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Zur Auftragslage der Westberliner Industrie
Ein weniger erfreuliches Bild ergibt sich bei einer Aufgliederung der  gesamten 
 Bestelleingänge auf private und öffentliche Auftraggeber. Bereits im  Jahre 
1961 hatte der leichte Rückgang der öffentlichen Aufträge das Wachstums-
tempo des gesamten Auftragsvolumens reduziert. 1962 verschärfte die weit-
aus  stärkere  Abnahme der öffentlichen Nachfrage die ohnehin von der Zurück-
haltung der  privaten Wirtschaft ausgehenden restriktiven Einflüsse. In den 
ersten vier  Monaten des laufenden Jahres führte der abermals verstärkte Rück-
gang der öffentlichen Nachfrage bei erstmals wieder leichtem Anstieg der 
 privaten  Bestellungen zu einer weiteren Abnahme des gesamten Auftragsein-
gangs.  Erfahrungsgemäß weist zwar die öffentliche Auftragsvergabe im Jahres-
ablauf  starke Schwankungen auf, die jüngste Entwicklung sollte daher nicht über-
bewertet werden. Dennoch fordert das nun schon seit Jahren unbefriedigende 
Verhalten der öffentlichen Hand zur Kritik heraus. So hätte man doch gerade in 
Zeiten, in denen die private Nachfrage konjunkturell stagnierte oder zurückging, 
von den öffentlichen Auftraggebern im Bundesgebiet antizyklische Reaktionen 
erwarten können, die wenigstens tendenziell stabilisierend auf den Konjunktur-
ablauf  hätten wirken  können. Für Westdeutschland trug und trägt die  verstärkte 
öffentliche Auftrags vergabe – wenngleich nicht aus dieser Zielsetzung heraus – 
fühlbar zur Stützung der Gesamtnachfrage bei. Für West-Berlin war und ist dies 
leider nicht der Fall. Wenn auch die Nachfrage öffentlicher Auftraggeber nach 
West berliner  Erzeugnissen ihrem  Gewicht und ihrer Struktur nach kein  volles 
Äquivalent für den Rückgang der  privaten Bestellungen in dem erlebten Ausmaß 
bilden kann, so läge doch eine nicht unbeträchtliche Abschwächung der  hiervon 
auf den Wirtschaftsablauf ausgehenden kontraktiven Einflüsse durchaus im 
 Bereich des  Möglichen.  

aus dem Wochenbericht Nr. 30 vom 26. Juli 1963 “
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Die Europäische Kommission hat in ihrem Grünbuch „Ein Rahmen 
für die Klima- und Energiepolitik bis 2030“ dazu aufgefordert, 
Einschätzungen für umwelt- und energiepolitische Entwicklungen 
jenseits des Jahres 2020 zu entwickeln. Allerdings beruht das 
 Grünbuch ebenso wie die „Energy Roadmap 2050“ der Kommis-
sion vom Dezember 2011 auf Szenarioannahmen, die in wesent-
lichen Teilen nicht mehr aktuell sind. Die Europäische Kommission 
sollte umgehend aktualisierte Modellrechnungen bereitstellen, um 
der Energiepolitik transparente und nachvollziehbare Szenarien als 
Entscheidungshilfe an die Hand zu geben.

Ein vom DIW Berlin durchgeführter Vergleich aktueller Schätzun-
gen zeigt, dass von Seiten der Kommission die Kosten von Atom-
energie und CO2-Abscheidung systematisch unterschätzt werden, 
während die Kosten von erneuerbaren Energien überschätzt 
werden. Dies gilt insbesondere für die Fotovoltaik, deren Kapital-
kosten heute bereits zum Teil unterhalb der Werte liegen, die die 
Kommission für 2050 erwartet. Im Gegensatz zu den erneuerbaren 
Energien können weder die Atomkraft noch die CO2-Entsorgung zu 
vertretbaren Kosten eine tragende Rolle im künftigen europäischen 
Strommix spielen. Es ist daher unerlässlich, dass Europa konsequent 
auf den weiteren Ausbau erneuerbarer Energien setzt. Dazu ist es 
notwendig, dass anspruchsvolle Ziele für erneuerbare Energien für 
das Jahr 2030 definiert werden, kombiniert mit klaren Emissions-
reduktions- und Effizienzzielen. 

Im Jahr 2009 hatte sich die Europäische Kommission 
auf ein Richtlinienpaket für Energie und Klimaschutz 
geeinigt,1 das konkrete Zielvorgaben für das Jahr 2020 
enthält (sogenannte 20-20-20-Ziele). Dabei sollen bis 
2020 die Treibhausgasemissionen um 20 Prozent im 
Vergleich zum Jahr 1990 gesenkt werden, die Ener-
gieeffizienz soll gegenüber bisherigen Prognosen um 
20 Prozent verbessert werden und der Anteil der erneu-
erbaren Energien am Gesamtenergieverbrauch (Brutto-
Endenergieverbrauch für Strom, Wärme und Verkehr) 
soll auf 20 Prozent erhöht werden. Zur Erreichung der 
Ziele wurden zum einen der Emissionsrechtehandel 
als wesentliches Instrument zur Treibhausgasminde-
rung reformiert und zum anderen nationale Ziele zur 
 Steigerung des Anteils erneuerbarer Energien gesetzt.2 
Die Energieeffizienzziele wurden in der Energieeffi-
zienz-Richtlinie3 und dem Energieeffizienz-Plan4 ver-
einbart.

Die Ziele für 2020 sind bisher in unterschiedlichem 
Maße erreicht worden. So werden die Emissions-
minderungsziele der EU bereits heute fast vollständig 
erreicht. Im Jahre 2011 lagen die Emissionen nur knapp 
zwei Prozentpunkte über dem Minderungsziel.5 Bezüg-
lich des Erneuerbaren-Ziels macht die EU zwar Fort-
schritte und hat den Anteil der erneuerbaren Energien 
am Bruttoendenergieverbrauch von 8,5 Prozent im Jahr 

1 Europäisches Energie- und Klimapaket von 2009. Dazu gehören die 
Richtlinien 2009/28/EC zu erneuerbaren Energien, 2009/29/EC zum 
Emissionshandel, 2009/31/EC zur CO2-Speicherung und die Entscheidung 
406/2009/EC zum sogenannten Effort Sharing.

2 Richtlinie 2009/28/EG des Europäischen Parlaments und des Rates vom 
23. April 2009 zur Förderung der Nutzung von Energie aus erneuerbaren 
Quellen.

3 Richtlinie 2012/27/EU des Europäischen Parlaments und des Rates vom 
25. Oktober 2012 zur Energieeffizienz.

4 Europäische Kommission (2011): Mitteilung der Kommission an das 
Europäische Parlament, den Rat, den Europäischen Wirtschafts- und 
Sozialausschuss und den Ausschuss der Regionen: Energieeffizienzplan 2011. 
Brüssel, 8. März 2011, KOM (2011) 109 endgültig.

5 EEA (2013): Annual European Union greenhouse gas inventory 
1990–2011 and inventory report 2013 (Technical report No. 8/2013). 
European Environment Agency (EEA), Kopenhagen.

Europäische Stromerzeugung nach 2020: 
Beitrag erneuerbarer Energien 
nicht unterschätzen
Von christian von hirschhausen, claudia Kemfert, Friedrich Kunz und Roman mendelevitch
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sionen deutlich zu senken und den Anteil erneuerba-
rer Energien zu erhöhen. Zugleich soll die Wettbewerbs-
fähigkeit der europäischen Wirtschaft verbessert und 
die Energieversorgungssicherheit erhöht werden; des 
Weiteren soll auch die Erschwinglichkeit von Energie 
im Energiebinnenmarkt gesichert bleiben. Insbeson dere 
ist vorgesehen, die Treibhausgas-Emissionen (THG) um 
80 bis 95 Prozent zu senken. Hierfür ist es notwendig, 
verbindliche THG-Minderungsziele bis zum Jahr 2030 
festzulegen. Die Europäische Kommission hat vorge-
schlagen, für 2030 ein Zwischenziel von 40 Prozent 
einzuführen.

