährleisten könnten.  

Hypothese 3 prüft den Einsatz von CO₂-

Abscheidung und -Speicherung (CCS), um beste-

hende Gaskraftwerke kosteneffizient zu integrie-

ren und Wasserstoffbedarf zu reduzieren.

Hypothese 4 untersucht die Verwendung von Was-

serstoffimporten, vor allem blauer Wasserstoff, 

und den späteren Einsatz von H₂-Kraftwerken und 

reduzierter Elektrolyseurkapazitäten. 

Hypothese 5 schlägt einen verstärkten regionalen 

Ausbau im Süden Deutschlands vor, um Netzaus-

baukosten zu senken und die Systemstabilität zu 

erhöhen. Allen Hypothesen sind kostenwirksame 

Maßnahmen zugeordnet („Kostenhebel“), deren 

Effekte auf die Systemkosten sowie weitere KPIs 

durch zielgerichtete Simulationen überprüft wer-

den. 
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Hypothese Motivation für Hypothese Zu prüfende Kostenhebel für Hypothesen 

Hypothese 1  Erneu-
erbare 

Der geplante Ausbau 
von Erneuerbaren 
Energien ist nicht Sys-
temkosten-optimiert. 

▪ Hoher Erneuerbaren-Aus-
bau im Referenzszenario. 

▪ Ab 55 GW Wind Offshore 
steigen Netzanbindungskos-
ten stark, Ref.sz.sieht 70 GW 
vor. 

▪ Reduktion des Wind-Offshore-Ausbaus und 
Ersatz durch disponible Leistung (Gas, H2) 

▪ Verschiebung des technologischen Fokus des 
EE-Ausbaus: Weniger Offshore Wind, dafür 
mehr Onshore Wind und Solar PV 

Hypothese 2  Flexibi-
lität 

Zusätzliche disponible 
Flexibilität reduziert 
Systemkosten. 

▪ Sehr hohe Flexibilität durch 
Batterien und Nachfra-
geseite in Ref.sz. 

▪ Ab Mitte der 2030er-Jahre 
Systemknappheit v.a. in Win-
termonaten in Ref.sz. 

▪ Reduktion des Ausbaus von Batterien zuguns-
ten von disponiblen Kraftwerken, da sehr ho-
her Batterieausbau im Ref.sz. 

▪ Insgesamt mehr Systemkapazität: Erhöhter 
Ausbau von disponiblen Kraftwerken (H2-
ready Gas- oder H2-Kraftwerke), um Einsatz 
von kostenintensiven Optionen wie Importen 
oder DSR zu reduzieren 

Hypothese 3  CCS 

Die Nutzung von CCS 
im Stromsektor redu-
ziert Systemkosten. 

▪ Kein Einsatz von CCS bei 
Kraftwerken in Ref.sz. vorge-
sehen. 

▪ Einsatz von Negativemissio-
nen (z.B. Direct Air Capture) 
im Ref.sz. zum Ausgleich von 
Restemissionen 2040-2045. 

▪ Nutzung von Gas-CCS sowie Aufbau von CCS-
Infrastruktur statt Nutzung von H2 (d.h. H2-
Kraftwerke, inländische H2-Erzeugung), um 
Gaskraftwerke und Gasinfrastruktur weiter zu 
nutzen, statt sie auf Wasserstoff umzustellen  

Hypothese 4  Was-
serstoff  

Der geplante H2-
Hochlauf sowie H2-
Infrastruktur ist nicht 
optimiert. 

 

▪ H2 ab 2035 im Ref.sz. einge-
setzt. Mit EnBW abge-
stimmt, dass Stromsektor 
2040 klimaneutral.  

▪ Importe preissetzend für 
deutschen grünen H2. 

▪ Blauer H2 günstiger als Im-
porte von grünem H2. 

▪ Späterer Fuel Switch auf H2-Kraftwerke im 
Erzeugungsmix gegenüber derzeitiger Zeitlinie 
(Flexibilität allerdings nur von 2035 bis 2040) 

▪ Maximierung des Imports von blauem Wasser-
stoff, Derivaten und energieintensiven Vor-
produkten (bspw. Ammoniak) statt 
inländischer grüner H2-Erzeugung 

Hypothese 5  Regio-
nalität 

Der Zubau von Leis-
tung in Süddeutsch-
land wirkt sich 
kostensenkend aus. 

▪ Kraftwerksstrategie sieht ca. 
zwei Drittel des Zubaus im 
netztechn. Süden vor. 

▪ Systemknappheit ab Mitte 
der 2030er-Jahre in Winter-
monaten begünstigt saiso-
nale Speicher oder 
Thermische, nicht EE. 

▪ Verstärkter Zubau disponibler Leistung in 
Süddeutschland und dafür reduzierter Zubau 
von EE in Norddeutschland (und damit ver-
bundener reduzierter Netzausbau in ganz 
Deutschland) 

▪ Verschiebung von Teilen des Wind-Ausbaus 
von Norddeutschland nach Süddeutschland 

Tab. 1 Hypothesen und Kostenhebel im Überblick 
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4.1 Hypothese 1: Erneuerbare Energien 

Das Referenzszenario sieht einen sehr hohen Aus-

bau von Erneuerbaren Energien vor. Insgesamt sol-

len beispielsweise bis 2045 70 GW Offshore-

Wind-Leistung installiert sein. Deshalb wird unter-

sucht, ob eine Reduktion der EE-Kapazität zu Sys-

temkosteneinsparungen führen kann. Die Analyse 

zeigt, dass die Reduzierung des EE-Ausbaus von 

Offshore-Wind sowie Solar PV in Kombination mit 

höherer thermischer Kapazität zu Einsparungen 

von bis zu 5 Mrd. €/Jahr, oder 3,1 % gegenüber 

dem Referenzszenario führen kann. Um deren Aus-

bau zu optimieren, werden folgende Kostenhebel 

in iterativen Schritten und verschiedenen Konstel-

lationen angesetzt, zu denen ausgewählte Ergeb-

nisse im Anhang dokumentiert sind: 

▪ Reduktion der Wind-Offshore-Kapazität von 

70 GW auf 55 GW 

 

 

 

4 Überschlagsrechnung für die Kosten des Anschlusses der Erneuerbaren an das Übertragungsnetz. Bewertung auf 

Basis der Kostenansätze (Kabel+Konverter) und der Netzanschlusspunkte des NEP37/45 (V2023). Das Ist-Netz und 

das Startnetz des NEP sind als Offset enthalten. Kostenbasis ist real EUR 2022. 

Die Netzkosten der Offshore-Anbindungssysteme 

steigen mit der Trassenlänge an. Zunächst werden 

für den Anschluss Netzanschlusspunkte in Küsten-

nähe verwendet. Bis zu einer Schwelle von etwa 55 

GW kumulierter Übertragungsleistung (entspricht 

55 Offshore-Wind-Kapazität) kann von einem line-

aren Kostenanstieg ausgegangen werden, wie Ab-

bildung 4 zeigt.4  Danach ist ein Schwellenwert 

erreicht, nach welchem die spezifischen Netzan-

schlusskosten stark steigen, da die Anbindungs-

punkte für die landseitige Offshore-Anbindung ab 

diesem Punkt weiter im Landesinnern liegen und 

somit längere Stromtrassen gebaut werden müs-

sen. Aus diesem Grund wird der Ausbau auf 55 GW 

begrenzt. Dies verursacht bereits eine Kostenre-

duzierung von 0,9 %. Es ist anzunehmen, dass bei 

einem Ausbau auf 70 GW signifikante Abschat-

tungseffekte auftreten würden, die jedoch in dieser 

Studie nicht berücksichtigt werden. Daher könnte 

der tatsächliche Kosteneffekt der Reduktion der 

Abb. 4 Spezifische Netzanschlusskosten - Wind Offshore Nordsee 
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Offshore-Windkapazität auf 55 GW höher ausfal-

len als in dieser Studie geschätzt. 

▪ Reduktion der Solar-PV-Kapazität 

Neben der Reduktion der Wind-Offshore-Kapazi-

tät wird die Solarkapazität um 20% (entspricht 80 

GW in 2045) – Aufdach und Freifläche gleicherma-

ßen proportional – gesenkt. Die Reduzierung von 

EE-Kapazität wird in einem weiteren Schritt durch 

zusätzliche thermische Kapazitäten ersetzt, um 

Lastverluste und zu hohe Importmengen zu ver-

meiden. Da die Importmengen im Vergleich zum 

Referenzszenario allerdings signifikant höher sind, 

wird dieser Kostenhebel für die weitere Analyse 

nur gemeinsam mit weiteren Hebeln, insbes. der 

Reduktion von Elektrolyseuren weiterverfolgt. 

▪ 10 GW zusätzliche thermische Kapazität 

(Gas/Wasserstoff) 

Um kostenintensive Lastverluste durch die Redu-

zierung von Offshore Wind und Solar PV zu ver-

meiden ist es notwendig, zusätzliche disponible 

Leistung hinzuzubauen. In iterativen Schritten 

wurde für diese Hypothese der Zubau von 10 GW 

thermischer Kapazität gegenüber dem Referenz-

szenario als systemoptimierend identifiziert.  

▪ Keine Veränderung der Onshore-Wind-Ka-

pazität 

Analog zur Reduzierung von Solar-PV-Kapazität 

wurden eine Senkung von Onshore Wind getestet. 

Diese reduziert zwar die Systemkosten, allerdings 

zeigen sich höhere Kosten im Vergleich zu den 

Kombinationen mit Solar-PV-Reduzierung und 

dem Zubau von thermischer Kapazität, bei identi-

schem Ausbau der Onshore-Kapazität wie im Refe-

renzszenario. Die höheren Systemkosten bei einer 

Reduzierung der Onshore-Windkapazität im Ver-

gleich zur Solar-PV-Kapazität ergeben sich daraus, 

dass die fehlende Windenergieerzeugung auch in 

Zeiten mit knapperer Systemdeckung auftritt, wie 

etwa in den Wintermonaten. In diesen Phasen sind 

Importe deutlich teurer als in den Perioden, in de-

nen die reduzierte Solar-PV-Erzeugung fehlt, wel-

che vor allem die Sommermonate betrifft. Dies 

führt zu einem durchschnittlichen Unterschied in 

den Importkosten von rund 2 Mrd. €/ Jahr zwi-

schen den beiden Szenarien. 

 

Fazit zu Hypothese 1  

Die oben beschriebenen Kostenhebel ergeben in 

der optimalen Kombination eine durchschnittliche 

Systemkostenreduzierung von 5 Mrd. €/Jahr oder 

3,1 % im Vergleich zum Referenzszenario (siehe 

Abbildung 5). Diese Kombination beinhaltet einer-

seits eine Reduktion von Offshore-Wind- sowie So-

lar-PV-Kapazitäten und andererseits ein Zubau 

von 10 GW thermischer Kapazität, um die im Refe-

renzszenario auftretenden Lastverluste zu vermei-

den. In der Folge der Kapazitätsanpassung sinken 

unter anderem die Investitionskosten für Erneuer-

bare signifikant, während die Importe von 27 

TWh/Jahr auf 101 TWh/Jahr stark ansteigen, wie 

Abbildung 6 zeigt. Dieser Anstieg wirkt sich negativ 

auf die Importkosten aus. Die daraus resultieren-

den hohen Importkosten beeinflussen direkt die 

Großhandelspreise, die im Durchschnitt um etwa 

16 % steigen. Aus diesem Grund wird die Hypo-

these, die eine Reduzierung der Solar-PV-

Kapazität beinhaltet, lediglich in Kombination mit 

weiteren Maßnahmen, wie beispielsweise einer 

Verringerung der Elektrolyseur-Kapazität, weiter-

verfolgt. Ausgewählte Ergebnisse der in Hypothese 

1 getesteten Sensitivitäten werden in Tabelle 3 im 

Anhang berichtet.  
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4.2 Hypothese 2: Flexibilität 

Im Referenzszenario ist der Ausbau von Batterien 

(mit 6 Stunden Speicherdauer) für das Jahr 2045 

mit 141 GW bereits ambitioniert geplant. Auch die 

Nachfrageseite ist sehr flexibel gehalten. Das Sze-

nario ist daher bereits als hochflexibel einzustufen, 

wodurch ein weiterer Ausbau der Flexibilität nicht 

erforderlich ist. Aufgrund des ambitionierten Aus-

baus an Batteriespeichern wird in Hypothese 2 da-

her ein Teil dieser Leistung verringert und durch 

thermische Erzeugungskapazität ersetzt. Dies 

dient dazu, die Versorgungssicherheit und Flexibi-

lität weiterhin sicherzustellen. Insgesamt wird so 

eine Reduktion der Systemkosten um 3% ermög-

licht. 

▪  Reduktion der Batterieleistung 

Im Referenzszenario ist für 2045 ein Ausbau der 

Batterieleistung auf 141 GW vorgesehen, was eine 

hohe Flexibilität bietet, jedoch stark von Phasen 

günstiger Stromerzeugung für das Laden der 

Batterien abhängt. Daher wird die Batterieleistung 

in einem Szenario um bis zu 50% auf 70 GW in 2045 

reduziert. Dies entspricht einer Reduktion der in-

stallierten Kapazität von 846 GWh auf 420 GWh in 

2045. Um die Versorgungssicherheit trotz der ge-

ringeren Leistung zu gewährleisten, wird die feh-

lende Flexibilität durch disponible thermische 

Kraftwerke ausgeglichen. 

▪ Ersatz durch thermische Kraftwerke 

Um die reduzierte installierte Batterieleistung zu 

kompensieren und Lastverluste zu vermeiden, wird 

zusätzliche Erzeugungskapazität hinzugefügt. Um 

dabei die notwendige Flexibilität sicherzustellen, 

greift diese Hypothese – wie bereits zuvor – auf 

thermische Kraftwerke zurück. Je nach Umfang der 

fehlenden Kapazität wird in verschiedenen Szena-

rien die entsprechende thermische Kapazität er-

gänzt. Der größte Einspareffekt der Systemkosten 

zeigt sich dabei beim Zubau von 20 GW. 