Jenseits der Diskussion der Zielformulierung proble-
matisiert das Grünbuch auch, dass von zwei wichti-
gen Politikinstrumenten derzeit kaum Wirkungen auf 
einen nachhaltigen Energieträgermix ausgehen. Dies 
betrifft zum einen den Emissionsrechtehandel, zum an-
deren die Förderung der Technologie für CO2-Abschei-
dung, -Transport und -Speicherung (Carbon Capture, 
Transport, and Storage, CCTS). Der Emissionsrechte-
handel führt zu unzureichenden Preissignalen, da zu 
viele überschüssige Zertifikate im Markt sind und die 
Obergrenzen der Emissionen nicht konsequent nach 
unten angepasst wurden.11 Dadurch gehen von dem 
sich ergebenden sehr niedrigen CO2-Preis (derzeit bei 
drei bis fünf Euro pro Tonne) nicht die notwendigen Si-
gnale aus, die für langfristige Innovationen im Bereich 
CO2-armer Stromerzeugungstechnologien notwendig 
sind.12 Des Weiteren sind die Bemühungen der EU zur 
Entwicklung der CCTS-Technologie bisher ins Leere ge-
laufen, weil weder die Energiewirtschaft noch die natio-
nalen Regierungen entsprechende Anstrengungen zur 
Umsetzung dieser Technologie unternommen haben.13 

grünbuch 2030 basiert 
auf veralteten Annahmen 
und benachteiligt erneuerbare Energien

Zum Zeitpunkt der Erstellung des Grünbuchs lagen 
von Seiten der Kommission keine aktuellen Modellrech-
nungen und Szenarien vor, so dass auf bis zu vier  Jahre 
alte Kostenannahmen zurückgegriffen wurde. Dabei 

11 Neuhoff, K, Schopp, A. (2013): Europäischer Emissionshandel: Durch 
Backloading Zeit für Strukturreform gewinnen. DIW Wochenbericht 
Nr. 11/2013.

12 Vgl. Offener Brief zum europäischen Emissionshandel an Bundeskanzlerin 
Angela Merkel, vom 18. März 2013, sowie Diekmann, J. (2012): EU-Emissions-
handel: Anpassungsbedarf des Caps als Reaktion auf externe Schocks und 
unerwartete Entwicklungen? Gutachten im Auftrag des Umweltbundesamts, 
Climate Change Nr. 17/2012, Dessau/Berlin.

13 Das Grünbuch 2030 verweist in diesem Zusammenhang auf zwei parallel 
angestoßene Konsultationsverfahren zu i) internationalen Verhandlungen über 
ein neues rechtsverbindliches Übereinkommen für den Klimaschutz sowie ii) ein 
Konzept für die Demonstration der Technologie für CO2-Abscheidung, -Transport 
und -Speicherung.

2005 auf 13 Prozent im Jahr 2011 gesteigert;6 dennoch 
gibt es Bedenken, ob das Gesamtziel für 2020 erreicht 
wird. Hierfür müsste das Wachstum der Erneuerbaren 
im europaweiten Durchschnitt über sechs Prozent pro 
Jahr betragen.7 In Hinblick auf das Effizienzziel herrscht 
ebenfalls ein Konsens, dass gesteigerte Anstrengun-
gen in Richtung des 20-Prozent-Ziels notwendig sind.

grünbuch 2030: Eu startet Diskussion 
zur Energie- und Klimastrategie

Die Europäische Union sowie die 28 Mitgliedsstaaten, 
die nach Art. 194 EU-Vertrag für den nationalen Energie-
mix zuständig sind,8 stehen vor richtungsweisenden 
Entscheidungen bezüglich der zukünftigen Gestaltung 
der Stromerzeugung jenseits des Jahres 2020. Mit dem 
Grünbuch „Ein Rahmen für die Klima- und Energie-
politik bis 2030“9 eröffnet die Europäische Kommission 
die Diskussion über die Ausrichtung der europäischen 
Energie- und Klimapolitik jenseits des Jahres 2020. In 
den Konsultationen zum Grünbuch 2030 stellen sich 
Fragen nach den Erfahrungen des energie- und klima-
politischen Rahmens bis 2020 sowie der Weiterentwick-
lung für das Folgejahrzent. Als Gründe für eine alsbal-
dige Festlegung des Fahrplans bis 2030 werden die Län-
ge der Investitionszyklen sowie die Notwendigkeit von 
festen Rahmenbedingungen genannt. Außerdem müs-
sen die bestehenden langfristigen Ziele durch verbind-
liche Zwischenziele konkretisiert werden: So beinhalten 
sowohl die Klima-Roadmap als auch die Energy Road-
map 2050 explizit eine Reduktion der Treibhausgas-
emissionen bis 2050 um 80 bis 95 Prozent gegenüber 
1990; dabei wurde von einer weitgehenden Dekarboni-
sierung des Stromsektors ausgegangen.10 

Das Grünbuch baut auf den langfristigen Zielen der 
euro päischen Energie- und Klimapolitik auf: Die Euro-
päische Union hat sich vorgenommen, die THG-Emis-

6 Eurostat (2013): Europa 2020 Indikatoren.

7 Deutschland hat sich zu einem nationalen Ziel von 18 Prozent verpflichtet, 
im Jahr 2011 lag der Anteil erneuerbarer Energien am Endenergieverbrauch 
laut Eurostat bei 12,3 Prozent.

8 Nach Artikel 194 des EU-Vertrags ist Energiepolitik ein gemeinsames 
Kompetenzfeld („shared competence“) der Europäischen Union und der 
Mitgliedstaaten. Insbesondere liegen Entscheidungen über den Energieträger-
mix nach wie vor in der alleinigen Entscheidungshoheit der Mitgliedstaaten. 
Dennoch kommt den konkreten Maßnahmen sowie weiteren Impulsen durch 
die EU eine große Bedeutung zu. So wird die Wirtschaftlichkeit fast aller 
Stromerzeugungstechnologien direkt durch europäische Richtlinien 
beziehungsweise Verordnungen beeinflusst.

9 Europäische Kommission (2013): Grünbuch: Ein Rahmen für die 
Klima- und Energiepolitik bis 2030. Brüssel, 27. März 2013, KOM(2013) 169 
endgültig.

10 Europäische Kommission (2011): Energiefahrplan 2050. KOM(2011) 885 
endgültig; sowie Europäische Kommission (2011): Fahrplan für den Übergang 
zu einer wettbewerbsfähigen CO2-armen Wirtschaft bis 2050. KOM(2011) 112 
endgültig.
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wird insbesondere bei den erneuerbaren Energien nicht 
die aktuelle Kostenentwicklung berücksichtigt.14 Somit 
konnten weder die Europäische Kommission noch die 
Mitgliedsländer noch die ebenfalls zur Beteiligung auf-
gerufenen Bürger ihre Meinungsbildung auf aktuelle 
und transparente Berechnungen stützen. 

Insbesondere wurden die jüngsten starken Reduktio-
nen der Produktionskosten erneuerbarer Energien ver-
nachlässigt. Zudem müssen die Entwicklung der Kos-
ten thermischer Stromerzeugung nach dem Atomun-
fall von Fukushima und dem bisherigen Ausbleiben der 
CCTS-Technologie berücksichtigt werden. Kernkraft-
werke der dritten Generation sowie die CCTS-Techno-
logie werden aus technischen und ökonomischen Grün-
den mit hoher Wahrscheinlichkeit keine tragende Rolle 
im zukünftigen Energieträgermix der EU spielen. Ob-
wohl beide Technologien bis heute nicht operationell 
verfügbar sind, werden ihnen starke Kostenrückgänge 
vorhergesagt. Dadurch werden in einigen Szenarien bei-
de Technologien bis zum Jahr 2050 zu Eckpfeilern der 
europäischen Stromversorgung (Abbildungen 1 und 2). 

14 Außerdem hat die zuständige Generaldirektion Energie die damaligen 
„Referenz- und Politikszenarien 2050“, die neben europaweiten Modellrechnun-
gen auch Ergebnisse für jedes Mitgliedsland enthalten, bis heute nicht 
vorgestellt.

So steigt im Referenzszenario die Kapazität der Kern-
kraftwerke von derzeit 127 Gigawatt bis zum Jahr 2050 
auf 161 Gigawatt an. Die Kraftwerkskapazitäten mit 
CCTS-Technologie, die derzeit weder in Europa noch 
weltweit in Demonstrationsanlagen verfügbar ist, 
schnellen von derzeit null Gigawatt auf über 100 Giga-
watt im Jahr 2050 hoch. Im Folgenden soll daher die 
Plausibilität dieser Ergebnisse sowie der sie treibenden 
Annahmen kritisch hinterfragt werden.

Literaturstudie des DIW Berlin 
zu aktuellen Kostenentwicklungen 

Das DIW Berlin hat als Grundlage für seine Modellent-
wicklung eine systematische Erhebung der Kosten er-
neuerbarer und konventioneller Stromerzeugung durch-
geführt.15 Dabei wurden Investitionen einer breiten Pa-
lette von Erzeugungstechnologien ermittelt sowie eigene 
Vergleiche von Betriebskosten, abhängig von exogenen 
Parametern wie Brennstoffkosten, durchgeführt. Es 
wurden auch Unterschiede zwischen verschiedenen 
Ansätzen der Quantifizierung diskutiert und aus heu-

15 Schröder, A., Kunz, F., Meiss, J., Mendelevitch, R., von Hirschhausen, C. 
(2013): Current and Prospective Costs of Electricity Generation until 2050. 
Data Documentation No. 68, DIW Berlin. Im Folgenden beziehen sich alle 
Angaben auf diese Data Documentation, soweit nicht anders benannt. Die 
Autoren danken Herrn Schröder für die Unterstützung bei der Literatur- und 
Datenrecherche bei der Vorbereitung dieses Wochenberichts.

Abbildung 1

Installierte Leistung von Atomkraft und ccts 
nach Energy Roadmap1
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1 Dargestellt ist das Referenzszenario. 