Fazit zu Hypothese 2 
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Die höchste Systemkosteneinsparung, von 3 % ge-

genüber dem Referenzszenario, wird bei einem Er-

satz der Hälfte der Batterien (71 GW) durch 20 

GW Gas- und Wasserstoffkraftwerke erzielt 

(siehe Abbildung 7). Wird die reduzierte installierte 

Leistung von Batteriespeichern durch eine höhere 

thermische Kapazität ersetzt, fällt die Systemkos-

teneinsparung aufgrund der höheren Investitions- 

und Betriebskosten für die thermischen Anlagen 

geringer aus. Werden 71 GW Batteriespeicher bei-

spielsweise durch 24 GW Gas-/ Wasserstoffkapa-

zität ersetzt, sinken die Systemkosten im Vergleich 

zum Referenzszenario um 2,9 %. Werden 36 GW 

thermischer Kapazität zum Ersatz von 71 GW Bat-

teriespeicher angesetzt, liegt die Systemkostenein-

sparung bei 2,7 %. 

Durch den Ersatz von flexibler Technologie sind Ef-

fekte auf die Importmengen kaum merklich, siehe 

Abbildung 8. Allerdings können teure Lastverluste, 

der kostenintensive verstärkte Einsatz von DSR, 

und einige teure Importe vermieden werden, was 

die Versorgungssicherheit gewährleistet und einen 

unmittelbaren Effekt auf die Großhandelspreise 

hat, die im Durchschnitt um 10 % sinken. Tabelle 4 

im Anhang zeigt ausgewählte Ergebnisse der Sensi-

tivitäten für Hypothese 2 auf. 

4.3 Hypothese 3: CCS 

Im Referenzszenario ist der Ausbau thermischer 

Kapazitäten ausschließlich auf Gasturbinen ausge-

richtet. Ziel dieser Hypothese ist es, die beste-

hende Gasinfrastruktur effizient zu nutzen und die 

Abhängigkeit von Wasserstoff zu reduzieren. Un-

tersucht wird, ob der Einsatz von CO₂-

Abscheidung und -Speicherung (Carbon Capture 

and Storage, CCS) sowie die Weiternutzung be-

stehender Gaskraftwerke anstelle von Wasser-

stoffkraftwerken zu einer Reduzierung der 

Systemkosten führt. Das Ergebnis zeigt, dass diese 

Vorgehensweise die Systemkosten um 0,6 % sen-

ken kann: 

▪ Ersatz von Wasserstoffkraftwerken durch 

CCS-Kraftwerke 

Es wird analysiert, ob der Ersatz aller Wasserstoff-

kraftwerke durch CCS-Kraftwerke eine Reduktion 
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der Systemkosten bewirken kann. Dafür wird CCS-

Infrastruktur aufgebaut, sodass Gaskraftwerke 

und deren bestehende Infrastruktur weiter ge-

nutzt werden können. Konkret werden 35 GW an 

Wasserstoffkraftwerkskapazität durch 35 GW 

Gas-CCS-Kapazität ersetzt. Aufgrund der etwa  5-

prozentigen Effizienz von CCS entstehen auch un-

ter ihrem Einsatz Restemissionen, die durch Nega-

tivemissionstechnologien (bspw. Direct Air Capture) 

eingefangen werden müssen.  Dadurch entstehen 

in den in Hypothese 3 getesteten Szenarien Kosten 

für Investition und Betrieb von Direct Air Capture-

Anlagen. 

Fazit zu Hypothese 3  

Durch den Ersatz von Wasserstoff durch Gas-CCS-

Kraftwerke können Systemkosten im Vergleich 

zum Referenzszenario um 0,6 % gesenkt werden, 

siehe Abbildung 9. CCS stellt also eine Option zur 

Kostenreduktion dar, ist allerdings im Vergleich zu 

vorherigen Hypothesen weniger effektiv. 

Die im Rahmen dieser Hypothese simulierten Maß-

nahmen haben insgesamt einen deutlichen Effekt 

auf die Importvolumina, die durchschnittlich um 

75% gesenkt werden können (siehe Abbildung 10). 

Im Referenzszenario ist die Stromproduktion 

durch Kraftwerke, die mit grünem Wasserstoff be-

trieben werden, teurer als Importe, weshalb ver-

stärkt Strom importiert wird. Die im Rahmen der 

Hypothese simulierten Maßnahmen ändern dies: 

CCS-Kraftwerke haben zwar höhere Investitions-

kosten als Wasserstoffkraftwerke, jedoch deutlich 

niedrigere Brennstoffkosten, da sie Gas verwen-

den. Die Stromproduktion durch CCS-Kraftwerke 

ist dadurch bei hinreichenden Volllaststunden 

günstiger als durch Wasserstoffkraftwerke, 

wodurch die inländische Stromerzeugung steigt 

und Importe stark zurückgehen. Gleichzeitig stei-

gen jedoch die Investitions- und Betriebskosten 

durch den verstärkten Einsatz thermischer Kraft-

werke (Gas- und CCS-Kraftwerke). Trotz dieser 

Mehrkosten überwiegen die Einsparungen bei den 

Importen, sodass die Gesamtkosten des 

Abb. 10 Effekte der Hypothese 3 auf KPIs 
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Abb. 9 Ergebnisse der Hypothese 3 
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Energiesystems leicht sinken. Ausgewählte Ergeb-

nisse für Hypothese 3 sind in Tabelle 5 im Anhang 

zu finden. 

4.4 Hypothese 4: Wasserstoff  

In dieser Hypothese wird untersucht, ob eine Ver-

schiebung des Fuel-Switch-Zeitpunktes oder eine 

Maximierung von Wasserstoff-Importen gegen-

über lokaler Erzeugung zu einer Reduktion der 

Systemkosten führen kann. Für Letzteres wird die 

Elektrolyseurkapazität signifikant reduziert, was 

zu einer durchschnittlichen Systemkostenreduzie-

rung von 2,1 % führt, wie in Abbildung 11 darge-

stellt. 

▪ Zeitliche Verschiebung des Ausbaus von Was-

serstoffkraftwerken und die Umstellung von 

Gas auf Wasserstoff im Erzeugungsmix.  

Der Fuel-Switch, der im Referenzszenario zwi-

schen 2035 und 2040 schrittweise erfolgen sollte, 

wird auf das Jahr 2040 verlegt. Einhergehend mit 

der späteren Umstellung der Kraftwerke auf Was-

serstoff wird auch der Hochlauf der Elektrolyseur-

Kapazität verlangsamt, so dass zwischenzeitlich 

nur 50% der Kapazitäten des Referenzszenarios 

aufgebaut werden, ehe 2040 wieder die Elektro-

lyse-Kapazität des Referenzpfades erreicht wird. 

Diese Verschiebung führt zu niedrigeren Großhan-

delspreisen bis 2040, da die geringere Nachfrage 

nach grünem Wasserstoff im Stromsektor die Sys-

temknappheit reduziert und Nettoimporte zwi-

schen 2035 und 2040 verringert. Ab 2040 erfolgt 

dann eine beschleunigte Umstellung auf Wasser-

stoff. 

▪ Signifikante Reduzierung von Elektrolyseur-

kapazität 

Im Rahmen dieses Abschnitts wird untersucht, wie 

sich eine Maximierung von Wasserstoff-Importen 

und Derivaten auf die Systemkosten auswirkt. 

Statt auf inländische grüne Wasserstoffproduktion 

 

 

 

5 Bundesministerium für Wirtschaft und Klimaschutz (BMWK). (2023), S.5. 

setzt dieser Kostenhebel zur Versorgung der 

Kraftwerke ausschließlich auf importierten blauen 

Wasserstoff. Der gegenüber dem grünen Wasser-

stoff niedrigere Preis von blauem Import-Wasser-

stoff wird in den Berechnungen entsprechend 

berücksichtigt. Die inländische Elektrolyseur-Ka-

pazität wird auf 10 GW reduziert, entsprechend 

dem Ausbauziel der nationalen Wasserstoffstrate-

gie5.  

Fazit zu Hypothese 4  

Die Verschiebung des Fuel-Switch-Zeitpunktes 

senkt die Systemkosten nur leicht um 0,9 %. Da-

hingegen kann durch einen Wechsel zu blauem 

Wasserstoff sowie einer Reduktion der Elektroly-

seurkapazität um 40 GW die Systemkosten um 2,1 

% reduziert werden. Obwohl die Reduktion der 

Elektrolyseurs-Kapazität auf 1 GW niedrigere Sys-

temkosten aufweist (-2,4 %), sind 10 GW aufgrund 

des in der nationalen Wasserstoffstrategie defi-

nierten Ausbauziels von 10 GW bis 2030 und z.T. 

bereits bewilligter Förderprojekte (z.B. IPCEI), rea-

litätsnäher und aus diesem Grund als Untergrenze 

des Optionsbereich für die Modellierung ausge-

wählt.5 Alle relevanten Key Performance Indicators 

(KPI) verbessern sich durch die Änderungen in Hy-

pothese 4, wie Abbildung 12 zu entnehmen ist. 

Ausgewählte Ergebnisse der Sensitivitäten für Hy-

pothese 4 finden sich in Tabelle 6 im Anhang.  
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4.5 Hypothese 5: Regionalität 

Die fünfte Hypothese untersucht, ob ein gezielte-

rer regionaler Zubau von Erzeugungskapazitäten 

im netztechnischen Süden Deutschlands die Ge-

samtkosten des Energiesystems reduzieren kann. 

Motivation hierfür ist die Idee, dass ein solcher Zu-

bau den Netzausbaubedarf verringern könnte. 

Einerseits wird die Auswirkung eines verstärkten 

Ausbaus disponibler Leistung in Süddeutschland 

mit gleichzeitiger Verringerung des Ausbaus Er-

neuerbarer Energien in Norddeutschland unter-

sucht (Hypothese 5a). Die Bewertung dieser 

Hypothese ist jedoch ohne eine detaillierte Netz-

modellierung nicht möglich und wird daher in den 

Kombinationsszenarien (Kombination B) aufge-

nommen. Zudem wird eine teilweise Verschiebung 

 

 

 

6 Langfristszenarien für die Transformation des Energiesystems in Deutschland, Modul 5: Szenario „Alternative regi-

onale EE-Verteilung“, 2017.  

des Wind-Onshore-Ausbaus von Nord- nach Süd-

deutschland analysiert (Hypothese 5b). Diese Be-

wertung basiert auf bestehenden Ergebnissen aus 

den Langfristszenarien von 2017 zu den Kosten 

des Netzausbaus6.  

Diese Kosten werden in den Langfristszenarien ab 

dem Jahr 2020 in 10-Jahres-Schritten ermittelt. In 

Hypothese 5b wird u.a. der Onshore-Wind-Aus-

bau in Norddeutschland um 10 GW reduziert, 

während er in Süddeutschland um 15 GW erhöht 

wird. Diese Verschiebung senkt die Investitionen 

in das Übertragungsnetz bis 2050 um etwa 8 Mrd. 

€. Daraus ergibt sich eine jährliche Einsparung der 

annuitätischen Übertragungsnetzkosten von 140 

Millionen € im Jahr 2050. Diese Einsparungen wer-

den jedoch durch höhere Kosten im 

Abb. 11  Ergebnisse der Hypothese 4 
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Abb. 12  Effekte der Hypothese 4 auf KPIs 

 

91

Aurora_2021.1

CONFIDENTIAL

Veränderung
Referenz-
szenario

254GW400GW

Gleich160GW

55GW70GW

55GW35GW

-

70GW141GW

Durchschnittliche Systemkosten 2025-2045
Mrd. €, real 2023

46 46

55 54

0

50

100

150

200

15

Referenzszenario

12

Hypothese 4

165 162

-2.1%

Importe

CO2

CCS

DAC

DSR

OPEX & Neubau CAPEX - EE&BAT

OPEX & Neubau CAPEX - Thermal

Historische CAPEX - EE&BAT

Historische CAPEX - Thermal

H2-Netz

Gasnetz

Stromnetz

Hypothese 4
Referenz-
szenario

Technologie

10GW50GWElektrolyseure

blaugrünH2-Preis

-34

27
-226%

47

48
-2%

182

191
-5%

76

90
-16%

Durchschn. CO2-Emissionen, Mt/Jahr

Durchschn. Nettoimporte, TWh Durchschn. Großhandelspreise, €/MWh

Systemkosten in 2045, Mrd. €

Referenzszenario Hypothese 4

80 100 120

+275%

45 50 55

+11%

150 200

-4%

100 120

+16%

75,8



 

26 

 

Verteilungsnetz überkompensiert. Aufgrund der 

niedrigeren Lastfaktoren von Onshore-Wind-An-

lagen in Süddeutschland (21 % im Vergleich zu 30 

% im Norden) muss dort wie in Abbildung 13 darge-

stellt mehr Kapazität zugebaut werden, was die 

Gesamtkosten erhöht. 

Im Jahr 2050 steigen die annuitätischen Vertei-

lungsnetz-Kosten im Vergleich zum Referenzsze-

nario um 450 Millionen € jährlich. Aus dieser 

Netzperspektive ist eine Verschiebung des Ons-

hore-Wind-Ausbaus von Nord- nach Süddeutsch-

land nicht kostenoptimal. 

4.6 Die effektivsten Kostenhebel als 
Basis für die detaillierte Analyse 

Auf Grundlage der vorangegangenen Analyse der 

verschiedenen Kostenhebel werden nun die in Ta-

belle 2 aufgeführten Hebel in unterschiedlichen 

Kombinationsszenarien zusammengeführt und ge-

testet. Zuerst wurden für jede einzelne Variante 

die jeweiligen Kostenhebel und das entsprechende 

bestmögliche Ergebnis ermittelt. In den Hypothe-

sen 1 und 2 wurde die zusätzliche thermische  

 Kapazität festgelegt, die jeweils optimal für den je-

weiligen Kostenhebel ist. Da diese Kapazität in der 

Kombination jedoch möglicherweise nicht das 

bestmögliche Ergebnis liefert, wird sie zunächst als 

variable Größe behandelt und in den Szenarien 

entsprechend angepasst. 