Quelle: Darstellung des DIW Berlin basierend auf Europäische Kommission (2011).

© DIW Berlin 2013

In der Energy Roadmap steigt die Leistung von CCTS-Kraftwerken bis 
2050 stark an.

Abbildung 2

stromproduktion aus Atomkraft, ccts und 
erneuerbaren Energien nach Energy Roadmap1
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1 Dargestellt ist die Bruttostromerzeugung im Referenzszenario.

Quelle: Darstellung des DIW Berlin basierend auf Europäische Kommission (2011).

© DIW Berlin 2013

In der Energy Roadmap sind Atomkraft und CCTS tragende Säulen 
der Stromversorgung.



DIW Wochenbericht Nr. 29.2013

EuRopäIschE stRomERzEugung

6

aus Kernkraft nach dem Zweiten Weltkrieg im Zusam-
menhang mit militärischen Zielen entwickelt; dabei 
wurden entweder staatliche Unternehmen mit der 
Aufgabe betraut (etwa in Großbritannien und Frank-
reich) oder privat organisierten Unternehmen staatli-
che Zuschüsse oder Garantien gewährt, um sie zur Ent-
wicklung der Kernenergie anzureizen (beispielsweise 
Deutschland und USA).16

Eine genaue Erhebung der Gesamtkosten der Strom-
erzeugung in Kernkraftwerken ist besonders schwie-
rig. Kosten entstehen in den Bereichen Forschung und 
Entwicklung, beim Bau, Betrieb und Rückbau des Kraft-
werks. Dabei sind auch Brennstoffkosten und ande-
re variable Kosten sowie die Kosten möglicher Unfälle 
(Risiko kosten) zu berücksichtigen. 

16 Radkau, J., Hahn, L. (2013): Aufstieg und Fall der deutschen Atomwirt-
schaft. München. In sozialistischen Ländern wie der Sowjetunion, der DDR oder 
China oder in Schwellenländern wie dem Iran wurde die Kernkraft ohnehin 
abseits von wirtschaftlichen Erwägungen entwickelt.

tiger Sicht plausible Entwicklungspfade herausgearbei-
tet. Ausgewählte Ergebnisse dieser Analyse werden im 
Folgenden bei der Diskussion von Zukunftsszenarien 
der europäischen Energieversorgung zu Hilfe genom-
men, insbesondere auch zum Vergleich mit den  Werten 
der Energy Roadmap 2050.

Die Verwendung eines umfassenden Kostenbegriffs 
hängt von der Einbeziehung beziehungsweise Nicht-
einbeziehung relevanter Kostenfaktoren ab. Während 
ein privater Investor vorwiegend die privaten Produk-
tionskosten im Blick hat, sollte die staatliche Energie- 
und Umweltpolitik die Gesamtkosten berücksichtigen, 
einschließlich sozialer Umwelt- und Transaktions kosten 
(Kasten).

Kosten der Atomenergie prohibitiv hoch

Die zivile Nutzung der Kernkraft war von Anfang an 
nur wenig dem marktwirtschaftlichen Wettbewerb aus-
gesetzt. In einigen Ländern wurde die Strom erzeugung 

Die Entwicklung der Kosten der Stromerzeugung ist ein wichtiger 

Indikator bei der Bewertung zukünftiger Entwicklungen 

des Energiesystems. Jedoch gibt es bei der Quantifizierung 

der Stromerzeugungskosten methodische und praktische 

Unterschiede, die zu unterschiedlichen und kontroversen Ein-

schätzungen führen können. Daher ist es notwendig, die bei 

der Ermittlung aktueller und zukünftiger Kostenstrukturen ge-

troffenen Annahmen zu berücksichtigten und Kostenkategorien 

transparent darzustellen.

Grundsätzlich unterschieden wird zwischen privaten und 

 sozialen Kosten: Private Kosten beziehen sich auf die vom 

Stromerzeuger aufgewendeten Kosten, während die sozialen 

Kosten auch die von der Gesellschaft getragenen Kosten 

berücksichtigen, wie zum Beispiel die Kosten der Umwelt-

verschmutzung.

Des Weiteren unterscheidet man zwischen Produktions- und 

Transaktionskosten:

•	 Unter Produktionskosten versteht man die im Produktions-

prozess direkt anfallenden Kosten der Stromerzeugung, die 

sich aus Investitionen, fixen und vor allem Betriebs- und Er-

haltungskosten sowie CO2-Zertifikatekosten zusammensetzen;

•	 Transaktionskosten berücksichtigen auch die Bereitstel-

lung der notwendigen Rahmenbedingungen, zum Beispiel 

innerhalb des Unternehmens, bei der Marktinfrastruktur 

oder im Hinblick auf den allgemeinen energiepolitischen 

Rahmen.

Eine weitgehend vernachlässigte Kategorie der Transaktions-

kosten stellen Risikokosten dar, die die vom Investor, der 

Gesellschaft oder anderen Akteuren zu tragenden Kosten für 

unvorhersehbare Ereignisse beinhalten. Diese Ereignisse können 

„normale“ Risiken wie Markt- und Regulierungsrisiken sein, aber 

auch technologische Risiken wie ein gravierender Unfall. Risiko-

kosten können explizit in Form von Versicherungskosten anfallen, 

aber auch implizit durch die Erhöhung der Kapitalkosten der 

Finanzierung auftreten. Im Fall unversicherter Großrisiken trägt 

die Gesellschaft die Risikokosten, zum Beispiel bei größeren Kern-

kraftwerksunfällen. Die hier anfallenden Risikokosten können 

erhebliche Werte annehmen, werden jedoch bei quantitativen 

Wirtschaftlichkeitsrechnungen oft zu Unrecht vernachlässigt.

Des Weiteren ist eine Unterscheidung bezüglich des zeitlichen 

Anfalls der Kosten üblich: Als variable Kosten bezeichnet 

man die kurzfristig von der Produktionsmenge abhängigen 

Kosten (Betriebskosten), wohingegen Fixkosten kurzfristig 

ausbringungsunabhängig sind; langfristig sind alle Kosten 

variabel und werden unter dem Begriff „standardisierte Durch-

schnittskosten“ (levelized cost of electricity, LCOE) subsumiert. 

Jenseits der spezifischen Kosten einzelner Technologien 

können weitere Aggregate analysiert werden, beispielsweise 

Energiesystemkosten oder makroökonomische Effekte.1 

1 Pahle, M., Knopf, B., Tietjen, O., Schmid, E. (2012): Kosten des 
Ausbaus erneuerbarer Energien: Eine Metaanalyse von Szenarien. 
Umweltbundesamt, Climate Change Nr. 23/2012, Dessau/Berlin.

Kasten 

Kostenkomponenten
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Aufgrund technischer Unwägbarkeiten und steigen-
der Sicherheitsanforderungen wurde die Kernkraft – 
im Gegensatz zu allen anderen Stromerzeugungstech-
nologien – im Laufe der Jahrzehnte nicht günstiger; 
vielmehr sind ihre Kapitalkosten um ein Vielfaches ge-
stiegen. So lagen beispielsweise die leistungsspezifi-
schen Investitionen pro Kilowatt in Frankreich im Jahr 
1980 im Bereich von 1 000 Euro, 1990 zwischen 1 300 
und 1 600 Euro und im Jahr 2000 zwischen 1 500 und 
3 000 Euro (Abbildung 3).17 Auch in den USA stiegen die 
spezifischen Investitionen von 1973 (circa 1 000 US-Dol-
lar/Kilowatt) bis 1990 (circa 5 000 US-Dollar/Kilowatt) 
signifikant an.18 Als Gründe werden vor allem verschärf-
te Sicherheitsvorschriften, wechselnde Standards sowie 
fehlende Kontinuität beim Kernkraftwerksbau genannt. 

Die historische Erfahrung steigender Kapitalkosten 
scheint sich auch in der gegenwärtigen Entwicklungs-
phase für die sogenannte „3. Generation“ (European Pres-
surized Reactor, EPR) von Kernkraftwerken zu bestäti-
gen. Die Kostenschätzungen der beiden derzeit im Bau 

17 Preisbasis 2010. Vgl. Rangel, L., Lévêque, F. (2012): Revisiting the cost 
escalation curse of nuclear power. New lessons from the French experience. 
Working Paper 12-ME-08, Interdiscipinary Institute of Innovation, Paris; und 
Grubler, A. (2010): The cost of the french nuclear scale-up: A case of negative 
learning by doing. Energy Policy, 38, 5174–5188. Rangel und Lévêque beziehen 
sich auf Grubler sowie auf Kostendaten des französischen Rechnungshofs (Cour 
de Compte). 