Abb. 13  EE-Leistungen in Basis- und Regionalszenario der Langfristszenarien 2017 
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Gegenüberstellung der installierten EE -Leistungen im Basis- und Regionalszenario in 2050

 Im Regionalszenario muss
aufgrund der niedrigeren WON-
Lastfaktoren in Süd -DEU mehr
WON-Kapazität zugebaut
werden, was die Gesamtkosten
des Systems erhöht.

 DieVerschiebung des WON-
Ausbaus nach Süden reduziert
den ÜN4-Ausbau um etwa 8 Mrd.
EUR bis 2050 (gesamt ca. 67
Mrd. Basisszenario vs. 5  Mrd.
Regionalszenario an ÜN-
Investitionen 3 bis 2050). Dies
entspricht im Jahr 2050 einer
Reduktion der annuitätischen
ÜN-Kosten von 140 Mio. €/a.

 Die Ersparnis im ÜN4wird jedoch
durch höhere Netzausbaukosten
im VN5 überkompensiert. Im Jahr
2050 sind dieannuitätischen
Kosten im VN um 450 Mio. €/a
höher als im Basisszenario.

 Demzufolge ist bereits aus
Netzperspektive eine
Verschiebung von WON von
Nord-DEU nach Süd-DEU nicht
kostenoptimal .

Eine Verschiebung des Ausbaus von Wind Onshore von Nord- nach
Süddeutschland verdreifacht die Netzkosten

1) Langfristszenarien für die Transformation des Energiesystems in Deutschland, Modul 5: Szenario  Alternative regionale EE -Verteilung , 2017. 2) Höhere Kapazität für WON in Süd -DEU aufgrund
niedrigeren Lastfaktors in Süd -DEU. 3) Die ÜN-Kosten beruhen auf der Modellierung von 2017 und wären heute vermutlich höher. 4) Übertragungsnetz. 5) Verteilnetz.

Grobanalyse  Regionalität

 uelle: Aurora Energy Research

Sensitivität 5a

Im Rahmen der Langfristszenarien 20171wurde ein Szenario mit alternativer regionaler Verteilung von Erneuerbaren Energienuntersucht.

 Installierte Erneuerbaren-Leistung im Jahr 2050 im Basisszenario: 82GW Wind Onshore (WON), 15GW Wind Offshore (WOF), 70GW SolarPV

 Installierte Erneuerbaren-Leistung im Jahr 2050 im Regionalszenario:Reduktion WON in Nord-DEU um ca. 10GW, Erhöhung WON in Süd-DEU um ca. 15GW2, sowie
leichte Veränderungen bei anderen Erzeugungstechnologien als Resultat der veränderten WON-Zuteilung
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Hypothese Erkenntnisse aus Analyse 

Gewählte Kos-
tenhebel für 
Kombinations-
szenarien 

Hypothese 1  
Erneuerbare 

Der geplante 
Ausbau von Er-
neuerbaren 
Energien ist 
nicht Systemkos-
ten-optimiert. 

▪ Der WOF-Ausbau sollte auf 55GW begrenzt werden, um einen star-
ken Anstieg der Netzanbindungskosten zu vermeiden. 

▪ Am stärksten (-2.8%) sinken Systemkosten durch Ersatz von 15GW 
WOF durch 10GW Gas/H2, bei jedoch höheren Importmengen.  

▪ Bei Ersatz von 15GW WOF durch 15 oder 5GW Gas/H2 sinken die 
Kosten ebenfalls (je -2.5%). 

▪ Ersatz von 15GW WOF durch 21GW WON senkt Systemkosten (-
1.3%) bei sonst kaum Auswirkungen. 

▪ Ersatz von 
15GW 
WOF durch  
10GW 
Gas/H2. 

Hypothese 2  
Flexibilität 

Zusätzliche dis-
ponible Flexibili-
tät reduziert 
Systemkosten. 

▪ Der Ersatz von Batterie- durch Gas/H2-Kapazität führt in allen ge-
testeten Fällen zu niedrigeren Systemkosten. Die stärkste Reduk-
tion der Systemkosten (-3.0%) ergibt sich bei Ersatz von rund 50% 
der installierten Batterie-Kapazität (71GW) durch 20GW Gas/ H2. 

▪ Die Verkürzung der Batteriespeicherdauer senkt zwar die Batterie-
CAPE -Kosten, aber erhöht die Systemkosten aufgrund steigender 
Importe und führt außerdem zu einer Erhöhung des Betriebs ther-
mischer Technologien. 

▪ Ersatz von 
71 GW Bat-
terien 
durch 20 
GW 
Gas/H2. 

Hypothese 3  
CCS 

Die Nutzung von 
CCS im 
Stromsektor re-
duziert System-
kosten. 

▪ Da die Wasserstoffnetz-Kosten für den Stromsektor nur anteilig 
zum Verbrauch berechnet werden, besteht beim Wasserstoffnetz 
wenig Einsparpotenzial aus Systemkostensicht.  

▪ Der Ersatz von Gas/H2-Kraftwerken durch CCS-Kraftwerke und die 
damit verbundene Notwendigkeit von Negativemissionen (Direct 
Air Capture) und Aufbau einer CCS-Infrastruktur führt zu leichten 
Systemkosteneinsparungen (-0.3% bei 100% CCS und -0.6% bei 50% 
CCS-Ersatz). Auf die Großhandelspreise hat es einen deutlich sen-
kenden Effekt und könnte somit ein möglicherFaktor sein. 

▪ Ersatz von 
H2-Kapazi-
tät durch 
CCS-
Kraftwerke 
erscheint 
vielverspre-
chend 

Hypothese 4  
Wasserstoff  

Der geplante H2-
Hochlauf sowie 
H2-Infrastruktur 
ist nicht opti-
miert. 

 

▪ Eine Verschiebung des Fuel-Switch-Zeitpunktes mehr Richtung 
2040 sowie Reduktion der Elektrolyseur-Kapazität um 50% 
(dadurch reduzierte Stromnachfrage) entspannt das System in den 
Jahren bis 2040 leicht, sodass Lastverlust und Nettoimporte redu-
ziert werden (Systemkosten -0. %). 

▪ Aufgrund bestehender politischer Ziele für den Ausbau von Elektro-
lyseur-Kapazität werden 10 GW als Untergrenze des Optionenbe-
reichs der Modellierung angenommen. Eine Reduktion auf eine 
niedrigere Kapazität könnte Systemkosten weiter senken (bspw. er-
zielt eine Reduktion auf 1GW Elektrolyseure sowie Anwendung von 
blauem Wasserstoff Systemkosten um -2.4%), wird jedoch zwecks 
Realitätsnähe nicht näher untersucht. 

▪ Blauer H2 
ersetzt grü-
nen H2 in 
Stromer-
zeugung. 

▪ Begrenzung 
der inländ. 
Elektroly-
seur-Kapa-
zität auf 
10GW (wg. 
Wasser-
stoffstrate-
gie). 

Hypothese 5  
Regionalität 

Der Zubau von 
Leistung in Süd-
deutschland ist 
kostensenkend. 

▪ Der Ersatz von EE-Kapazität in Nord-DEU durch thermische Kapazi-
tät in Süd-DEU kann im Rahmen der Grobanalyse nicht getestet 
werden. 

▪ Der Ersatz von EE-Kapazität in Nord-DEU durch EE-Kapazität in 
Süd-DEU senkt zwar die Kosten für Übertragungsnetze (Reduktion 
ca. -140 Mio. € annuitätisch), erhöht jedoch stark die Kosten für Ver-
teilungsnetze (Steigerung ca. +450 Mio. € annuitätisch), was insge-
samt zu höheren Systemkosten führt. 

▪ Test mit-
hilfe Netz-
modell: 
Ersatz von 
EE-
Kapazität in 
Nord-DEU 
durch ther-
mische Ka-
pazität in 
Süd-DEU. 

Tab. 2  Für die Kombinationen ausgewählte Kostenhebel 
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5 KOMBINATIONEN DER KOSTENHEBEL 

 

 

Die vielversprechendsten Kostenhebel aus den 

Hypothesen (Kapitel 4) werden kombiniert, um ge-

meinsam eine möglichst gro e Systemkostenein-

sparung zu erwirken. Abbildung 14 stellt die 

Kombinationen (A-D.2) dar. Die Einzeländerungen 

der Systemkosten (in schwarz) wirken nicht additiv, 

sondern ergeben im Zusammenspiel eigene Sys-

temkosteneinsparungen.  

In der Analyse der Kombinationen wird eine de-

taillierte Berechnung der Netzkosten durch 

Consentec GmbH durchgeführt. Die angegebene 

Systemkostenänderung der einzelnen Hypothesen 

wurde hingegen auf Grundlage der groben Netz-

kostenschätzung angestellt. Die detaillierte Netz-

analyse bestätigt im Wesentlichen die 

Einschätzungen aus der Grobanalyse.  

Grundlage für die Bewertung des Übertragungs-

netz ist ein leitungsscharfes Übertragungsnetz-

modell, das den im Netzentwicklungsplan (NEP) 

2037/2045 (Version 2023) beschriebenen Ausbau-

zustand bis 2035 abbildet. Mit Hilfe des NOVA-

Prinzips („Netz-Optimierung vor Verstärkung vor 

Ausbau“) wurden szenarienspezifisch die zusätz-

lich erforderlichen Maßnahmen für Netzausbau 

und -verstärkung ermittelt. Die Kosten der 

Offshore-Anbindungssysteme werden dem Über-

tragungsnetz zugeschrieben. 

Die Verteilungsnetze werden mit Hilfe einer Mo-

dellnetzanalyse für 400 deutsche Kreise und kreis-

freie Städte analysiert, wobei eine feine regionale 

Auflösung die Anforderungen der unterschiedli-

chen Netzebenen abbildet. Die Verteilungsnetze 

werden auf Basis der maximalen Residuallast und 

der maximalen Rückspeisung dimensioniert. Ne-

ben den Netzkosten fließen auch die Kosten für die 

Anschlussleitungen der EE-Anlagen in die Berech-

nungen ein, die üblicherweise von den Anlagenbe-

treibern getragen werden. Eine ausführliche 

Beschreibung der verwendeten Netzmodelle und 

der Berechnungsmethodik findet sich im Anhang 

(siehe Abschnitt 7.1.1). 

5.1 Kombination A: Erneuerbare & Fle-
xibilität 

In Kombination A werden zunächst die Reduzie-

rungen der Kapazitäten von Offshore Wind und 

Batterien kombiniert und die zusätzliche Gaska-

pazität entsprechend der Hypothesen 1 und 2 va-

riiert.  Dabei stellt sich ein lokales Minimum bei 

einem Zubau von 20 GW thermischer Kapazität 

Abb.14 Kombinationen im Überblick 
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heraus. Aus diesen Anpassungen ergibt sich eine 

durchschnittliche Systemkostenreduktion von 

4,7 %, was im Jahr 2045 zu Einsparungen von etwa 

19 Mrd. € führt, vgl. Abbildung 15. 

Die Systemkostenreduktion ergibt sich vor allem 

durch die geringeren Investitionskosten (CAPEX) 

für Offshore-Wind und Batterien, die gleichzeitig 

auch den Netzausbaubedarf verringern. Zudem 

sorgt die zusätzliche Gas- und Wasserstoffkapazi-

tät dafür, dass in Knappheitssituationen weniger 

teure Importe, weniger DSR-Einsatz und keine 

Lastabwürfe mehr nötig sind, wodurch die Strom-

preise deutlich sinken. Der Lastverlust wird durch 

die erhöhte Verfügbarkeit disponibler Kapazitäten 

vollständig eliminiert. 

In Abbildung 16 ist allerdings ersichtlich, dass diese 

Kombination aufgrund des Ersatzes eines Teils der 

Erneuerbaren Energien durch Gas einen Anstieg 

der CO2-Emissionen aufweist. Ebenso verdoppeln 

sich die Importmengen, und somit Importkosten, 

da aufgrund des reduzierten EE-anteils im inländi-

schen Kraftwerkspark die Importe in vielen 

Stunden günstiger sind als die lokale Erzeugung mit 

Gas oder Wasserstoff.  

Die durchschnittliche Netzkosteneinsparung von 

4,5 % gegenüber dem Referenzszenario wird im 

Wesentlichen durch geringere Offshore-Anbin-

dungssysteme infolge der reduzierten Offshore-

Leistung erzielt. Die Reduktion der Batteriekapazi-

tät und der Anstieg der Gaskapazität haben hinge-

gen keine signifikanten Auswirkungen auf die 

Netzkosten der Übertragungs- oder Verteilungs-

netze.  

Diese Kombination zeigt auf, dass eine ausgewoge-

nere Anpassung des Ausbaus von Erneuerbaren, 

Batterien und Gas/Wasserstoff eine deutliche Kos-

tenreduktion bewirken kann, jedoch mit steigen-

den Importen und Emissionen einhergeht. 

 

Abb. 15 Ergebnisse der Kombination A 
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5.2 Kombination B: Erneuerbare & Fle-
xibilität & Regionalität 

Kombination B baut auf Kombination A auf, indem 

die Reduktion von Offshore-Wind-Kapazität (-15 

GW) und Batterien (-71 GW) gemäß den Hypothe-

sen 1 und 2 beibehalten wird. Zusätzlich wird in 

der Kombination B auch eine verstärkte Regiona-

lisierung (Hypothese 5a) getestet. Hierzu werden 

die Onshore-Wind-Kapazität in Norddeutschland 

reduziert (-25 GW) und Gas- und Wasserstoff-

kraftwerke (+20 GW) gezielt im netztechnischen 

Süden, d.h. in Baden-Württemberg, Bayern, Hes-

sen, Nordrhein-Westfalen, Rheinland-Pfalz und 

dem Saarland, zugebaut. Die von der Reduktion der 

Onshore-Wind-Kapazität betroffenen Regionen 

sind Brandenburg, Mecklenburg-Vorpommern, 

Niedersachsen, Sachsen-Anhalt und Schleswig-

Holstein. Die Allokation der thermischen Kapazitä-

ten orientiert sich an der heutigen Verteilung von 

Gasinfrastruktur laut Marktstammdatenregister. 