18 Cooper, M. (2009): The Economics of Nuclear Reactors: Renaissance or 
Relapse? Nuclear Monitor WISE, August 2009, 1–20.

befindlichen Kernkraftwerke in Olkiluoto (Finnland) 
und Flamanville (Frankreich) steigen regelmäßig an: 
War im Jahre 2006 noch von ursprünglich 1 500 Euro 
pro Kilowatt die Rede, sind diese zwischenzeitlich auf 
4 500 Euro pro Kilowatt (Mitte 2008)19 und neuerdings 
auf 5 100 Euro pro Kilowatt im (Dezember 2012)20 gestie-
gen. Ursächlich sind neben Planungsfehlern und Pro-
blemen mit den automatischen Kontrollsystemen verän-
derte sicherheitstechnische Anforderungen.21 

Auch beim geplanten Bau eines neuen Kernkraftwerks 
in Großbritannien zeigen sich die hohen Kosten der 
Atomkraft. Dort laufen derzeit Verhandlungen zwischen 
der Regierung und dem französischen Staatskonzern 
EdF zur Höhe der finanziellen Absicherung, die Letz-
terer zum Bau eines neuen Kernkraftwerks der dritten 
Generation erhalten soll. Dabei zeichnet sich ab, dass der 
potenzielle Investor nicht nur keine marktwirtschaftli-
che Investition vornehmen möchte, sondern auch eine 
sehr hohe Preisgarantie fordert.22 In der Diskussion ist 
ein „Strike Price“ (entspricht der deutschen Einspeise-
vergütung) in der Größenordnung von 100 Britischen 
Pfund (ungefähr 116 Euro) pro Megawattstunde über 
40 Jahre zuzüglich staatlicher Garantien zur Absiche-
rung unterschiedlicher Risiken. Zum Vergleich: Dies 
entspricht ungefähr dem in Großbritannien für Wind-
kraftanlagen an Land vorgesehenen „Strike Price“, der 
jedoch nur für 15 Jahre gewährt wird. 

Kosten für Endlagerung und Versicherung 
oft vernachlässigt

Die Kosten der Endlagerung abgenutzter Brennelemen-
te sind bis heute vor allem deshalb unbekannt, weil auch 
nach sechs Jahrzehnten der Kernenergienutzung welt-
weit kein betriebsfähiges Endlager existiert, das die si-
chere Lagerung der Kernbrennstäbe über zehntausende 
von Jahren garantiert. Auch in Deutschland dürften bis 
zur Identifizierung eines geeigneten Lagers noch min-
destens weitere 15 Jahre vergehen. Es bleibt zu befürch-
ten, dass die Vollkosten der Endlagerung in Energie-
systemmodellen auch künftig nur unzureichend be-
rücksichtigt werden.

Ein weiterer wesentlicher, aber oftmals vernachlässigter 
Kostenfaktor sind die Versicherungskosten für poten-
zielle Großunfälle. Die Kosten solcher Großunfälle kön-
nen bei Kernkraftwerken extrem hoch werden und sich 

19 Thomas, S. (2010): The EPR in Crisis. University of Greenwich, London.

20 EnergyMarketPrice (2012): EDF Unveils a Sharp Rise in Costs for 
Flamanville Nuclear Reactor Construction.

21 Reuters (2012): Finland’s Olkiluoto 3 reactor delayed again.

22 Toke, D. (2012): Nuclear Power: How Competitive is it Under Electricity 
Market Reform? Präsentation beim HEEDnet Seminar, London, 17. Juli 2012.

Abbildung 3

historische spezifische Investitionen1 
für französische Atomkraftwerke
In Euro pro Kilowatt
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1 Preisbasis 2010. Es handelt sich um Atomkraftwerke der zweiten Generation. 
Dargestellt sind Erhebungen von Grubler und vom französischen Rechnungshof 
(Cour de Compte). 

Quelle: Darstellung des DIW Berlin basierend auf Rangel und Lévêque (2012).

© DIW Berlin 2013

Neue Atomkraftwerke wurden im Zeitverlauf immer teurer.
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von 109 Euro pro Megawattstunde (MWh)27 entspre-
chen, weisen die Atomenergie als vergleichsweise teu-
er aus. Hinzu kommen die weitgehend von der Allge-
meinheit getragenen Risikokosten.

Dagegen berücksichtigt die Energy Roadmap 2050 
 wesentlich geringere Werte: Zum einen liegt der 
Startwert für das Jahr 2010 bei lediglich 4 382 Euro 
pro Kilowatt, zum anderen werden für die kommen-
den Jahrzehnte erhebliche Kostenreduktionen erwar-
tet (Abbildung 4); beides steht im Gegensatz zu den 
oben beschriebenen bisherigen Erfahrungen. Diese 
Umstände erklären somit den erstaunlichen systemati-
schen Zubau von Kernenergie in den Energieszenarien 
der Energy Roadmap im Referenzszenario von derzeit 
127 Gigawatt auf 161 Gigawatt. Angesichts der geschil-
derten Kostenschätzungen ist eine derartige Entwick-
lung eher unwahrscheinlich.

27 Dieser Wert ergibt sich bei einer angenommenen Lebensdauer von 
40 Jahren, einem Zinssatz von zehn Prozent und einem Auslastungsfaktor von 
83,3 Prozent; nimmt man eine Auslastung von 50 Prozent an, die bei 
zunehmender Einspeisung aus erneuerbaren Energien für die Zukunft durchaus 
realistisch sein kann, so liegt der Wert bei 165 Euro pro MWh.

kaum quantifizieren lassen.23 Derzeit werden diese Kos-
ten vor allem von der Gesellschaft getragen, weil Kern-
kraftwerksbetreibern nur sehr geringe Versicherungs-
pf lichten auferlegt werden.24 Die Risikokosten tragen 
somit der Staat beziehungsweise die nichtversicher-
ten privaten Bürger. Unabhängig davon, welche die ge-
samtwirtschaftlich günstigste Form der Versicherung 
ist (staatlich oder privat oder Mischform),25 müssen sol-
che Kosten bei der ökonomischen Bewertung angemes-
sen berücksichtigt werden. 

Die Wirtschaftlichkeit der Atomkraft wird durch eine 
weitere Verschärfung der Sicherheitsregeln, die derzeit 
auf europäischer Ebene ausgearbeitet werden, zusätz-
lich gemindert. EU-Energiekommissar Oettinger hat-
te in Folge der Kernkraftunfälle in Fukushima obliga-
torische Stresstests der europäischen Kernkraftwerke 
empfohlen, die teilweise eklatanten Nachrüstungsbe-
darf zum Vorschein brachten. In einem Regulierungs-
entwurf werden verbindliche Haftungsregeln sowie ver-
pf lichtende Überprüfungsroutinen für alle Länder ent-
wickelt.26 

Fallende Kosten der Atomkraft 
in der Roadmap unplausibel

Sowohl die Kostenschätzungen der Energy Roadmap 
2050 als auch andere Szenarien, die der Kernkraft eine 
erhebliche Bedeutung bei der zukünftigen Energie-
versorgung beimessen, unterstellen vergleichsweise 
geringe Kosten und eine hohe Wettbewerbsfähigkeit. 
Die aktuell im Bau befindlichen Kernkraftwerke der 
dritten Generation erfordern eine Investition von  circa 
6 000 Euro pro Kilowatt, die sich aus Ausgaben für Bau, 
Rückbau, Entsorgung sowie Fertigstellungsrisiken zu-
sammensetzt. Entsprechend den bisherigen empiri-
schen Erfahrungen steigender sicherheitstechnischer 
Anforderungen ist auch für diese Generation von Kraft-
werken künftig nicht mit Kostendegression zu rechnen; 
vielmehr werden konstante Kapitalkosten angenom-
men. Hinzu kommen variable Betriebs- und Wartungs-
kosten in Höhe von circa 20 bis 25 Euro pro Megawatt-
stunde. Bereits diese Werte, die Durchschnittskosten 

23 Diekmann, J. (2011): Verstärkte Haftung und Deckungsvorsorge für 
Schäden nuklearer Unfälle – Notwendige Schritte zur Internalisierung externer 
Effekte. Zeitschrift für Umweltpolitik und Umweltrecht, 2, 119–132.

24 In Deutschland zum Beispiel 2,5 Milliarden Euro, siehe Diekmann, J. 
(2011), ebenda.

25 Schwarze, R., Wagner, G.G. (2011): Wir brauchen eine echte Atomhaftung. 
Mit einer Versicherungspflicht gegen Elementarschäden könnte die Welt 
„sicherer“ werden. Süddeutsche Zeitung vom 28. März 2011. 

26 Europäische Kommission (2013): Entwurf eines Richtlinienvorschlags zur 
Änderung der Richtlinie über nukleare Sicherheit. IP/13/532 vom 
13. Juni 2013.

Abbildung 4

schätzungen spezifischer Investitionen 
bei zukünftigen Atomkraftwerken1

In Euro pro Kilowatt
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1 Es handelt sich um Atomkraftwerke der dritten Generation. Die vom DIW Berlin 
ermittelte Kostenspanne beinhaltet Bau, Rückbau, Entsorgung sowie Fertig
stellungsrisiken.

Quellen: Europäische Kommission (2011) und Recherchen des DIW Berlin.