Durch diese Maßnahmen sinken die Systemkosten 

im Vergleich zum Referenzszenario durchschnitt-

lich um 4,1 %, was eine geringere Kostenreduktion 

als in Kombination A (4,7 %) darstellt (vgl. Abbil-

dung 17). Dies liegt vor allem daran, dass kosten-

günstige Onshore-Wind-Kapazitäten aus dem 

System genommen werden. Die höhere installierte 

Leistung an Gas/Wasserstoffkraftwerken in Kom-

bination B verglichen zum Referenzszenario führt 

zu höheren spezifischen Stromkosten und einer 

deutlich höheren Abhängigkeit von Stromimpor-

ten. Die Importe steigen in Kombination B auf das 

Dreifache des Niveaus im Referenzszenario (siehe 

Abbildung 18). Die geringere inländische Erzeu-

gung aus Erneuerbaren Energie führt auch zu ei-

nem Anstieg der CO2-Emissionen. Zusätzlich sinkt 

die flexible Nachfrage nach Strom, vor allem durch 

Elektrolyseure, bis 2045 um bis zu 34 TWh. 

Die fehlende Stromerzeugung aus Onshore-Wind 

(ca. 66 TWh in 2045) wird teilweise durch höhere 

Erzeugung von Wasserstoffkraftwerken (etwa 16 

TWh höher als im Referenzszenario in 2045) und 

Abb. 15 Effekte der Kombination B auf KPIs 
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überwiegend durch einen Anstieg der Importe 

(Netto etwa 50 TWh im Jahr 2045) ausgeglichen. 

Dies führt jedoch zu höheren Strompreisen, da die 

Reduktion von günstigem Onshore-Wind und die 

erhöhte Abhängigkeit von Importen den Wettbe-

werb auf dem deutschen Großhandelsstrommarkt 

schwächt. 

Kombination B erzielt im Vergleich zu Kombina-

tion A eine höhere Reduktion der Netzkosten, da 

zur verringerten Offshore-Wind-Kapazität zusätz-

lich eine geringere Onshore-Wind-Leistung in 

Norddeutschland den Netzausbaubedarf weiter 

senkt. Dies wirkt sich sowohl auf das Übertra-

gungsnetz – durch eine geringere Belastung der 

Nord-Süd-Achse – als auch auf die Verteilungs-

netze aus, wo neben einem rückspeisebedingten 

Netzausbau auch die Kosten für den Anschluss der 

EE-Anlagen reduziert werden. Zudem erfolgt der 

Gaskraftwerkszubau ausschließlich im netztechni-

schen Süden, was kurz- und mittelfristig Netzeng-

pässe im Übertragungsnetz reduziert. Langfristig 

steht durch den Ausbau erneuerbarer Energien 

ausreichend Netzkapazität zur Verfügung, sodass 

thermische Kraftwerke während Phasen niedriger 

EE-Erzeugung nicht eingeschränkt werden müs-

sen. Insgesamt liegen die durchschnittlichen Netz-

kosten gegenüber dem Referenzszenario um 

7,2 % niedriger. 

Zwar sinken die Investitions- und Netzkosten 

durch die Reduktion von Wind-Offshore- und Bat-

terie-Ausbau sowie durch den geringeren Netzaus-

baubedarf im Norden. Allerdings steigen die 

Importkosten, da die günstigeren Strommengen 

aus Onshore-Wind-Anlagen nicht vollständig 

durch inländische Kapazitäten ersetzt werden 

können. Diese Verlagerung zeigt, dass eine stär-

kere Regionalisierung des Ausbaus von Erzeu-

gungskapazitäten zwar lokale Vorteile bringen 

kann, aber aus gesamtsystemischer Sicht nicht un-

bedingt zur Reduzierung der Kosten beiträgt. 

5.3 Kombination C: Erneuerbare & Fle-
xibilität & Elektrolyseure 

Kombination C vereint Kostenhebel aus Hypothe-

sen 1 (-15 GW Wind Offshore), 2 (-71 GW Batte-

rien, +20 GW Gas/H2) und 4 (-40 GW 

Elektrolyseure). Um die niedrigere Stromnach-

frage nach Grünstrom aus Erneuerbaren auszuglei-

chen, die aus der Reduktion der 

Elektrolyseurkapazität resultiert, wird zusätzlich 

die inländische PV-Kapazität um 145 GW (-36 %) 

verringert. Die Reduktion der Elektrolyseurkapazi-

tät ging mit einer Anpassung der Solar-PV-

Kapazität einher, da beide Technologien eng ver-

knüpft sind. Elektrolyseure produzieren bevor-

zugt bei niedrigen Strompreisen, die vor allem im 

Sommer durch hohe Solar-PV-Erzeugung entste-

hen. Wie die Analyse des Referenzszenarios in 

zeigt, wird grüner Wasserstoff hauptsächlich im 

Sommer erzeugt, während Wasserstoffkraftwerke 

im Winter saisonale Energieengpässe ausgleichen 

(siehe Abbildung 19). 

Die Onshore-Windkapazität wurde in der be-

trachteten Kombination bereits reduziert. Da 

Onshore-Wind das gesamte Jahr über produziert 

und somit auch im Winter einen wichtigen Beitrag 

leistet, würde eine weitere Reduktion in einem oh-

nehin relativ knappen System während der Win-

termonate zu einem Anstieg der Importe führen. 

Aus diesen Gründen wurde die Solar-PV-

Abb. 19 Wasserstoffverbrauch und -erzeugung im Referenzszenario 
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Kapazität gezielt reduziert, um das System an die 

verringerte Elektrolyseurkapazität anzupassen. 

Die deutliche Verringerung der Elektrolyseure (-25 

GW in 2040, -40 GW in 2045) reduziert die inländi-

sche Gesamtnachfrage nach Strom erheblich, ins-

besondere im Bereich der grünen 

Wasserstoffproduktion. Dies ermöglicht einen ge-

ringeren Zubau an Erzeugungskapazität, der in der 

Modellierung durch die Reduktion der PV-

Kapazität dargestellt wird. Die Kombination dieser 

Kostenhebel führt zu einer durchschnittlichen 

Kostenreduktion von 7,9 %, siehe Abbildung 20. 

Im Vergleich zu Kombination A können in Kombi-

nation C auch die Importmengen leicht reduziert 

werden. Diese sinken von 57,2 TWh/Jahr in Kom-

bination A auf 50,5 TWh/Jahr in Kombination C, 

obwohl sie weiterhin über denen des Referenzsze-

narios liegen (siehe Abbildung 21). Die Einsparun-

gen der Systemkosten gegenüber Kombination A 

ergeben sich primär aus der Reduktion von Elekt-

rolyseuren und PV-Kapazitäten. Auch die Import-

kosten steigen nicht signifikant, sondern sinken im 

Durchschnitt leicht. Die Emissionen steigen im 

Vergleich zum Referenzszenario nur geringfügig 

an. Dies liegt daran, dass die niedrigere PV-

Kapazität im wesentlichen durch Importe und nur 

in einem geringen Ausmaß durch inländische 

Stromerzeugung durch Gas-/Wasserstoffkraft-

werke ausgeglichen wird.  

In Kombination C ergeben sich die Einsparungen 

im Übertragungsnetz hauptsächlich aus der verrin-

gerten Offshore-Leistung, während sich durch den 

geringeren PV-Zubau die Kosten der Verteilungs-

netze stark reduzieren. Insgesamt liegen die Netz-

kosten um 7,4 % unter denen des 

Referenzszenarios. 

Kombination C zeigt, dass durch eine abgestimmte 

Reduktion von Elektrolyseurkapazitäten, Erneuer-

baren-Ausbau (hier PV-Ausbau), Batteriespei-

chern sowie Offshore-Wind-Kapazität eine 

signifikante Systemkostenreduktion von 7,9 % er-

reicht werden kann. Gleichzeitig bleiben Importe 

und CO2-Emissionen im Vergleich zu den anderen 

Szenarien auf einem moderaten Niveau. Wie in 

Abb. 20 Ergebnisse der Kombination C 
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Abb. 21 Effekte der Kombination C auf KPIs 
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den anderen Kombinationsszenarien findet auch in 

Kombination C kein Lastabwurf statt. 

5.4 Kombination D: Erneuerbare & Fle-
xibilität & Elektrolyseure & Was-
serstofffarbe 

Kombination D.1 

In Kombination D.1 werden die Kostenhebel aus 

den Hypothesen 1 (-15 GW Wind Offshore), 2 (-71 

GW Batterien, +20 GW Gas/H2), 4 (-40 GW Elekt-

rolyseure und -145 GW Solar PV) durch die Hypo-

these 3 (50 % der Wasserstoffkraftwerke durch 

CCS-Kraftwerke ersetzt, entsprechend 31 GW 

CCS in 2045) ergänzt. 

Die Kombination dieser Kostenhebel führt zu einer 

Systemkostenreduktion von 8,4 %, siehe Abbil-

dung 22. Die Reduktion der Elektrolyseur- und PV-

Kapazitäten verringert die inländische Nachfrage 

erheblich, gleichzeitig senkt der Einsatz von Gas-

kraftwerken mit CCS die Kosten weiter, da diese 

bei ausreichend hohen Volllaststunden günstiger 

produzieren können als mit grünem Wasserstoff 

betriebene Kraftwerke. Daher ergibt sich das 

Mischverhältnis von 50% CCS- und Wasserstoff-

kraftwerken. Dies führt insbesondere ab 2035, 

dem Beginn des Fuel-Switch-Zeitraums, zu deut-

lich niedrigeren Großhandelspreisen (siehe Abbil-

dung 23) und einer Reduktion der Importkosten.  

Die Emissionen und Importmengen liegen nur 

leicht über denen des Referenzszenarios. Der 

größte Kostenvorteil entsteht durch die Vermei-

dung der teuren Erzeugung mit grünem Wasser-

stoff sowie durch die Kosteneinsparungen der 

Kostenhebeln aus den vorangegangenen Kombina-

tionen (Reduktion von Wind Offshore, PV, Batte-

rien und Elektrolyseuren).  

Da in Kombination D.1 lediglich 50 % der Wasser-

stoffkraftwerke durch CCS-Kraftwerke ersetzt 

werden, sind keine maßgeblichen Änderungen am 

Netzausbaubedarf zu erwarten. Entsprechend 

wird von Netzkosten in vergleichbarer Höhe wie 

bei Kombination C ausgegangen, ohne dass eine 

separate Berechnung durchgeführt wurde.  

Abb. 22 Ergebnisse der Kombination D1 
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Abb. 23 Effekte der Kombination D1 auf KPIs 
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Kombination D.2 

Kombination D.2 setzt auf die Maßnahmen aus 

Hypothesen 1 (-15 GW Wind Offshore), 2 (-71 GW 

Batterien, +20 GW Gas/H2), 4 (-40 GW Elektroly-

seure und -145 GW Solar PV) und ergänzt diese 

durch die vollständige Nutzung von blauem Was-

serstoff anstelle von grünem, ohne Einsatz von 

CCS-Kraftwerken. 

Diese Kombination erzielt mit einer Systemkos-

tenreduktion von 8,9 % die bislang höchste Einspa-

rung aller getesteten Szenarien (vgl. Abbildung 24). 

Der Einsatz von blauem Wasserstoff, der kosten-

günstiger ist als grüner Wasserstoff, senkt die Er-

zeugungskosten ab 2035 signifikant und führt zu 

deutlich niedrigeren Großhandelspreisen. Gleich-

zeitig werden die Kosten für zusätzliche CCS-

Infrastruktur vermieden. 

Abbildung 25 zeigt, dass Importmengen und Emis-

sionen im Vergleich zum Referenzszenario anstei-

gen. Die durchschnittlichen Nettoimporte steigen 

relativ zum Referenzszenario um 57% (15 

TWh/Jahr), während die durchschnittlichen Brut-

toimportkosten der Kombination D.2 um 13% (2 

Mrd. €/Jahr) niedriger sind als im Referenzszena-

rio.  

Ursächlich hierfür ist die unterschiedliche Art der 

Importe in Kombination D.2 und im Referenzsze-

nario: In Kombination D.2 ist die installierte Leis-

tung erneuerbarer Energien gegenüber dem 

Referenzszenario deutlich reduziert (u.a. -15 GW 

Wind Offshore und -145 GW Solar PV). Im Zeit-

raum bis 2035 (Beginn des Fuel-Switchs), wird die 

verringerte inländische EE-Erzeugung durch den 

Import von Strom, der zu einem Großteil aus EE 

stammt, kompensiert. Nach Beginn des Fuel-Swit-

chs zu blauem Wasserstoff (ab 2035) sinken die 

Nettoimporte in Kombination D.2 hingegen, da die 

Kosten der inländischen Stromerzeugung aufgrund 

der Verwendung des günstigeren Brennstoffs im 

Vergleich zum Referenzszenario sinken. Ursächlich 

für den leichten Anstieg der Emissionen in Kombi-

nation D.2 ist die geringere EE-Erzeugung 

Abb. 24 Ergebnisse der Kombination D2 
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aufgrund der Senkung der installierten Solar-PV 

und Offshore-Wind-Kapazität. 

Da in Kombination D.2 lediglich die Wasserstoff-

kraftwerke mit blauem Wasserstoff betrieben wer-

den, sind keine maßgeblichen Änderungen am 

Netzausbaubedarf zu erwarten. Entsprechend 

wird von Netzkosten in vergleichbarer Höhe wie 

bei Kombination C ausgegangen, ohne dass eine 

separate Berechnung durchgeführt wurde. 

Die wesentlichen Kostensenkungen gehen auch 

hier auf die Kostenhebel aus den vorherigen Kom-

binationen zurück (Reduktion von Wind Offshore, 

PV, Batterien und Elektrolyseuren). Darüber hin-

aus werden durch den Ersatz von grünem durch 

blauen Wasserstoff die spezifischen Stromerzeu-

gungskosten weiter gesenkt, wodurch Kombina-

tion D.2 die kostengünstigste Option im Vergleich 

zu allen bisherigen Szenarien darstellt. 