© DIW Berlin 2013

Atomkraftwerke der dritten Generation dürften wesentlich teurer 
sein als von der Kommission angenommen.
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daran sei sowohl die Energiewirtschaft selbst als auch 
die zurückhaltende Politik der Mitgliedsstaaten. Die 
Mitteilung verdeutlicht auch, dass von den geplanten 
Demonstrationsprojekten kein einziges den vorgegebe-
nen Verlauf genommen hat und es bei keinem Hoffnung 
auf ein baldiges Demonstrationskraftwerk gibt. Ledig-
lich an zwei Standorten (Rotterdam sowie Don Valley 
in Großbritannien) gibt es überhaupt noch Diskussio-
nen, die innerhalb der kommenden zwei Jahre zu einer 
Investitionsentscheidung bezüglich eines Demonstra-
tionsprojekts führen könnten.31

Starke Kostendegression von CCTS 
unwahrscheinlich

Angesichts der Tatsache, dass die CCTS-Technologie bis 
heute weltweit in keinem Kraftwerk mit nachgelagertem 
CO2-Transport und Speicher erfolgreich demonstriert 
wurde, muss man alle Kostenschätzungen als spekula-
tiv einschätzen; insbesondere Prognosen für die weite-
re Zukunft sollten daher mit größter Vorsicht erfolgen. 
Die Kapitalkosten eines CO2-Abscheidekraftwerks wer-
den im Allgemeinen auf 3 000 bis 4 000 Euro pro Kilo-
watt geschätzt. Unabhängig von der gewählten CO2-Ab-
scheidetechnologie (Post-Combustion, Pre-Combustion, 
Oxyfuel) sinkt aufgrund zusätzlichen Energiebedarfs 
die Effizienz im Vergleich zum Referenzkraftwerk um 
21 bis 33 Prozent. Zusammen führt allein die Stufe der 
CO2-Abscheidung zu einer Erhöhung der Stromerzeu-
gungskosten um 50 Prozent.32 Das Kostensenkungs-
potential wird auf dieser Technologiestufe als sehr ge-
ring eingeschätzt.33

Zu den CO2-Abscheidekosten addieren sich noch Kos-
ten des CO2-Transports und der -Speicherung. Für ei-
nen großflächigen Einsatz der CCTS-Technologie, wie 
er etwa in den Szenarien der Energy Roadmap 2050 
vorgesehen ist, wäre aufgrund der Distanzen zwischen 
Emissionsquellen und potentiellen CO2-Speicherstätten 

31 Charakteristisch für den desolaten Zustand der CO2-Abscheidung ist die 
Beschreibung des Status quo des Pilotprojekts in Belchatow (Polen), dem 
größten Braunkohlekraftwerk Europas durch die Kommission: „Das Projekt 
erhielt keine Mittel im Rahmen des Programms NER300 und weist eine 
erhebliche Finanzierungslücke auf. Zudem muss Polen die CCS-Richtlinie noch 
umsetzen und Rechtsvorschriften für Planung und Bau des CO2-Transportkorri-
dors erlassen. Vor diesem Hintergrund entschied der Projektträger, im März 
2013 mit der Beendigung des Vorhabens zu beginnen.“ Seite 31.

32 EASAC (2013): Carbon capture and storage in Europe. EASAC policy report 
No 20, European Academies Science Advisory Council, Halle (Saale).

33 Vgl. The Crown Estate, Carbon Capture & Storage Association, DECC 
(2013): CCS Cost Reduction Taskforce – Final Report. UK Carbon Capture and 
Storage Cost Reduction Task Force. Erwartete technologische Entwicklungen 
könnten diesen Anteil in den nächsten 20 Jahren hypothetisch auf 
30–45 Prozent senken, sind jedoch angesichts der aktuellen Situation derzeit 
nur spekulativ.

co2-Abscheidung zwischen hoffnung 
und Realität: Keine perspektive 
für großflächigen Einsatz in Europa

Der Technologie zur CO2-Abscheidung sowie dessen 
Transport und Speicherung (CCTS) kommt in der Ener-
gy Roadmap eine erhebliche Bedeutung für die Dekar-
bonisierung der Stromerzeugung zu: So nimmt im Re-
ferenzszenario die Kraftwerksleistung von derzeit null 
Gigawatt auf über 100 Gigawatt im Jahr 2050 zu; in an-
deren Szenarien liegt dieser Wert bei bis zu 193 Giga-
watt („diversified supply technology scenario“); selbst in 
einem Szenario mit verspäteter Verfügbarkeit der Tech-
nologie wird noch mit einer Leistung von 148 Gigawatt 
CCTS-Kraftwerken gerechnet.28

Bisher keine CCTS-Demonstrationsprojekte

Diese optimistischen Entwicklungsszenarien stehen 
im Widerspruch zur bisherigen Entwicklung: So exis-
tiert bis heute weltweit keine einzige Produktionskette, 
bei der die CO2-Abscheidung im Kraftwerk sowie der 
nachgelagerte Transport und die dauerhafte Untertage-
speicherung in Demonstrationsgröße funktionieren. 
Trotz Anstrengungen in einigen Ländern bei der Ent-
wicklung von Pilotprojekten im vorigen Jahrzehnt ist 
bis heute kein nennenswerter Erfolg zu verzeichnen. In 
Kontinentaleuropa sind bisher sämtliche Demonstra-
tionsprojekte abgesagt oder auf unbestimmte Zeit ver-
tagt worden; so haben auch in Deutschland sowohl die 
Industrie als auch die Politik ihre Pläne zur großindus-
triellen Umsetzung der CCTS-Technologie im Rahmen 
der Energiewende begraben.29 Lediglich drei Nordseean-
rainer verfolgen noch die Umsetzung von Demonstra-
tionsanlagen (Großbritannien, Niederlande, Norwegen), 
jedoch sind auch hier die Perspektiven für eine trans-
nationale, vernetzte CO2-Infrastruktur aus der gegen-
wärtigen Diskussion verschwunden.

Das bisherige Scheitern der CCTS-Technologie wird 
auch in der jüngsten Mitteilung der Kommission zur 
Zukunft der CO2-Abscheidung und -Speicherung in 
Europa30 problematisiert: Die Kommission stellt fest, 
dass sämtliche bisherigen Anstrengungen, obwohl fi-
nanziell lukrativ unterlegt, nicht einmal zum Bau einer 
einzigen Demonstrationsanlage geführt hätten. Schuld 

28 Europäische Kommission (2011): Energy Roadmap 2050 (Impact 
assessment Part 1), SEC(2011) 1565. Statistische Anhänge. Europäische 
Kommission, Brüssel.

29 Vgl. von Hirschhausen, C. et al. (2012): CCTS-Technologie ein Fehlschlag – 
Umdenken in der Energiewende notwendig. DIW Wochenbericht Nr. 6/2012.

30 Europäische Kommission (2013): Mitteilung der Kommission an das 
Eu ro päische Parlament, den Rat, den Europäischen Wirtschafts- und Sozial   -
ausschuss und den Ausschuss der Regionen zur Zukunft der CO2-Abscheidung 
und -Speicherung in Europa. Brüssel, 27. März 2013, KOM(2013) 0180 
endgültig.



DIW Wochenbericht Nr. 29.2013

EuRopäIschE stRomERzEugung

10

Vor diesem Hintergrund verwundern die optimistischen 
Kostenschätzungen für CCTS in der Energy Roadmap 
2050: Zwar liegen die Schätzungen der Kapitalkosten mit 
3 481 Euro pro Kilowatt für CCTS-Steinkohlekraftwerke 
im Jahr 2010 im plausiblen Bereich; jedoch werden sämt-
liche Transportkosten vernachlässigt und die Speicher-
kosten sehr gering angesetzt, obwohl gerade hier erheb-
liche Kostensteigerungen zu befürchten sind. Für das 
Jahr 2020 wurde ein sehr hoher Wert von 5,4 Giga watt 
für CCTS-Stromerzeugungskapazitäten angenommen. 
Dies unterstellte die erfolgreiche Umsetzung aller lau-
fenden Anträge des European Economic Recovery Pro-
gram. Darüber hinaus nimmt die Energy Roadmap si-
gnifikante Lernraten jenseits des Jahres 2020 an. An-
gesichts der hohen angenommenen Wachstumsraten 
fallen die geschätzten spezifischen Investitionen bereits 
bis zum Jahr 2020 auf 2 064 Euro pro Kilowatt, wodurch 
weiterer CCTS-Kraftwerkszubau induziert wird; dieser 
Kraftwerkszubau senkt die Investitionskosten weiter, so-
dass sich am Ende des Betrachtungszeitraums im Jahr 
2050 ein Wert von 1 899 Euro pro Kilowatt und ein Kraft-
werksbau von über 100 Giga watt einstellen. 

Kosten der stromerzeugung 
aus erneuerbaren Energien 
systematisch überschätzt

Die Erzeugungskosten von Strom aus erneuerbaren 
Energien sind in den vergangenen Jahren massiv ge-
sunken. Dies ist in den Modellannahmen, die der EU 
Energy Roadmap zugrunde liegen, nur unzureichend 
berücksichtigt. Im Gegensatz zu Atomkraft und Kohle-
kraftwerken mit CCTS werden somit die Kosten der 
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien systema-
tisch überschätzt. Angesichts der weltweit fortschreiten-
den Verbreitung erneuerbarer Stromerzeugungstech-
nologien ist die Kostendegression nicht überraschend. 
Insbesondere bei der f luktuierenden Sonnen- und 
Windkraft sind angesichts technischer Innovationen 
sowie noch reichlich vorhandenem Lernpotential bis 
2050 weitere Rückgänge spezifischer Produktions-
kosten zu erwarten.

Fotovoltaik: Kosten sinken weiter

Besonders stark war die Kostendegression zuletzt im Be-
reich der Fotovoltaik. Es gab sowohl steigende Wirkungs-
grade37 als auch Kostensenkungen bei den Anlagen; dies 
führte zu erheblich rückläufigen Durchschnittskosten 
von Fotovoltaikstrom. Angesichts gewisser Überkapa-
zitäten hat insbesondere in den vergangenen zwei Jah-

37 Kazmerski, L. (2013): Solar Energy Technologies Program – Multi-Year 
Technical Plan 2003–2007 and beyond. Hamburg: National Renewable Energy 
Laboratory (NREL). Original von 2007, update von 2013.

ein CO2-Transportnetzwerk von vielen tausenden Pipe-
linekilometern erforderlich.34

Die langfristige Speicherung des CO2 könnte in er-
schöpften Öl- und Gasfelder oder in salinen Aquife-
ren erfolgen. Die jeweiligen Speicherkosten sind stark 
vom Einzelfall abhängig. Im Allgemeinen sind erstere 
Speichermöglichkeiten mit geringeren Investitionskos-
ten verbunden, da hier der Untergrund bereits umfas-
send erkundet und eventuell alte Infrastruktur für die 
Errichtung und den Betrieb der Verpressungsanlagen 
wiederverwendet werden kann. Je nach Lage (onshore/ 
offshore) und geologischen Charakteristika liegen die 
durchschnittlichen Speicherkosten bei zwei bis zwölf 
Euro pro Megawattstunde. Die Technologie gilt als der 
am wenigsten entwickelte Prozessschritt des CCTS 
und ist mit hoher Unsicherheit bezüglich der tatsäch-
lich nutzbaren Speicherkapazitäten und den regulatori-
schen Prozessen behaftet. Das Risiko spiegelt sich in er-
schwerten Bedingungen für die Finanzierung der Pro-
jekte wieder.

Bezüglich zukünftiger Kostenentwicklungen ist unklar, 
ob sich bei der CCTS-Technologie positive oder negative 
Lernraten einstellen würden. Für positive Lern raten, das 
heißt einen schrittweisen Rückgang der Durchschnitts-
kosten der Stromerzeugung, sprächen analoge Entwick-
lungen in anderen Technologien.35

Kostensteigernd dürfte die eher unflexible Betriebswei-
se von CCTS-Kraftwerken wirken. Vor dem Hintergrund 
gestiegener Anforderungen an die Flexibilität fossiler 
Kraftwerke im Zusammenhang mit dem steigenden 
Anteil der Einspeisung aus f luktuierenden erneuer-
baren Energien wie Sonnen- und Windkraft könnten 
selbst angepasste Kostenschätzungen zu gering sein, da 
die aktuellen Berechnungen für die sensiblen thermo-
dynamischen und chemischen Prozesse der CO2-Ab-
scheidung auf einen kontinuierlichen Grundlastbetrieb 
ausgelegt sind. Eine Erhöhung der Flexibilität bei CCTS-
Kraftwerken dürfte nur unter deutlichen Kostensteige-
rungen zu realisieren sein.36

34 Die Kapitalkosten stellen in dieser netzwerkbasierten Wertschöpfungsstufe 
90 Prozent der Gesamtkosten dar. Dabei ergeben sich je nach Terrain, 
Transportvolumen und -länge Kosten von vier bis 21 Euro pro Megawattstunde 
erzeugter Elektrizität.

35 Jedoch wären auch, analog zur Kernenergie, negative Lernraten 
vorstellbar, die mit Kostensteigerungen verbunden sind. Forscher der Stanford 
University wiesen bereits 2009 auf die Gefahr hin, dass es bei CCTS nicht zu 
den erhofften positiven Lernkurveneffekten kommen könnte. Vgl. Varun, R., 
Victor, D.G., Thurber, M.C. (2009): Carbon Capture and Storage at Scale: 
Lessons from the Growth of Analogous Energy Technologies. Energy Policy 38, 
4089–4098.

36 Rubin, E., Zhai, H. (2012): The cost of carbon capture and storage for 
natural gas combined cycle power plants. Environmental Science & Technology 
2013, 47(6), 3006–3014.
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als plausibel ein. Wir nehmen an, dass die Kosten 
zwischen 2020 und 2030 um 20 Prozent fallen, bis 
2030 um weitere 15 Prozent und bis 2040 und 2050 
um jeweils zehn Prozent. Hier zeigt sich die Energy 
Roadmap als besonders konservativ bezüglich ihrer 
Schätzung der Kostendegression von Fotovoltaik jen-
seits des Jahres 2030: Zwar sinken die Kapital kosten 
von 2010 (über 4 000 Euro pro Kilowatt) bis zum 
Jahr 2030 (circa 1 660 Euro pro Kilowatt) linear, ge-
hen bis zum Jahr 2050 aber nur noch leicht zurück.

Sowohl der Ausgangswert als auch der Verlauf dieser 
Kostenschätzung erscheinen aus heutiger Sicht jedoch 
wenig plausibel. So liegen die heutigen Kosten von 
großen Fotovoltaikanlagen bereits unter dem von der 
 Energy Roadmap für das Jahr 2050 geschätzten Wert.

Windkraftanlagen an Land 
mit erheblichem Kostenreduktionspotential

Auch im Bereich der Onshore-Windkraftanlagen hat es in 
den vergangenen Jahren erhebliche Produktionszuwäch-
se sowie Kostenrückgänge gegeben. Die meisten Szena-
rien rechnen damit, dass auch in Zukunft Kostensenkun-
gen möglich bleiben. Unterschiedliche Studien ermit-
teln Lernraten im Bereich von fünf bis 15 Prozent;43 diese 

43 Pahle, M. et al. (2012), a. a. O.

ren der Preisdruck auf Fotovoltaikmodule, die den größ-
ten Anteil an den Gesamtkosten ausmachen, weiter zu-
genommen. Aufgrund der Kostendynamik ist es daher 
besonders wichtig, aktuelle Entwicklungen in die Sze-
narienrechnungen aufzunehmen.

Viele Studien zeigen jährliche Kostensenkungen von 
15 Prozent seit 2008 auf.38 Im Gegensatz zu anderen 
Technologien lagen die Lernraten in der Fotovoltaik über 
die vergangenen Jahre stabil bei 15 bis 20 Prozent;39 dies 
bedeutet, dass sich die spezifischen Kosten bei jeder Ver-
dopplung der installierten Leistung um 15 bis 20 Pro-
zent verringern. Im Allgemeinen kann davon ausge-
gangen werden, dass dieser Trend auf absehbare Zeit 
anhält.40 Es wird angenommen, dass bereits 2015 eine 
weitere Verdopplung der installierten Leistung an Foto-
voltaik von weltweit derzeit circa 70 auf knapp 150 Giga-
watt erfolgt. 41

Die Kosten der Fotovoltaik setzen sich zusammen aus 
den Modulkosten sowie den Kosten für Wechsel richter, 
Montage, Wartung und Fläche, auch als „balance of 
system“ (BOS) bezeichnet. Modulkosten machen circa 
50 Prozent aus; allerdings mit fallender Tendenz ange-
sichts rasch fallender spezifischer Modulpreise. Gingen 
zahlreiche Studien Mitte der 2000er Jahre noch von 
spezifischen Investitionen in der Größenordnung von 
3 000 Euro pro Kilowatt-Peak aus, sind für groß f lächige 
Anlagen inklusive Installationskosten heute Werte von 
unter 1 000 Euro pro Kilowatt-Peak realistisch.

Abbildung 5 vergleicht die Schätzung der spezifischen 
Investitionen aus der Energy Roadmap mit der heute 
plausibel erscheinenden; hieraus wird ein eklatanter 
Unterschied sowohl des Ausgangsniveaus als auch des 
Verlaufs deutlich:

•	 Im Jahr 2020 dürfte ein Wert von 750 Euro pro Kilo-
watt plausibel sein;42 dagegen geht die Energy Road-
map für diesen Zeitpunkt von 2 678 Euro pro Kilo-
watt aus;

•	 In Hinblick auf die Dynamik schätzen wir eine Ent-
wicklung mit leicht rückläufiger Kostendegression 

38 Wirth, H. (2013): Aktuelle Fakten zur Photovoltaik in Deutschland. 
Fraunhofer ISE, Freiburg. Vgl. Auch Grau, T., Huo, M., Neuhoff, K. (2011): Survey 
of Photovoltaic Industry and Policy in Germany and China. DIW Discussion 
Paper No. 1132, Berlin.