5.5 Ergebnisse der Detailanalyse  

Die gewählten Kombinationen erzielen System-

kosteneinsparungen zwischen 4,1 und 8,9 % ge-

genüber dem Referenzszenario. Dies entspricht 

Einsparungen von durchschnittlich 7,7 bis 14,6 

Mrd. € pro Jahr. 

Die starke Kostenreduktion der Kombinationen 

D.1 und D.2 gegenüber dem Referenzszenario ist 

auf niedrigere Importkosten, reduzierte Neubau-

Investitionen für Offshore-Wind, Solar PV, Batte-

rien und Elektrolyseure sowie die Verringerung 

von Engpasssituationen durch die höhere Gas/H2-

Kapazität zurückzuführen. Auch die geringeren 

Netzausbaukosten, unter anderem durch die Re-

duktion der langen Offshore-Anbindungssysteme, 

trägt in allen Kombinationen zu den Einsparungen 

bei.  

Kombination D.1 kombiniert grünen Wasserstoff 

mit CCS und erreicht mit 8,4 % die zweitniedrigs-

ten Systemkosten der Kombinationen (vgl. Abbil-

dung 26). Die Hälfte der Gaskraftwerke wird mit 

CCS kombiniert, und können im Dispatch aufgrund 

des günstigeren Gaspreises zu niedrigeren Kosten 

produzieren als die Wasserstoffkraftwerke bei 

Verwendung grünen Wasserstoffs, wodurch die 

Betriebskosten gesenkt werden. Die Entscheidung, 

die Hälfte der Gaskraftwerke mit CCS zu kombi-

nieren, basiert auf einem lokalen Bestwert im Rah-

men der Sensitivitätsberechnung. Die 

durchgeführten Sensitivitätsberechnungen, bei 

denen der CCS-Anteil in 25%-Schritten von 0 bis 

100 % variiert wurde, zeigen, dass bei einer 50%-

igen Nutzung von CCS das günstigste Ergebnis in 

Bezug auf die Systemkosten erzielt wird. Diese 

Konfiguration weist die zweitniedrigsten System-

kosten aller getesteter Kombinationen auf. Aller-

dings ist der Vergleich der Nutzung von CCS oder 

Wasserstoff sehr sensitiv in Bezug auf jeweilige 

Kostenannahmen und Volllaststunden. Die ermit-

telten Einsparungen durch die Nutzung von CCS in 

der Grobanalyse sind gering. Wenn alle Gaskraft-

werke mit CCS statt mit Wasserstoff betrieben 

werden, sinken die Systemkosten um nur 0,3 %. 

Bei einer 50%-igen Nutzung von CCS in den 

Abb. 26 Vergleich der Systemkosten in Kombinationen A-D.2 
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Gaskraftwerken sind es entsprechend der Analyse 

immerhin 0,6 % Einsparungen. Diese Ergebnisse 

könnten sich jedoch ändern, wenn andere Kosten-

annahmen zugrunde gelegt werden oder die Voll-

laststunden höher/niedriger ausfallen, bspw. 

aufgrund eines veränderten Kraftwerksparks oder 

Nachfrageänderungen.  

Kombination D.2 setzt anstelle von CCS auf blauen 

Wasserstoff ohne CCS und erzielt mit einer Kos-

tenreduktion von 8,9 % die höchsten Einsparun-

gen. Dies ist die kostengünstigste Option, da teure 

grüne Wasserstofferzeugung und CCS-

Investitionen vermieden werden. Importkosten 

und Emissionen steigen dabei nur leicht an.  

In den Detailanalysen wurden verschiedene Kom-

binationen von Maßnahmen und Annahmen zum 

Ausbau erneuerbarer Energien und konventionel-

ler Kraftwerkskapazitäten betrachtet, um die Aus-

wirkungen auf die Stromnetzkosten zu bewerten. 

Die daraus resultierenden Stromnetzausbaube-

darfe ergeben sich sowohl im Übertragungsnetz als 

auch in den Verteilungsnetzen aus der jeweiligen 

Transportaufgabe, die von der regionalen Vertei-

lung der Erzeugung und Last bestimmt wird. Abbil-

dung 27 zeigt die durchschnittlichen 

Stromnetzkosten der einzelnen Kombinationen im 

Zeitraum von 2025 bis 2045 und zeigt, dass das Re-

ferenzszenario mit durchschnittlich 

45 Mrd. €/Jahr (29,1 Mrd. €/Jahr im Verteilungs-

netz und 16,1 Mrd. €/Jahr im Übertragungsnetz) 

den höchsten Kostenstand aufweist. 

Die Kombination A senkt die Stromnetzkosten ge-

genüber dem Referenzszenario um 4,5 %. Haupt-

grund dafür ist eine Verringerung der Offshore-

Wind-Kapazität, wodurch die Anbindungssysteme 

im Übertragungsnetz reduziert werden. In den 

Verteilungsnetzen gibt es keine signifikanten Aus-

wirkungen durch die Reduktion der installierten 

Batteriekapazität. 

Kombination B führt zu einer stärkeren Entlastung 

der Nord-Süd-Achse im Übertragungsnetz, indem 

neben der Offshore-Reduktion auch die Onshore-

Wind-Kapazität in Norddeutschland sinkt. Zudem 

werden neue Gaskraftwerke ausschließlich im 

netztechnischen Süden errichtet, was kurz- und 

mittelfristig Netzengpässe reduzieren kann. 

Dadurch spart Kombination B insgesamt 7,2 % der 

Netzkosten ein, wobei sich Entlastungseffekte so-

wohl im Übertragungsnetz als auch in den Vertei-

lungsnetzen zeigen. 

In Kombination C wird im Gegensatz zu Kombina-

tion B der PV-Ausbau reduziert, was insbesondere 

Abb. 27 Netzkosten pro Szenario 
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den rückspeisebedingten Netzausbau im Vertei-

lungsnetz senkt. Zusätzlich ist auch hier die Offs-

hore-Wind-Leistung – und damit verbundene 

Anbindungskosten – geringer als im Referenzsze-

nario. Insgesamt liegen die Netzkosten damit um 

7,4 % unter dem Referenzszenario. 

Die Kombinationen D.1 und D.2 weichen hinsicht-

lich der installierten Leistungen nicht von Kombi-

nation C ab; lediglich bestehende 

Wasserstoffkraftwerke werden auf CCS umgerüs-

tet oder mit blauem Wasserstoff betrieben. Da dies 

keinen wesentlichen Einfluss auf den Netzausbau-

bedarf des Stromnetzes hat, werden die Strom-

netzkosten aus Kombination C übernommen. 

Die größten Einsparungen bei den Stromnetzaus-

baukosten lassen sich durch eine Verringerung der 

EE-Kapazitäten erzielen. Insbesondere die Reduk-

tion von Offshore-Kapazitäten wirkt sich aufgrund 

der Anbindungssysteme direkt auf die Kosten im 

Übertragungsnetz aus: Der Wegfall langer und ent-

sprechend teuren Kabelanbindungen senkt die 

Übertragungsnetzkosten deutlich. Auch eine ge-

ringere Onshore-Windleistung in Norddeutsch-

land verringert die Netzbelastung auf der Nord-

Süd-Achse. 

Im Verteilungsnetz spielt ebenfalls die installierte 

EE-Kapazität eine entscheidende Rolle. Durch eine 

reduzierte PV- oder Onshore-Windleistung lassen 

sich die Netzkosten im Verteilungsnetz senken. 

Der konkrete Netzausbaubedarf hängt jedoch 

stark davon ab, wie hoch die Einspeiseleistungen in 

einzelnen Netzregionen ausfallen und wie die Last-

schwerpunkte verteilt sind. Während in lastdomi-

nierten Regionen ein geringerer EE-Zubau nur 

minimale Einsparungen bewirkt, kann er in Gebie-

ten mit hoher EE-Dichte zu deutlich spürbaren 

Kostensenkungen führen. 

Die verfügbare Batteriekapazität hat in dieser Un-

tersuchung keinen signifikanten Einfluss auf die 

Netzkosten, da ihr Einsatz aus dem Strommarkt-

modell resultiert. Durch die Allokation thermischer 

Kraftwerke im Süden Deutschlands kann kurz- und 

mittelfristig die Netzbelastung reduziert werden. 

Langfristig steht durch den EE-Ausbau ausreichend 

Netzkapazität zur Verfügung, sodass die Einspei-

sung thermischer Kraftwerke in Phasen geringerer 

EE-Erzeugung nicht beschränkt ist. 

Wie aus Abbildung 28 hervorgeht, erzielt Kombi-

nation D.1 die höchste Reduktion der relevanten 

KPIs. Nichtsdestotrotz entstehen vor allem auf-

grund der Verwendung von blauem Wasserstoff in 

Kombination D.2 geringere Systemkosten. Des-

halb wird die Kombination D.2 zur weiteren Opti-

mierung ausgewählt.  Die Kombination dient als 

Grundlage für die Erarbeitung des kostenreduzier-

ten Finalszenarios.  
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Abb. 28 Vergleich der KPIs der Kombinationen A-D.2 
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6 DAS FINALSZENARIO 

 

 

6.1 Anpassung mit GuD Anlagen 

Die Kombination D.2 basiert auf den Hypothesen 

1, 2, 3 und 4 und setzt vollständig auf offene Gas-

turbinen mit einer Kapazität von 55 GW im Jahr 

2045. Sie erzielt die höchsten Systemkostenein-

sparungen, geht jedoch mit einer erhöhten Im-

portabhängigkeit einher. Durchschnittlich werden 

42 TWh/Jahr importiert. Dies stellt einen wesentli-

chen Anstieg gegenüber den 27 TWh/Jahr im Refe-

renzszenario dar.  

Aufgrund dessen, dass der heutige Kraftwerkspark 

sowohl GuD- als auch GT-Anlagen umfasst, wurde 

für das Finalszenario eine realitätsnahe Aufteilung 

der thermischen Kapazität vorgenommen: Dazu 

wurde die knapp 55 GW thermische Kapazität auf 

34 GW GuD- und 20 GW GT-Anlagen aufgeteilt.7 

Diese Aufteilung orientiert sich an der Struktur des 

bestehenden Kraftwerksparks. Die Aufteilung in 

GuD- und GT-Anlagen ist somit realitätsnäher als 

die im Referenzszenario angenommene aus-

schließliche Nutzung von GT-Anlagen. Da GuD-

Anlagen im Allgemeinen ein stabileres und gleich-

mäßigeres Betriebsmuster aufweisen als GT-

Anlagen, trägt die Aufteilung in GuD- und GT-

Anlagen zur Reduzierung der Importabhängigkeit 

bei. Als finale Anpassung werden die zusätzlichen 

20 GW GT im netztechnischen Süden allokiert um 

den Netzausbau effizient zu nutzen und zu mini-

mieren.  

Das so definierte Szenario wird als Finalszenario 

bezeichnet. 

 

 

 

 

7 Die Wasserstoff-Kapazität im Jahr 2045 beträgt genau 54,6 GW, die aus 20,4 GW Wasserstoff-GT und 34,2 GW 

Wasserstoff-GuDs zusammengesetzt ist. 

6.2 Vorstellung des Finalszenarios 

Das Finalszenario stellt eine Kombination ver-

schiedener Anpassungen dar, welche zusammen 

die Systemkosten unter Erreichung der definier-

ten KPIs um 9,0 % senken, siehe Abbildung 31. Die-

ses Szenario baut auf den Ergebnissen der 

Kombination D.2 auf, wird jedoch durch eine ver-

besserte regionale Verteilung der thermischen Ka-

pazitäten im netztechnischen Süden sowie durch 

die Aufteilung von 55 GW Gas- und Wasserstoff-

kraftwerken auf 34 GW Kraftwerke mit kombinier-

ten GuD und 20 GW Kraftwerke mit offenen GT 

weiter optimiert. Dadurch wird ein Ausgleich zwi-

schen Kosteneffizienz, Importreduktion und einer 

verbesserten Erzeugungsstruktur erreicht.  

Das Szenario sieht eine deutliche Reduktion der 

installierten Kapazitäten von Offshore-Wind, So-

lar PV, Batterien und Elektrolyseuren vor, vgl. Ab-

bildung 2 . Die Erzeugung aus erneuerbaren 

Energien sinkt dabei im Jahr 2045 gegenüber dem 

Referenzszenario um 1 %, vor allem durch die Re-

duktion von Solar- und Offshore-Wind-Windkapa-

zitäten. Gleichzeitig steigt die thermische 

Erzeugung aus Gas- und Wasserstoffkraftwerken 

um 53,4 TWh, um die Versorgungssicherheit in Zei-

ten hoher Last und geringer Erneuerbaren-Erzeu-

gung, insbesondere im Winter, sicherzustellen, vgl. 

Abbildung 30. Dies wird durch die Einführung von 

blauem Wasserstoff begünstigt. 

Im Vergleich zum Referenzszenario können die 

Nettoimporte im Finalszenario im Durchschnitt 

um 53% reduziert werden (vgl. Abbildung 32). 