39 Pahle, M. et al. (2012), a. a. O.

40 Buchholz, W. et al. (2012): Die Zukunft der Energiemärkte: Ökonomische 
Analyse und Bewertung von Potenzialen und Handlungsmöglichkeiten. 
München, ifo Forschungsbericht 57. Diese Studie geht ebenfalls von einer 
raschen Kostendegression aus, die allerdings nach 2030 weitgehend ausläuft.

41 Bloche-Daub et al. (2013): Erneuerbare Energien – Stand 2012 weltweit. 
BWK-Zeitschrift, Bd. 65, Nr. 6, 6–17.

42 Vgl. auch Meiß, J. (2013): Prospective Energy Generation Costs – Topic 1: 
Solar. Workshop on Prospective Generation Costs, 8. März 2013, DIW Berlin.

Abbildung 5

Entwicklung der spezifischen Investitionen 
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doch fehlt eine aktuelle, transparente, quantitative Sze-
narienanalyse, die eine zukunftsgerichtete Abwägung 
robuster Entwicklungspfade ermöglicht. Eine Analyse 
des DIW Berlin zu Technologieentwicklungen und Kos-
tenstrukturen zeigt, dass die Datengrundlage der Eu-
ropäischen Kommission wichtige aktuelle Entwicklun-
gen nicht berücksichtigt und teilweise auf unplausiblen 
Annahmen beruht. Es ist unerlässlich, dass diese Daten 
aktualisiert und nachvollziehbar veröffentlicht werden. 
Die Kosten der erneuerbaren Energien werden von der 
Kommission überschätzt; dagegen werden die Kosten 
und technischen Herausforderungen insbesondere von 
Atomkraft und der CCTS-Technologie systematisch un-
terschätzt. Das kann zu fehlerhaften Schlussfolgerun-
gen führen, da die künftige Rolle erneuerbarer Energien 
unterschätzt wird. Die aktualisierten Kostenschätzun-
gen zeigen, dass es vorteilhaft ist, die Energiestrategie 
stärker auf erneuerbaren Energien auszurichten.

Angesichts geringer variabler Erzeugungskosten ha-
ben erneuerbare Energieträger langfristig einen stra-
tegischen Wettbewerbsvorteil gegenüber konventio-
nellen fossilen Erzeugungstechniken, die höhere und 
tendenziell steigende Brennstoffkosten und CO2-Emis-
sionen aufweisen. Zwar sind Erneuerbare heute noch 
mit höheren Investitionskosten verbunden als einige 
konventionelle Stromerzeugungstechnologien, jedoch 
war in den vergangenen Jahren eine starke Kostende-
gression zu beobachten. Zudem sollten bei der thermi-
schen Stromerzeugung nicht nur die privaten Strom-
gestehungskosten, sondern die Vollkosten inklusive so-
zialer Umwelt- und Risikokosten berücksichtigt werden. 
Aufgrund hoher Kosten und großer Risiken erscheint 
die Annahme unplausibel, dass Atomkraft und CCTS 
eine tragende Rolle im künftigen Energiemix der Euro-
päischen Union spielen können.

Es ist dringend notwendig, dass die Europäische Kom-
mission in Zusammenarbeit mit den Mitgliedsländern 
anhand von aktualisierten Kostenannahmen realisti-
sche Szenarien entwickelt, aus denen für die europä-
ische und die nationale Ebene energiepolitische Ziele 
und Maßnahmen abgeleitet werden können. Neben an-
spruchsvollen Emissionsminderungszielen sollte Euro-
pa sich für die Zeit nach 2020 ambitionierte verbindli-
che Ausbauziele für erneuerbare Energien sowie Ziele 
zur Steigerung der Energieeffizienz setzen. 

nehmen jedoch im Zeitverlauf ab.44 Die Entwicklung der 
Kapital kosten von Windanlagen an Land verlief ähnlich 
rasant wie die der Fotovoltaikanlagen. Mussten Investo-
ren in den frühen 2000er Jahren noch über 2 000 Euro 
pro Kilowatt aufbringen, sind die spezifischen Inves-
titionen mittlerweile auf ungefähr die Hälfte gefallen. 

Auch bei den Investitionskosten für Onshore-Wind zeigt 
sich eine Diskrepanz zwischen den Schätzungen der 
Energy Roadmap und anderen Analysen: Während die 
meisten Studien Kostenrückgänge vorhersehen, ver-
bleiben die spezifischen Investitionskosten für Onsho-
re-Wind in der Energy Roadmap über die nächsten vier 
Jahrzehnte praktisch konstant (1 106 Euro pro Kilowatt 
im Jahr 2010 bis 1 074 Euro pro Kilowatt im Jahr 2050). 

Jüngere Erfahrungen mit unterschiedlichen Typen von 
Windenergieanlagen zeigen darüber hinaus, dass durch 
optimierte Anlagenauslegung selbst bei gleichbleiben-
den spezifischen Investitionskosten deutlich sinkende 
durchschnittliche Erzeugungskosten für Windstrom 
möglich sind. Durch die Anpassung der Auslegung von 
Generator, Rotorlänge und Masthöhe an die lokal vor-
herrschenden Windverhältnisse lassen sich erhebliche 
Windertragsgewinne erzielen. Eine geringere spezifi-
schere Leistungsinstallation kann zu niedrigeren spezi-
fischen Stromerzeugungskosten führen.45 Eine kleine-
re Auslegung führt auch zu geringeren Netzanschluss-
kosten, da der nötige Leitungsquerschnitt sinkt. Eine 
höhere Auslastung der Anlagen führt zu einer Reduk-
tion der Systemkosten.46 In der Ausgestaltung des Er-
neuerbare-Energien-Gesetzes wird dieser Systemvor-
teil durch verringerte Anschlusskosten allerdings bis-
her noch nicht berücksichtigt.

Fazit und energiepolitische Empfehlungen 

Mit ihrem Grünbuch 2030 gibt die Europäische Kom-
mission einen wertvollen Anstoß zur Diskussion zu-
künftiger Stromerzeugungsstrukturen in Europa. Je-

44 Auf Offshore-Windanlagen wird aufgrund noch unsicherer Kostenschätzun-
gen hier nicht eingegangen.

45 Vgl. Molly, J.P. (2012): Auslegung von Windturbinen und Speichern: Eine 
Frage der Systemoptimierung. DEWI-Magazin, No. 40 (Februar), 23–29.

46 Agora Energiewende (2013): Optimierte Windenergieanlagen bieten 
Vorteile für das Stromsystem.
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EuRopEAn ELEctRIcIty gEnERAtIon post-2020: REnEWABLE EnERgy not to BE unDEREstImAtED

Abstract: In its Green Paper, “A 2030 framework for climate 
and energy policies,” the European Commission calls for a 
framework for the future development of environment and 
energy policy beyond 2020. However, much like the “Energy 
Roadmap 2050” adopted by the Commission in December 
2011, the Green Paper is based on assumed scenarios that 
are, to a great extent, no longer relevant. The European 
Commission needs to provide updated model calculations 
immediately to enable energy policy decisions to be taken 
on the basis of transparent and comprehensible scenarios.

A comparison of recent estimates conducted by DIW Berlin 
indicates that the Commission systematically under estimates 

the cost of nuclear power and carbon capture, transport, 
and storage, while the cost of renewable energies tends to 
be over estimated. This applies in particular to photovoltaics 
where capital costs are, to a certain extent, already lower 
than the  Commission’s  estimates for 2050. In contrast to 
renewable energies, neither nuclear energy nor carbon 
capture, transport, and storage are cost efficient enough to 
play a central role in the future European electricity mix. It is 
therefore vital for Europe to continue to focus on the further 
development of renewable energies in future. This requires 
the setting of ambitious renewables targets for 2030 as well 
as clear  emissions reduction and energy efficiency targets.
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1. Herr von Hirschhausen, die Europäische Kommission hat 
in ihrem Grünbuch dazu aufgefordert, die umwelt- und 
energiepolitische Entwicklung für die Zeit nach 2020 zu 
entwickeln. Aktuell wird noch diskutiert, ob wir es über-
haupt schaffen, die energiepolitischen Ziele bis 2020 
zu verwirklichen. Was sind die Perspektiven für die Zeit 
danach? Ich denke, bezüglich der Ziele für 2020 sind 
wir aus unterschiedlichen Gründen auf einem guten 
Wege. Das Grünbuch jedoch geht unserer Meinung 
nach fälschlicherweise noch von einer Trias aus, in der 
es Kernenergie, CO2-Abscheidung und Erneuerbare gibt. 
Diese werden als drei Pfeiler einer dekarbonisierten 
Stromwirtschaft angesehen. Wir halten das für falsch 
und haben in einem ausführlichen Forschungsbericht 
zu den tatsächlichen Kosten der Stromerzeugung auch 
quantitative Evidenz dafür, dass die Zahlen, die dem 
Grünbuch „Energie- und Klimapolitik“ zugrunde liegen, 
veraltet sind.

2. Müssen die Szenarien aktualisiert werden? Die Szenarien 
sind vier bis fünf Jahre alt und bauen auf der unserer 
Meinung nach falschen Hypothese auf, dass Atomkraft-
werke der dritten Generation und die CO2-Abscheidung 
in Kraftwerken in technisch sicherem und ökonomisch 
vertretbarem Maße existieren. Beides hat sich als falsch 
erwiesen. Atomkraft ist noch nie wettbewerbsfähig 
gewesen und wird es auch nie sein, zudem hat sich die 
CO2-Abscheidung in den letzten fünf Jahren als Fehl-
schlag erwiesen. Es gibt außer Großbritannien kein Land 
mehr, das auf diese Technologie setzt.

3. Wie schlagen sich die erneuerbaren Energien aktuell 
im Vergleich zur konventionellen Energieerzeugung? 
Die Erneuerbaren haben in den letzten Jahren einen 
atemberaubenden Produktivitätszuwachs aufzuweisen. 
Das gilt insbesondere für die Photovoltaik, die von einer 
astronomisch teuren Technologie zu einer fast wettbe-
werblichen geworden ist. Da spielen niedrige Kosten für 
die Paneele, aber auch Lerneffekte im Bau und Betrieb 
eine wesentliche Rolle. Die Kosten großer Anlagen lie-

gen bereits heute unter denen, die die Kommission für 
das Jahr 2050 vorhergesagt hat, nämlich jenseits von 
1 000 Euro pro Kilowatt. Auch im Bereich Windenergie 
sind große Kostenvorteile entstanden. Wir beobachten 
dort eine Differenzierung des Marktes in Starkwind- und 
Schwachwindanlagen, die zu einer weiteren Effizienzstei-
gerung beiträgt.

4. Also hat die Kommission die Kosten für konventionelle 
Energien unter- und die für Erneuerbare überschätzt? 
Die Szenarien, die in Europa diskutiert werden, be-
rücksichtigen nicht die gesellschaftlichen Kosten der 
Stromerzeugung, wie zum Beispiel die Risikokosten für 
Atomenergie oder auch die Umweltkosten von fossilen 
Energieträgern. Daher sind die tatsächlichen Kosten 
dieser thermischen Stromerzeugung weit unterschätzt. 
Die Kosten der Erneuerbaren werden perspektivisch 
überschätzt, so dass insgesamt ein ungleiches Bild der 
Stromerzeugungsperspektiven entsteht.

5. Wie sollte die Planung zukünftiger Energieerzeugung 
vorgenommen werden? Angesichts der historisch 
gewachsenen und in einigen Ländern auch politisch 
gewollten Bevorzugung von klassischen fossilen oder 
auch Atomkraftwerken, kann die Dekarbonisierung nicht 
über rein marktwirtschaftliche Elemente funktionieren. 
Wir müssen auf europäischer und auf der Ebene der 
Mitgliedsländer klare Vorgaben geben, zum Beispiel 
an Zielen der Elektrizitätserzeugung oder des Brutto-
energieverbrauchs. Das muss in dem Weißbuch, das 
auf das Grünbuch folgen wird, konkretisiert werden. 
Es sollte nach Möglichkeit auf der Basis aktualisierter 
Modellrechnungen erfolgen, wird aber mit Sicherheit so 
aussehen müssen, dass es CO2- oder Treibhausgas-Ziele 
und Erneuerbaren-Ziele gibt. Zudem muss im Bereich der 
Energieeffizienz, wo besonders starke Marktversagens-
tatbestände herrschen, nachgebessert werden.

 Das Gespräch führte Erich Wittenberg.

»  Kernkraft und CO2-Abscheidung 
haben keine Zukunft «

FÜNF FRAGEN AN CHRISTIAN VON HIRSCHHAUSEN

Prof. Dr. Christian von Hirschhausen, 
Forschungsdirektor für Internationale 
Infrastrukturpolitik und Industrieökonomie 
am DIW Berlin
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Hochwasserschäden: 
Versicherungspflicht 
sollte endlich 
kommen!Professor Reimund Schwarze 

ist Forschungsgruppenleiter 
am Helmholtz-Zentrum 
für Umweltforschung in Leipzig.

Am AKtuELLEn RAnD von Reimund Schwarze und Gert G. Wagner

Das jüngste Hochwasser verlangt den Betroffenen hohe 
 persönliche und finanzielle Opfer ab – noch verstärkt da -
durch, dass viele keinen Versicherungsschutz gegen Flutschä-
den haben. In diesem Zusammenhang sind die Ereignisse 
auch für die Wissenschaft bedeutend: Sie zeigen, wie wichtig 
es ist, dass Forschung einen langen Atem hat. Bereits 2002 
hat das DIW Berlin eine Versicherungspflicht gegen Elemen-
tarschäden vorgeschlagen. Dieses Modell wurde von der 
Finanzministerkonferenz geprüft, schließlich aber 2004 ver-
worfen, weil es – wie es hieß – nicht zu den konjunkturpoliti-
schen Plänen der Bundesregierung passte. Die (grundlagen-
finanzierte) Forschung ging aber weiter, denn der Trend 
zunehmender Extremwetterlagen hielt an. Nun steht die 
Diskussion um einen umfassenden Versicherungsschutz 
gegen Elementarschäden wieder auf der politischen Agenda: 
Einige Ministerpräsidenten haben sich grundsätzlich für eine 
Versicherungspflicht ausgesprochen. Aus gutem Grund.

Infolge der jüngsten Hochwasserkatastrophe hat der Bund 
zusammen mit den Ländern einen Hilfsfonds von acht Mil-
liarden Euro aufgelegt, um Schäden an Gebäuden und der 
öffentlichen Infrastruktur zu beseitigen. Das Geld hätten 
sie größtenteils sparen können, wenn die Politik auf das auf 
dem DIW-Konzept beruhende Angebot der Versicherungs-
wirtschaft eingegangen wäre, die Folgen von Elementar-
schäden im Rahmen einer Versicherungspflicht für Haus-
besitzer bis zu einer Schadenshöhe von acht Milliarden Euro 
abzusichern. Für Schäden bis insgesamt 30 Milliarden Euro 
pro Jahr wären die Versicherungen bereit gewesen, Ent-
schädigungen planmäßig zu zahlen; sofern der Staat als 
„Letzt versicherer“ (für die überschießenden 22 Milliarden 
Euro) gebürgt hätte. Wäre dieser „Deal“ zustande gekommen, 
hätten alle Schäden durch Hochwasser, Schneedruck, Hagel, 
Starkregen und Sturm, die seitdem in Deutschland an Immobi-
lien entstanden sind, den Staat keinen einzigen Cent gekostet. 

Damals scheiterte es an der Politik, heute wollen die Versi-
cherer nicht mehr: Eine Versicherungspflicht sei „unfair“ und 
„eine staatlich verordnete Zusatzsteuer“. Unfair ist in jedem 
Fall die jetzige Verschuldungsfinanzierung des Hilfsfonds: 
Wer nicht baulich oder durch eine Elementarschadenversi-
cherung vorgesorgt hat, dem wird trotzdem geholfen.

Grundsätzlich gilt: Große Gefahren sollten versichert 
werden. Aber in Deutschland sind nur etwa ein Drittel 
der Gebäude gegen Elementarschäden versichert. Wahr-
scheinlich nicht nur aus Unkenntnis, sondern weil sich 
viele Hausbesitzer im Katastrophenfall auf staatliche Hilfe 
verlassen. Etliche Hausbesitzer können derzeit aber auch 
gar nicht anders, denn für etwa eine Million Menschen in 
stark hochwassergefährdeten Gebieten gibt es faktisch 
keinen Versicherungsschutz. Den Versicherern erscheint das 
Risiko – durchaus zu Recht – ohne Versicherungspflicht als 
unkalkulierbar. In dieser Situation ist eine Versicherungs-
pflicht vernünftig, fair und zumutbar – wenn sie sämtliche 
Naturgefahren einschließt: nicht nur Hochwasser, sondern 
auch flächendeckende Wettergefahren wie Starkregen und 
Schneedruck; ebenso wären Sturmfluten, Steinschlag, Erd-
rutsche und Erdbeben abgedeckt.

Eine Versicherungspflicht würde übrigens keineswegs – wie 
von privaten Versicherern behauptet – dazu führen, dass 
notwendige Vorsorge unterbleibt. Im Gegenteil: Wären die 
Prämien für eine Elementarschaden-Versicherung nach Ge-
fahrenklassen differenziert, müssten für größere Häuser in 
Risikozonen mehrere tausend Euro pro Jahr gezahlt werden. 
Hausbesitzer würden sich gut überlegen, wie sie baulich 
vorsorgen könnten, um die Gefahren – und damit auch die 
Prämien – zu senken. Das bedeutet auch, dass die Versiche-
rer als Ratgeber gefragt sind. In der Tat eine Aufgabe für 
zukunftszugewandte Versicherungsunternehmen. 

Professor Gert G. Wagner ist 
Vorstandsmitglied des DIW Berlin.

Der Beitrag gibt die Meinung der Autoren wieder. 