Diese durchschnittliche Reduktion der Nettoim-

porte ist im wesentlichen auf zwei Effekte zurück-

zuführen: Zum einen tragen die GuD-Anlagen, die 
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im Finalszenario modelliert werden, zur Deckung 

der Grundlast bei und führen in der Folge zu einem 

Anstieg der Exporte. Im Finalszenario ist Deutsch-

land bis Mitte der 2030er Jahre Nettoexporteur 

von Strom. Im Referenzszenario ist Deutschland im 

selben Zeitraum stetig Nettoimporteur von Strom, 

da die darin modellierten offenen Gasturbinen 

nicht zur Deckung der Grundlast beitragen und 

ihre Erzeugung öfter durch günstigere Importe ver-

drängt wird. Zum anderen ist die Abnahme der 

durchschnittlichen Nettoimporte im Finalszenario 

auf niedrigere Importe im Zeitraum 2035-2045 zu-

rückzuführen. In diesem Zeitraum werden die Was-

serstoffkraftwerke, die um 20 GW mehr installierte 

Kapazität aufweisen als im Referenzszenario, mit 

blauem Wasserstoff anstelle von grünem Wasser-

stoff betrieben. Aufgrund der niedrigeren Brenn-

stoffkosten können diese Kraftwerke günstiger 

Strom erzeugen und verdrängen damit teurere Im-

porte aus dem Ausland. Bis Mitte der 2030er Jahre 

Abb.30 Stromerzeugung des Referenz- und Finalszenarios im Vergleich 
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bleibt Deutschland Nettoexporteur von Strom, 

wird jedoch danach Nettoimporteur, wobei die Im-

porte im Jahr 2045 bei 52 TWh liegen. Die Abhän-

gigkeit von ausländischer Stromerzeugung wird 

somit im Vergleich zum Referenzszenario (116 

TWh im Jahr 2045) erheblich reduziert. Die Brutto-

Importkosten sinken gegenüber dem Referenzsze-

nario um 4,7 Mrd. €/Jahr. Die Einsparungen bei den 

Importkosten sind am Ende des betrachteten Zeit-

raums besonders erheblich: Im Jahr 2045 sind die 

Importkosten im Finalszenario mit 14,3 Mrd. € um 

4  % niedriger als im Referenzszenario (28 Mrd. €).  

Die Gro handelspreise liegen im Finalszenario 

bei durchschnittlich 74,6 €/MWh, deutlich unter 

den  0,3 €/MWh des Referenzszenarios, insbeson-

dere wegen der Verwendung blauen Wasserstoffs. 

Durch die gesunkene Nachfrage, vor allem wegen 

weniger Elektrolyseur-Kapazität, und die opti-

mierte Aufteilung der thermischen Kapazitäten 

werden die Systemkosten im Finalszenario um 9 % 

gesenkt.  

Das Finalszenario stellt eine signifikante System-

kostenreduktion und eine Absenkung der 

Großhandelspreise dar, während die Versorgungs-

sicherheit durch eine stärkere thermische Kapazi-

tät erhöht wird. Gleichzeitig werden die Importe 

deutlich reduziert. 

Abbildung 33 stellt die durchschnittlichen Netz-

kosten im Zeitraum von 2025 bis 2045 auf Vertei-

lungs- und Übertragungsnetzebene dar. Das 

Finalszenario zeigt die niedrigsten Netzkosten un-

ter allen analysierten Szenarien. Dabei werden die 

durchschnittlichen Kosten des Übertragungsnet-

zes von 16,1 Mrd. € /Jahr auf 14,6 Mrd. €/Jahr (um 

8,9 %) reduziert. Die durchschnittlichen Kosten der 

Verteilungsnetze sinken gegenüber dem Referenz-

szenario von 2 ,1 Mrd. €/Jahr auf 27 Mrd. €/Jahr (-

7 %). 

Abb. 32 Effekte des Finalszenarios auf KPIs 
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Abb. 31 Das Finalszenario erreicht eine Kostenreduktion von 9% 
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Im Finalszenario trägt zu den Kosteneinsparungen 

im Übertragungsnetz vor allem die Reduktion der 

Offshore-Kapazität bei, da damit einhergehende 

Anbindungssysteme entfallen. Zudem lassen sich 

Übertragungsengpässe kurz- und mittelfristig 

durch die Verteilung thermischer Kraftwerke im 

Süden Deutschlands verringern. In den Vertei-

lungsnetzen führen insbesondere der geringere 

PV-Zubau sowie der damit verbundene reduzierte 

rückspeisebedingte Netzausbau und geringere An-

schlusskosten zu Einsparungen.  

Abbildung 34 zeigt die Systemkosten pro Jahr im 

Referenz- und Finalszenario. Der Vergleich ver-

deutlicht, dass die Haupteinsparungen durch den 

geringeren EE- und damit einhergehendem Netz-

ausbau erzielt werden. Auch die geringeren Im-

portkosten spielen vor allem ab Mitte der 2030er 

Jahre eine tragende Rolle. Andererseits führen die 

Betriebs- und Investitionskosten der Gas- und 

Wasserstoffanlagen aufgrund der höheren instal-

lierten Kapazität und höheren Betriebs zu einem 

Anstieg der thermischen OPEX und CAPEX von 

Abb. 33 Netzkosten pro Szenario 
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durchschnittlich €6.4 Mrd. gegenüber dem Refe-

renzszenario.  

In die Berechnung der Systemkosten wurden auch 

Investitionen aufgenommen, die bereits in der Ver-

gangenheit getätigt wurden und derzeit abge-

schrieben werden (historische Kosten). Um 

transparenter darzustellen, welche Kosten zukünf-

tig anfallen, werden im Folgenden die Systemkos-

ten abzüglich der historischen Kosten, sowie die 

Investitionskosten für den weiteren Ausbau des 

Stromsystems dargestellt. 

In der Betrachtung der Systemkosten abzüglich der 

historischen Kosten werden nicht mehr beeinfluss-

bare, durch historische Entscheidungen verur-

sachte historische Kosten ausgeschlossen. 

Vergangene Investitionen, deren Abschreibungen 

noch fortlaufen, werden von den Gesamt-System-

kosten abgezogen, sodass ausschließlich zukünf-

tige Ausgaben berücksichtigt werden. Bei dieser 

Betrachtungsweise ergibt sich insgesamt eine 

Reduktion der Systemkosten von 11,9 % im Ver-

gleich zwischen dem Referenz- und dem Finalsze-

nario (vgl. Abbildung 35). Die jährlichen Ausgaben 

im Referenzszenario sinken durch den Abzug der 

historischen Kosten von durchschnittlich ca. 164 

Mrd. € auf 12  Mrd. € und im Finalszenario von 

durchschnittlich ca. 14  Mrd. € auf 113 Mrd. €. Ab-

bildung 36 zeigt, dass die größte Kostenreduktion 

sich aus dem reduzierten Ausbau erneuerbarer 

Energien und Batterien ergibt. Dieser führt zu ei-

ner Einsparung von durchschnittlich 15 Mrd. €/ 

Jahr. Dahingegen führt die höhere thermische Ka-

pazität, insbesondere GuD-Anlagen, zu einem An-

stieg der Summe aus Investitionskosten in 

Neubauanlagen und Betriebskosten um durch-

schnittlich 6.5 Mrd. €. 

Werden die Investitionskosten nicht verzinst an-

nualisiert, sondern als einmalige Ausgaben 

(„Overnight-CAPE “) betrachtet, zeigt sich eine In-

vestitionskostenreduktion von 22,8 % im 

Abb. 36 Systemkosten pro Jahr (ohne historische Kosten) 
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Abb. 35 Durchschnittliche Systemkosten (ohne historische Kosten) 
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Finalszenario im Vergleich zum Referenzszenario 

(vgl. Abbildung 37).  

Da Investitionen in den Netzausbau über einen 

längeren Zeitraum stattfinden, kann das Jahr der 

Investition nicht präzise beziffert werden. Die Kos-

ten, die in einem jeweiligen 5-Jahres-Zeitraum an-

fallen, werden ebenmäßig auf die fünf Jahre 

aufgeteilt. Ein Großteil der Investitionen, 70% im 

Referenz- und 73% im Finalszenario, findet im Zeit-

raum bis 2036 statt, wobei sich insbesondere Ein-

sparungen im EE-Ausbau überwiegend auf die Zeit 

vor 2036 konzentrieren. In Summe über den ge-

samten Zeitraum 2025-2045 belaufen sich die In-

vestitionskosten des Finalszenarios auf 979 Mrd. 

€ und liegen somit 28  Mrd. € unter denen des Re-

ferenzszenarios von 1,27 Bio. €. Im Finalszenario 

werden 420 Mrd. € Investitionen für den Netzaus-

bau notwendig, weitere 430 Mrd. € entstehen 

durch den Bau von EE-Anlagen und Batterien.  

 

6.3 Nachfragesensitivität 

Die Annahmen zur Nachfrageentwicklung beein-

flussen maßgeblich die Auslegung des kostenopti-

mierten Szenarios. Angesichts der derzeitigen 

wirtschaftlichen Lage und aktuellen Entwicklung 

der Stromnachfrage könnte die Stromnachfrage, 

welche im Finalszenario angenommen wird, zu 

hoch angesetzt sein. Daher wurde eine Nachfrage-

sensitivität mit geringerer Stromnachfrage 

entwickelt. In dieser wird eine Gesamtnachfrage 

unterstellt, die im Vergleich zum Referenzszena-

rio durchschnittlich um 26 %, und im Vergleich 

zum Finalszenario um 18 % geringer ist.  

Abbildung 38 stellt die Entwicklung der Strom-

nachfrage in den drei Szenarien dar, die im Refe-

renzszenario durchschnittlich 886 TWh/ Jahr, im 

Finalszenario 796 TWh/ Jahr und in der Nachfrage-

sensitivität 654 TWh/Jahr beträgt. Diese Sensitivi-

tät bildet die Auswirkungen eines schwächeren 

Wachstums der Stromnachfrage aufgrund eines 

Rückgangs der Industrieaktivität in Deutschland 

ab. In der Folge dieses rückläufigen Trends sinken 

sowohl die direkte Stromnachfrage der Industrie 

als auch die Stromnachfrage von industriellen Wär-

mepumpen. In der Modellierung wird diese Reduk-

tion durch eine Absenkung der Grundnachfrage 

abgebildet, die somit von durchschnittlich 609 

TWh/ Jahr in Referenz- und Finalszenario auf 464 

TWh/ Jahr in der Nachfragesensitivität absinkt. Im 

Finalszenario wurde der Ausbau von Elektrolyseu-

ren bereits im Vergleich zum Referenzszenario re-

duziert, was zu einer geringeren Stromnachfrage 

von Elektrolyseuren führt. Wärmepumpen, Elekt-

rofahrzeuge und Elektrolyseure haben ein gewis-

ses Nachfrageprofil, werden aber preissensitiv 

modelliert und können daher in ihrer resultieren-

den Nachfragehöhe zwischen Szenarien leicht 

schwanken.   

Abb. 37 Investitionskosten im Referenz- und Finalszenario 
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In der Folge des schwächeren Anstiegs der Strom-

nachfrage ist ein geringerer Ausbau der Erzeu-

gungskapazitäten im Vergleich zum Finalszenario 

erforderlich. So wird der Ausbau von Offshore- und 

Onshore-Wind sowie Gas-/Wasserstoffkapazitä-

ten im Vergleich zum Finalszenario reduziert. Offs-

hore-Wind wird bis zum Jahr 2034 auf 31 GW 

ausgebaut. Danach findet kein weiterer Zubau 

statt, sodass bis zum Jahr 2045 die Kapazität 31 

GW beträgt, im Vergleich zu 55 GW im Finalszena-

rio. Der Ausbau von Onshore-Wind findet graduell 

bis auf 115 GW im Jahr 2045 statt. Im Finalszena-

rio findet ein Ausbau bis auf 160 GW in 2045 statt. 

Damit ist die installierte Erneuerbaren-Kapazität 

in der Nachfragesensitivität im Jahr 2045 um 69 

GW niedriger als im Finalszenario. Auch für die 

thermische Kapazität wird ein reduzierter Ausbau 

angenommen, sodass die gesamte Kapazität bis 

2045 nur 40 GW erreicht, 15 GW weniger als im Fi-

nalszenario.  

Für alle weiteren Technologien erfolgt der Kapazi-

tätsausbau wie im Finalszenario, ebenso wie die 

Annahme der Nutzung blauen Wasserstoffs. Die 

Erzeugungskapazität in den Nachbarländern ent-

wickelt sich weiterhin wie im Finalszenario.  

In der Nachfragesensitivität sinken die Großhan-

delsstrompreise, insbesondere aufgrund des höhe-

ren Anteils erneuerbarer Energien im Vergleich 

zum Finalszenario. Der durchschnittliche 

Großhandelsstrompreis im Zeitraum 2025 bis 

2045 sinkt von 74,6 €/MWh im Finalszenario auf 

67,4 €/MWh in der Nachfragesensitivität.  

Die durchschnittlichen jährlichen Systemkosten 

in der Nachfragesensitivität betragen über den 

Zeitraum 2025 bis 2045 rund 130 Mrd.€, was eine 

Reduktion von 12,6 % (18,8 Mrd.€/Jahr) im Ver-

gleich zum Finalszenario (14  Mrd.€) und 20,4 % 

(33,5 Mrd.€/ Jahr) im Vergleich zum Referenzsze-

nario (164 Mrd.€) darstellt, wie in Abbildung 39 

dargestellt ist. Die Berechnung der Systemkosten 

ohne Berücksichtigung historischer Kosten (also 

ohne die Investitionen, deren Abschreibungen 

noch laufen) zeigt eine weitere Reduktion von 26,5 

% im Vergleich zum Referenzszenario. 

Auch aus verschiedenen weiteren Kapazitäts-

kombinationen von Offshore-Wind (im Bereich 

30-45 GW bis 2045) und Wasserstoff (40-45 GW) 

resultieren ähnliche Systemkosten wie in der hier 

beschriebenen Nachfragesensitivität.  

Abb. 38 Vergleich der Stromnachfrage nach Szenario 2025-2045 
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Die Stromnachfrage sinkt in der Finalszenario-Nachfragesensitivität um
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Die Systemkosten der hier gewählten Kombination 

sinken hauptsächlich aufgrund der geringeren Be-

triebskosten (OPEX) und reduzierten Neubaukos-

ten (CAPEX) für erneuerbare Energien 

(durchschnittlich -8 Mrd.€/ Jahr). Die Netzkosten 

sinken in Folge des geringeren Ausbaus von Ons-

hore- und Offshore-Windkraft und der reduzierten 

Nachfrage im Vergleich zum Finalszenario um 

durchschnittlich 5 Mrd.€/Jahr.  Hinzu kommen 

niedrigere Kosten für thermischen Kraftwerke (- 3 

Mrd.€/Jahr im Vergleich zum Finalszenario) und 

niedrigere Importkosten (-2 Mrd.€/Jahr). Während 

das Referenzszenario durchschnittliche Nettoim-

porte von 27 TWh/Jahr und das Finalszenario 12,8 

TWh/Jahr verzeichnet, führt die Nachfragesensiti-

vität zu durchschnittlichen Nettoexporten von 

12,2 TWh/Jahr. 

In Bezug auf die Investitionskosten zeigt sich in der 

Nachfragesensitivität eine erhebliche Reduktion. 

Bei einer installierten EE-Kapazität von 400 GW 

und 40 GW Wasserstoffkapazität im Jahr 2045 be-

tragen die Gesamtinvestitionskosten in der Nach-

fragesensitivität im Zeitraum 2025-2045 669 

Mrd.€. Die Investitionskosten liegen somit um 

47 % unter denen des Referenzszenarios 

(1,27 Bio.€), was vor allem auf den gesunkenen 

Ausbau erneuerbarer Energien und Netzausbau-

bedarf zurückzuführen ist. Insgesamt könnte der 

Investitionsbedarf in der Nachfragesensitivität im 

Vergleich zum Referenzszenario um etwa 599 

Mrd.€ und im Vergleich zum Finalszenario um 310 

Mrd.€ (-32 %) sinken.   

Abb. 39 Die Systemkosten der Nachfragesensitivität sind 20,4% geringer als im Referenzszenario 
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6.4 Fazit 

Das im Rahmen der Studie entwickelte Finalszena-

rio führt zu einer Reduktion der Systemkosten um 

309 Mrd. € ( ,0% oder 14,7 Mrd. €/Jahr über den 

Zeitraum 2025-2045) im Vergleich zum Referenz-

szenario, bei Erreichung von Klimaneutralität und 

erhöhter Versorgungssicherheit. Dies wird durch 

eine Kombination von Ma nahmen erreicht: Die 

Begrenzung des Offshore-Wind-Ausbaus führt in 

Kombination mit dem verstärkten Einsatz von 

Gas/Wasserstoff-Kraftwerken zu einer Reduzie-

rung der Systemkosten von 78 Mrd.€ (ca. 2,3%). Die 

Anpassung der Batteriespeicher tragen weitere 

84 Mrd.€ (2,4%) zur Senkung der Systemkosten bei. 

Geringere heimische Elektrolyseur- und Solarka-

pazitäten ermöglichen weitere Einsparungen von 

111 Mrd.€ (3,2%), und die Nutzung blauen Was-

serstoffs von 36 Mrd.€ (1,1%). Diese Kostenhebel 

und die überlegte Regionalisierung des Kapazitäts-

zubaus tragen zu einer kosteneffizienten Dekarbo-

nisierung im Finalszenario bei, während 

Nettoimporte um 53% reduziert werden und Last-

verluste vermieden werden. Diese Anpassungen 

sind nur möglich, da das Referenzszenario sehr 

hohe Anteile an Erneuerbare und Batterien, eine 

sehr flexible Nachfrageseite und sehr niedrige An-

teile an thermischen Kraftwerken ausweist. Die Er-

gebnisse des Finalszenarios müssen daher 

ausgehend vom Referenzszenario betrachtet wer-

den und unterliegen einer modellseitigen Anpas-

sung basierend auf den zum Publikationszeitpunkt 

bekannten Rahmenbedingungen.  

Um das Finalszenario zu erreichen, wäre eine 

Reihe abgestimmter Entscheidungen erforderlich. 

Besonders die nächsten fünf Jahre bis 2030 könn-

ten von zentraler Bedeutung sein, um die Grundla-

gen für die langfristige Zielerreichung zu legen. 

Prioritär müsste bis spätestens rund 2027 eine 

Entscheidung über den Ausbau thermischer Ka-

pazitäten getroffen werden, um die durch den Koh-

leausstieg entstehende Versorgungslücke 

rechtzeitig zu schließen. Dieser verstärkte Ausbau 

thermischer Kapazität würde eine Vorlaufzeit von 

rund ein bis zwei Jahren für die Kapazitätsplanung 

sowie fünf bis sieben Jahre für die Realisierung er-

fordern. Darüber hinaus könnte eine stärkere regi-

onale Allokation thermischer Kraftwerke im 

Süden Deutschlands kurzfristig Netzengpässe 

reduzieren, während der Ausbau der erneuerba-

ren Energien aufgrund des nötigen Netzausbaus 

langfristig für ausreichende Netzkapazität sorgen 

würde. Sollte die im Referenz- und Finalszenario 

angenommene hohe Nachfrageflexibilität nicht 

erreicht werden, wäre mit hoher Wahrscheinlich-

keit ein weiterer Ausbau thermischer Kapazitäten 

oder anderer Flexibilitäten vonnöten. 

Ebenfalls kurzfristig (bis etwa 2027) wären grund-

legende Entscheidungen über die zukünftige Nut-

zung von wasserstofffähigen Gaskraftwerken 

oder CCS-Technologien notwendig, um deren 

rechtzeitige Inbetriebnahme sicherzustellen. Dies 

würde sowohl die frühzeitige Planung der Kapazi-

täten als auch die Entwicklung der erforderlichen 

Infrastruktur und die Schaffung geeigneter regula-

torischer Rahmenbedingungen umfassen, die je-

weils Vorlaufzeiten von rund fünf bis zehn Jahren 

benötigen würden. Die langfristige Klimaneutrali-

tät des Energiesystems würde maßgeblich davon 

abhängen, wie frühzeitig und konsequent diese 

Maßnahmen umgesetzt würden. Wesentlich wäre 

auch die Entscheidung über die im Stromsektor 

eingesetzte Wasserstoffart (blau oder grün), die 

auch Auswirkung auf die erforderliche Importinf-

rastruktur hätte. 

Ein weiterer kritischer Pfad beträfe den Übertra-

gungsnetzausbau, der kurzfristig (bis etwa Ende 

2025) entschieden werden müsste. Insbesondere 

für den Anschluss neuer Kapazitäten wäre eine 

Vorlaufzeit von acht bis zehn Jahren erforderlich. 

Politische Beschlüsse und die Aufnahme in den 

Netzentwicklungsplan wären hier von zentraler 

Bedeutung, da Verzögerungen bei der Netzplanung 

die Integration neuer Kapazitäten und die Netzsta-

bilität gefährden könnten. 

Bis etwa 2030-2035 müssten zudem Entscheidun-

gen über den Offshore-Wind-Ausbau getroffen 

werden. Im Finalszenario wird der Ausbau auf 55 

GW limitiert, da darüber hinaus die Kosten für 

Netzanschlüsse stark stiegen, da vom Meer geo-

graphisch weit entfernte Netzanschlusspunkte ge-

nutzt und entsprechend lange Leitungstrassen 

errichtet werden müssten. Die Planungs- und Um-

setzungszeiten für Offshore-Wind-Projekte wür-

den mit etwa sechs bis acht Jahre angesetzt. Bei 

geringerer Nachfrage und daraus resultierendem 

geringerem Ausbau wäre eine frühere 
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Entscheidung (ca. 2025-2030) erforderlich. Wie in 

Kapitel 5.3 beschrieben, könnte der Ausbau von 

Offshore-Wind bedarfsorientiert auch höher aus-

fallen als in der Nachfragesensitivität modelliert, 

ohne jedoch zu einem signifikanten Anstieg der 

Systemkosten zu führen.  

Für den Zubau von Technologien wie Solar PV, Bat-

teriespeichern, Onshore-Wind und Elektrolyseu-

ren würde der Ausbau orientiert am Markt und 

sonstigen Anreizen erfolgen, sodass die Gesamt-

kapazität deutlich kurzfristiger gesteuert werden 

könnte. Solar PV und Batteriespeicher könnten mit 

Vorlaufzeiten von vermutlich rund zwei bis fünf 

Jahren ausgebaut werden. Auch für den Hochlauf 

von Elektrolyseuren würde ein ähnlicher Ansatz 

verfolgt. Das Finalszenario sieht für Elektrolyseure 

eine Reduktion des Ausbaus auf maximal 10 GW 

bis 2045 entsprechend der aktuellen politischen 

Zielmarke für 2030 vor, was auch einen erhöhten 

Importanteil an Wasserstoff bedeuten würde. Zu-

sammenfassend wäre es in den nächsten fünf Jah-

ren wichtig, zentrale Entscheidungen zu 

thermischen Kapazitäten, zum Fuel Switch auf 

Wasserstoff (grün oder blau) oder CCS, sowie zum 

Übertragungsnetzausbau in den Blick zu nehmen. 

Diese Bereiche könnten eine wesentliche Rolle für 

die kurzfristige Versorgungssicherheit und die 

langfristige Dekarbonisierung spielen. Verzöge-

rungen in diesen Handlungsfeldern könnten poten-

ziell Herausforderungen für die Zielerreichung der 

Dekarbonisierung bis 2040 mit sich bringen. Eine 

frühzeitige und sorgfältige Planung könnte somit 

dazu beitragen, die notwendigen Rahmenbedin-

gungen zu schaffen, um den Ausbaupfad des Fi-

nalszenarios zu erreichen und dadurch im 

Vergleich zum Referenzszenario die Systemkosten 

zu reduzieren.
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7 ANHANG 

 

 

7.1 Methodik und Annahmen 

Im Rahmen der Methodik werden zur Sicherstel-

lung der Vergleichbarkeit zwischen den Alterna-

tivszenarien und dem Referenzszenario bestimmte 

Annahmen und Prämissen konstant gehalten, die 

im Folgenden näher erläutert werden. Anschlie-

ßend werden diejenigen Parameter definiert, die 

für die Alternativszenarien variabel gehalten wer-

den. 

Annahmen 

Im Rahmen der Methodik werden zur Sicherstel-

lung der Vergleichbarkeit zwischen den Alterna-

tivszenarien und dem Referenzszenario bestimmte 

Annahmen und Prämissen konstant gehalten, die 

im Folgenden näher erläutert werden. Anschlie-

ßend werden diejenigen Parameter definiert, die 

für die Alternativszenarien variable gehalten wer-

den. 

Konstante Annahmen und Prämissen 

Politische Rahmenbedingungen 

Bis 2040 soll der deutsche Stromsektor vollstän-

dig CO₂-neutral werden, und für das gesamte Land 

wird Klimaneutralität bis 2045 angestrebt. Dabei 

bleibt Deutschland eine einheitliche Strompreis-

zone, und das bestehende Strommarktdesign auf 

Merit-Order-Basis wird weiterhin beibehalten. 

Auch das Jahr für den endgültigen Kohleausstieg 

bleibt unverändert bestehen. 

Rohstoffpreise 

Die Rohstoffpreise für Kohle, Gas und Öl bleiben in 

über alle Szenarien hinweg unverändert in ihrer 

Entwicklung. Auch die Preise für Wasserstoff ent-

wickeln sich szenarioübergreifend gleich und un-

terscheiden sich lediglich nach Herkunft, also 

grünem oder blauem Wasserstoff. Darüber hinaus 

entwickelt sich auch der EU-ETS-Preis gleich.  

Nachbarländer 

Die Kapazitäten der Grenzkuppeln, also der Inter-

konnektoren, entwickeln sich in allen Szenarien 

identisch, ebenso wie der Kapazitätsmix und die 

Strompreise in den benachbarten Ländern. 

Sonstige Faktoren 

Die Entwicklung der Stromnachfrage bleibt unver-

ändert für die beiden Komponenten der Basis-

Nachfrage. Elektrische Fahrzeuge (EVs) und Wär-

mepumpen werden als preisflexibel modelliert und 

können daher in ihrer gesamten Stromnachfrage 

entsprechend der Szenario-Großhandelspreise 

leicht variieren. Darüber hinaus verändern sich die 

Investitionskosten pro Technologie (CAPEX) und 

die laufenden Kosten (OPEX) pro Einheit nicht – es 

ändern sich lediglich die Kapazitäten und Produkti-

onsmengen, die die gesamten CAPE  und OPE  

verändern. Auch die Annahmen zur Abschreibung 

dieser Kosten, wie der gewichtete durchschnittli-

che Kapitalkostensatz (WACC) und die Lebensdau-

ern der Anlagetypen, bleiben gleich.  

Variable Annahmen und Prämissen 

Erzeugung 

Die Erzeugung ist in jedem Szenario variabel, ein-

schließlich des Kapazitätsmixes, der sowohl er-

neuerbare als auch thermische Kraftwerke 

umfasst. Ebenso sind der zeitliche Verlauf des Ka-

pazitätsmix und die resultierende Stromnetzinfra-

struktur anpassbar. 

Wasserstoff 

Der Zielzeitpunkt für die Umstellung sämtlicher 

gasgefeuerter Kraftwerke auf Wasserstoff (Fuel 

Switch) bleibt bei spätestens 2040, während die 

Kapazitäten der Elektrolyseure und der Wasser-

stoffkraftwerke variabel sind. Des Weiteren wird 

die Nutzung von grünem oder blauem Wasserstoff 

sowie der Einsatz von CCS-Kraftwerken variiert. 

Gas- und Wasserstoffnetz 

Das Gas- und Wasserstoffnetz sind variabel. Es 

werden nur die für den Stromsektor anteiligen Kos-

ten im Verhältnis zum Gesamtgas/-wasserstoffbe-

darf aller Sektoren berücksichtigt. Basierend auf 

annualisierten Kosten des Netzausbaus sowie 
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zusätzliche Kosten durch Speicherung wird eine 

unit co t berechnet, die anschließend mit dem sze-

nariospezifischen Verbrauch des jeweiligen Roh-

stoffes multipliziert wird. 

Carbon Capture and Storage (CCS) 

Die Kosten einerseits für die Abscheidung an Kraft-

werken und andererseits für die CCS-Infrastruktur 

(Transport und Speicherung) basieren auf der Sze-

nariowahl und ob CCS als mögliche Technologie 

eingestuft wird. 

Regionale Allokation der Erzeugungsanlagen 

Für den Fall einer Regionalisierung von sowohl Er-

neuerbaren- als auch Gaskraftwerken kann die Al-

lokation der Anlagen im Szenario berücksichtigt 

werden. 

Stromnetz 

In der Analyse der Hypothesen (Kapitel 4) wurden 

die Investitionskosten der Übertragungs- und Ver-

teilungsnetze in jedem Jahr annualisiert (WACC 

von 5 %, Lebensdauer von 60 Jahren). Diese Kosten 

beinhalten die historischen Kosten sowie Neubau-

kosten. Die Neubaukosten wurden anschließend 

szenariospezifisch und basierend auf spezifischen 

Netzkosten für die Netzanbindungskosten für Er-

neuerbare (Wind Offshore, Wind Onshore, Solar 

PV) addiert, welche pro Sensitivität variiert wur-

den. 

In der Analyse des Referenzszenarios, der Kombi-

nationen und des Finalszenarios (Kapitel 3, Kapitel 

5 und Kapitel 6) wurde eine detaillierte Berech-

nung der Netzkosten mit den Modellen der 

Consentec GmbH durchgeführt. Für das Übertra-

gungsnetz diente ein vorgegebenes Startnetz als 

Grundlage, das leitungsscharf den Ausbauzustand 

nach Umsetzung der im Netzentwicklungsplan 

(NEP) 2037/2045 (Version 2023) bestätigten Pro-

jekte mit geplanter Inbetriebnahme bis einschließ-

lich 2035 beschreibt. Die Erzeugungs- und 

Lastzeitreihen des Strommarktmodells wurden auf 

die Übertragungsnetzknoten regionalisiert, und 

anschließend eine stundenscharfe Lastfluss- und 

Ausfallsimulation durchgeführt. Auf Basis der er-

mittelten Leitungsbelastungen und auf Grundlage 

des NOVA-Prinzips („Netz-Optimierung vor Ver-

stärkung vor Ausbau“) wurden szenarienspezifisch 

die darüber hinaus erforderliche Netzausbau- und 

Verstärkungsmaßnahmen ermittelt. Das NOVA-

Prinzip verfolgt das Ziel, die bestehenden Netzka-

pazitäten zunächst besser auszunutzen, bevor be-

stehende Leitungen verstärkt oder neue gebaut 

werden.  

Kosten für Systemdienstleistungen (u.a. Redis-

patch, Blindleistungskompensation, Momentanre-

serve) waren nicht Teil der Untersuchung. Die 

Berechnung der Netzkosten berücksichtigt sowohl 

Investitions- als auch Betriebskosten, wobei ein 

WACC von 5 % zugrunde gelegt wird.  

Die Versorgungsaufgabe der Verteilungsnetze 

wird für die 400 Kreise und kreisfreien Städte in 

Deutschland analysiert. Innerhalb dieser Regionen 

erfolgt eine geografisch feinere Auflösung, bei der 

die Anforderungen der unterschiedlichen Netz-

ebenen berücksichtigt werden. PV-Dachanlagen 

speisen vollständig in die Niederspannung ein, 

während PV-Freiflächenanlagen zu gleichen Teilen 

in die Mittel- und Hochspannung integriert wer-

den. Onshore-Windenergie wird zu 20 % in der 

Mittelspannung und zu 80 % in der Hochspannung 

eingespeist. 

Das erforderliche Netzmengengerüst wird auf Ba-

sis der maximalen Residuallast und der maximalen 

Rückspeisung berechnet. Für einen effizienten 

Ausbau der Verteilungsnetze werden die 20 

höchsten Residuallastwerte sowie eine Spitzen-

kappung von 3 % der jährlichen Energiemenge be-

rücksichtigt. Neben den reinen Netzkosten fließen 

auch Kosten für Leitungen „ab EE-Anlagen“ in die 

Berechnung ein, die üblicherweise von Anlagenbe-

treibern getragen werden. In lastdominierten Ge-

bieten verursacht der Zubau von Erneuerbaren 

Energien häufig keine zusätzlichen Netzausbau-

kosten, abgesehen von den Anschlusskosten. In Re-

gionen mit hoher EE-Dominanz können die Kosten 

jedoch erheblich steigen. 
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7.2 Berechnung der Systemkosten 

Für die Berechnung der Systemkosten werden 

nicht nur die reinen Erzeugungskosten inkl. Brut-

toimporten berücksichtigt, sondern auch die Netz- 

und Infrastrukturkosten sowie externe volkswirt-

schaftliche Kosten. Dieser umfassende Ansatz er-

möglicht eine detaillierte Erfassung aller 

relevanten Aufwendungen und bildet die Grund-

lage für eine ganzheitliche und realistische Kosten-

analyse.  

A. Erzeugung nach Erzeugungstyp: Die Kosten 

der Stromerzeugung werden differenziert 

nach  i tori c en und  u  n tigen Erzeugungs-

kosten ermittelt. Historische Kosten umfassen 

die kapitalisierten Investitionskosten (CAPE ), 

die über den gewichteten Kapitalkostensatz 

(WACC) jährlich abgeschrieben und je nach 

Technologie variiert werden. Die Systemkoste-

neinsparungen reagieren sehr sensitiv auf Kos-

tenannahmen für thermische Kraftwerke, 

insbesondere der angenommenen CAPE , 

Wasserstoffpreise und Anteile der Fuel-

Switch-Kraftwerke 

Hinzu kommen variable und fixe Betriebskos-

ten (FOM, VOM), Treibstoffkosten, Kosten für 

Importe sowie CO₂-Abscheidungskosten für 

Anlagen mit Carbon-Capture-and-Storage 

(CCS). Diese Kalkulation erfolgt modellbasiert 

und wird durch Auroras hauseigenes Strom-

marktmodell abgebildet. 

B. Stromnetzkosten: Auch die Kosten des Strom-

netzes fließen in die Systemkostenberechnung 

ein. Hierbei werden die Netzkosten für Über-

tragungs- und Verteilnetze berücksichtigt, wo-

bei der Fokus auf einem optimalen Ausbau des 

Netzes liegt. Diese Kosten werden für die 

Stichjahre 2035 und 2045 auf Basis eines lang-

fristig effizienten Netzausbaus ermittelt und 

durch eine Netzmodellierung abgebildet und 

für die restlichen Jahre interpoliert. 

C. Andere Infrastrukturkosten: Zur Deckung des 

zukünftigen Energiebedarfs sind darüber hin-

aus Investitionen in Gas-, Wasserstoff- und 

CO₂-Infrastrukturen erforderlich. Die Kosten 

des Gasnetzes werden anhand eines prognos-

tizierten Entgelts für die Nutzung berechnet. 

Für das Wasserstoffnetz wurde ein spezifi-

sches Nutzungsentgelt entwickelt, das nur die 

relevanten Netzaufwendungen für den 

Stromsektor anrechnet (prozentualer Anteil 

entsprechend der Nachfrage des Stromsektors 

nach Wasserstoff im Vergleich zur Nachfrage 

anderer Sektoren nach Wasserstoff). CO₂-

Infrastrukturkosten umfassen die Transport- 

und Speicherkosten für Kohlendioxid und stel-

len eine entscheidende Komponente zur Errei-

chung der Klimaziele dar.  

Abb.40 Schematische Darstellung der Berechnung der Systemkosten mit allen Komponenten 
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D. Externe volkswirtschaftliche Kosten: Schließ-

lich werden auch die externen volkswirtschaft-

lichen Kosten einbezogen, insbesondere jene, 

die aus CO₂-Emissionen der thermischen Er-

zeugung resultieren. Die Berechnung dieser 

externen Effekte erfolgt anhand von CO₂-

Preisprojektionen und Effizienzfaktoren, um 

die langfristigen gesellschaftlichen Auswirkun-

gen der Emissionen zu quantifizieren. Diese 

Kosten fließen ebenfalls in das Aurora-Strom-

marktmodell ein. 

Detaillierte Darstellung der Kostenkomponenten 

In den Analysen wird vor allem auf die durch-

schnittlichen Systemkosten (2025-2045) sowie auf 

das relative Delta zum Referenzszenario Bezug ge-

nommen. Dabei werden die Kosten in folgende 

Komponenten unterteilt: 

▪ Importkosten: (Bruttoimporte von Strom, 

d.h. ohne Exporterlöse) basierend auf stündli-

chen Großhandelspreisen und Importmengen. 

- In der Berechnung werden Erlöse aus 

Exporten nicht berücksichtigt, da es sich 

bei der Modellierung explizit um die Ge-

samtkosten des Systems handelt. 

▪ CO2-Kosten: Gesamtmenge an emittiertem 

CO2 multipliziert mit CO2-Preis, ohne Vorketten-

emissionen.

 

▪ CCS: Gesamtmenge an abgeschiedenem CO2 

multipliziert mit unit costs für CCS-

Abscheidungsprozess, Transport und Speiche-

rung (€/tCO2). Berechnung ohne Vorkettenemis-

sionen. 

▪ DSR: Abregulierung der Nachfrageseite, ver-

schiedene Optionen mit steigenden Kosten pro 

MWh. 

▪ OPEX & Neubau-CAPEX (Erneuerbare+Bat-

terien): Neubau-CAPEX und OPEX aus CO2-

neutralen Erzeugungskapazitäten (inkl. Erneuer-

bare, Biomasse, Pumpspeicher, Wasserkraft und 

Batteriespeicher). 

▪ OPEX & Neubau-CAPEX (Thermische Kraft-

werke): Gesamtkosten aller thermischer Erzeu-

gungskapazitäten, d.h. Neubau-CAPEX und 

OPEX (inkl. Brennstoffkosten für Gas-, Öl-, 

Kohle- und Wasserstoffkraftwerke). 

▪ Historische CAPEX (Erneuerbare+Batte-

rien): Noch in Abschreibung befindliche CAPEX 

für Investitionen in CO2-neutrale Kapazitäten in 

der Vergangenheit.  

▪ Historische CAPEX (Thermische Kraft-

werke): Analog für thermische Erzeugungskapa-

zitäten. 

▪ Wasserstoffnetzkosten: Annualisierter An-

teil der Wasserstoff-Netzkosten am Strommarkt.  

▪ Gasnetzkosten: Annualisierter Anteil der 

Gas-Netzkosten am Strommarkt. 

▪ Stromnetzkosten: Noch in Abschreibung be-

findliche, annualisierte, alte Kosten sowie Neu-

baukosten für Verteil- und Übertragungsnetz. 

Bei der Analyse der Hypothesen wurden für Neu-

baukosten lediglich Schätzungen für Netzanbin-

dungskosten für Erneuerbare (Wind Offshore, 

Wind Onshore, Solar PV) variiert und die restli-

chen Stromnetzkosten konstant gehalten. Für die 

Analyse der Kombinationen wurden die Strom-

netzkosten detailliert berechnet. 

  

Abb. 41 Durchschnittliche Systemkosten   
(illustrativ) 
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7.3 Ausgewählte Ergebnisse der einzelnen Hypothesen 

Nachfolgend werden ausgewählte Sensitivitäten pro Hypothese vorgestellt. Für diese Ergebnisse gilt, 

dass die Effekte auf das Netz abgeschätzt wurden. Daher unterliegen die vorgestellten Systemkostendel-

tas einer methodischen Abweichung zu den Systemkostendeltas der Kombinationen und können nicht in 

direkten Bezug dazu gesetzt werden. 

Die Systemkostendeltas der Kombinationen und des Finalszenarios unterliegen dagegen einer detaillier-

ten Netzkostenberechnung. 

Tab 3 Ausgewählte Ergebnisse für Hypothese 1 (Erneuerbare Energien) 

Szenario Offshore Onshore Solar Gas/H2 Importdelta Systemkostendelta 

1a(i) - 15 GW 

   

+118% -0.9% 

1a(iii) - 15 GW 

  

+ 10 GW +110% -2.8% 

1b - 15 GW + 21 GW 

  

+6% -1.7% 

1c(i) 

 

-20 GW 

 

+ 15 GW +84% -0.9% 

1c(ii) - 20% - 15 GW - 20% 

 

+ 10 GW +239% -1.3% 

1d(i) 

  

- 30% GW 

 

+204% +0.4% 

1d(ii) - 20% - 15 GW 

 

- 20% GW + 10 GW +223% -3.1% 

1d(iii) - 30% - 15 GW 

 

- 30% GW + 10GW + 21GW +267% -2.6% 

Tab 4 Ausgewählte Ergebnisse für Hypothese 2 (Flexibilität) 

Szena-
rio 

Gas/H2 Batterien Elektroly-
seure 

Import-
delta 

Systemkosten-
delta 

2a(i) + 71 GW 
(1:1) 

- 71 GW (50% der Kapazität) 

 

-7% -1.8% 

2a(v) + 20 GW - 71 GW (50% der Kapazität) 

 

-0.8% -3.0% 

2b(i) + 36 GW 
(2:1) 

- 71 GW (50% der Kapazität) und redu-
zierte Speicherdauer 

 

+7% -2.4% 

Tab 5 Ausgewählte Ergebnisse für Hypothese 3 (CCS) 

Szenario Gas/H2 Batterien Elektrolyseure Importdelta Systemkostendelta 

3a(i) CCS statt H2 (100%) 

  

-120% -0.3% 

3a(ii) CCS statt H2 (50%) 

  

-75% -0.6% 
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Tab 6 Ausgewählte Ergebnisse für Hypothese 4 (Wasserstoff) 

Szenario Gas/H2 Batterien Elektrolyseure Import-
delta 

Systemkosten-
delta 

4a(i) Fuel-Switch Richtung 2040 
verschoben 

  

-64% -0.9% 

4b(iv) blauer H2-Preis (statt grün) 

 

- 40 GW (max. 10 
GW) 

-225% -2.1% 
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Abkürzungsverzeichnis 

Abkürzung Bedeutung 

CCS Carbon Capture and Storage 

CCGT Combined Cycle Gas Turbine (Gas-und-Dampf-Kraftwerk) 

DEU Deutschland 

EE Erneuerbare Energie 

GT Gasturbinen-Kraftwerk (OCGT) 

GW Gigawatt 

GWh Gigawattstunde 

GuD Gas-und-Dampf-Kraftwerk (CCGT) 

H2 Wasserstoff 

KPI Key Performance Indicator 

MWh Megawattstunde 

OCGT Open Cycle Gas Turbine (Gasturbinen-Kraftwerk) 

TWh Terawattstunde 

WOF Offshore-Wind 

WON Onshore-Wind 
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