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Einführung 

Täglich liefert uns die Sonne ca. 5'000 mal mehr Energie auf die Erde, als wir verbrauchen, 
auch wenn alle Menschen auf der Erde auf dem Stand eines Mitteleuropäers leben würden. 
Dies zeigt, dass wir eigentlich kein Energie-Problem haben, sondern vielmehr ein Energievertei-
lungsproblem, also zeitliche und örtliche Verschiebungen von Produktion und Verbrauch. Bei 
diesem hohen Überschuss muss es aber technische Möglichkeiten geben, den Energiebedarf 
vollständig erneuerbar zu decken und auf endliche Ressourcen wie Öl und Gas aus dem Boden 
zu verzichten.  
 
In der vorliegenden Studie wurde untersucht, wie der Strombedarf in der Schweiz zu 100% mit 
Solarenergie, Windenergie und Wasserkraft gedeckt werden könnte. Dabei wurden bestehende 
Studien zugrunde gelegt, aber auf eine monatliche Betrachtungsweise erweitert. Das heisst es 
wurde für jeden Monat berechnet, wieviel Photovoltaik bzw. Windenergie notwendig ist, um den 
Bedarf zu decken, auch in den kritischen Wintermonaten. Die Speicherseen werden dabei zur 
täglichen bzw. wöchentlichen Pufferung genutzt. Monatlich muss aus Bilanzgründen gleich viel 
erneuerbar produziert werden wie verbraucht wird. Es wird dabei gänzlich verzichtet auf Stromi-
mport, Kernenergie oder Stromproduktion aus nicht erneuerbaren Energien wie Öl und Gas. 
 
Als Datenbasis wurden die prognostizierten Verbräuche an elektrischer Energie für das Jahr 
2050 zugrunde gelegt (70 TWh Jahresverbrauch). Dabei wurde auch die Zunahme von Wärme-
pumpen und Elektromobilen berücksichtigt. Die elektrische Energie muss vollständig erneuer-
bar gedeckt sein. 

Wichtigste Resultate 

Kurze Vorberechnungen haben gezeigt, dass es nur mit Photovoltaik (PV) auf den Hausdä-
chern im Mittelland in den Wintermonaten nicht möglich wäre, den Strombedarf der Schweiz zu 
decken. Deshalb müssen alpine PV-Anlagen gebaut werden bzw. mit Windenergie ergänzt wer-
den, welche beide vorwiegend im Winter produzieren. Eine weitere Möglichkeit ist die saisonale 
Speicherung über Wasserstoff-Technologien. Bei allen Szenarien wird die Wasserkraft mitbe-
rücksichtigt, welche auch eine (begrenzte) saisonale Speicherung ermöglicht. 
 
Aus obigen Überlegungen wurden im Wesentlichen folgende drei Szenarien durchgerechnet: 

 Szenario A «extrem»: PV Alpin + PV Mittelland + Wasserkraft. Die geeigneten 
Hausdächer und Fassaden des Mittellandes werden vollständig mit PV eingedeckt (ca. 
330 km2). Die Laufwasserkraftwerke sowie die saisonale Speicherung über die Spei-
cherseen werden vollständig genutzt. Der restliche Anteil wird mit PV-Anlagen in den 
Bergen abgedeckt. Kritisch sind die Monate Dezember und Januar, welche den grössten 
Anteil alpiner Anlagen zur Deckung des «Mangels» erfordern. Zur Deckung des Bedarfs 
im Januar müsste eine Fläche von 6.4% der vegetationslosen Fläche in den Alpen mit 
PV zugebaut werden (ca. 300 km2 Grundfläche). Zur vegetationslosen Fläche gehören 
nicht nutzbare Geröllfelder und felsige Gebiete. Es müssten bereits erschlossene Ge-
biete im Bereich von Stauseen oder bestehender Infrastruktur wie Skigebiete genutzt 
werden. Es handelt sich hierbei um einen «Extremfall» einer vollständigen Abdeckung 
des Winterstroms über Alpin-PV und massivem Überschuss in den Sommermonaten. 

 Szenario B «extrem»: Windenergie + PV Mittelland + Wasserkraft. Hier wurden die 
gleichen Berechnungen wie oben durchgeführt, es wurde allerdings mit einem 
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maximalen Zubau der Windenergie gerechnet, basierend auf der CH-Windenergie-Stu-
die von 2022. Demnach müssten insgesamt ca. 4'400 Windkraftanlagen installiert wer-
den, verteilt auf Mittelland, Jura und Alpentäler. Damit könnten alle Monate vollständig 
gedeckt werden, falls die saisonale Speicherung in den Speicherseen optimal genutzt 
wird. Es handelt sich hierbei um einen «Extremfall» einer vollständigen Abdeckung des 
Winterstroms über Windenergie und massivem Überschuss in den Sommermonaten. 

 Szenario C «moderat»: Power2X + PV Alpin + PV Mittelland + Wasserkraft. Bei die-
sem Szenario gemäss «Roadmap Grossen» / ETH Zürich 2023 wird der PV-Überschuss 
im Sommer in Wasserstoff bzw. Methanol gewandelt (Power2X), saisonal gespeichert 
und im Winter wieder in Strom zurückgewandelt (X2Power). Durch den Prozess der 
Elektrolyse, Verdichtung, Speicherung und Rückverstromung entstehen hohe Verluste in 
Form von Abwärme (ca. 70%). Dennoch kann im Winter ein grosser Anteil des Strombe-
darfs gedeckt werden. Dadurch reduziert sich die notwendige Fläche an alpiner PV 
stark. Im Gegensatz zu Szenario A müsste nur noch 1.4% der vegetationslosen Fläche 
in den Alpen mit PV eingedeckt werden (63 km2). Dazu ist ein Saisonspeicher notwen-
dig, welcher im Falle von Methanol 3.8 Mio. m3 Volumen benötigt (Pflichtlager CH 4 Mio 
m3). Es handelt sich hierbei um einen «moderaten Fall» einer Teil-Abdeckung des Win-
terstroms über Alpin-PV und Nutzung des Überschusses in den Sommermonaten. 

 
Tabelle 1 gibt eine Übersicht zu den obigen Szenarien. Nun muss aus diesen Szenarien ein 
«Kompromiss» gefunden werden, welcher umsetzbar ist. Erfahrungsgemäss gibt der Bau von 
alpinen Solar- und Windenergieanlagen immer Diskussionen bezüglich Landschaftsschutz und 
Einfluss auf die betroffenen Menschen und Tiere vor Ort. Deshalb zeigt Bild 1 eine mögliche 
Aufteilung zwischen alpiner PV und Windenergie. Die obigen beiden Szenarien A und B sind 
demnach nur die «Extremfälle» ganz links (alles über alpine PV-Anlagen gedeckt) oder ganz 
rechts (alles über Windenergieanlagen gedeckt) in der Grafik. Es können beliebige «gemischte» 
Szenarien abgelesen werden, z.B. eine 50% Deckung durch Alpin-PV und 50% durch Wind-
energie. Interessant ist die Kombination mit Power2X, welche die benötigte Winterproduktion 
stark reduziert (Pfeil nach unten). Bei gleichzeitiger Nutzung von Power2X würde sich der PV-
Bedarf auf 0.7% der vegetationslosen Fläche in den Alpen (32 km2) und 440 Windenergie-
anlagen (WEA) reduzieren (Minimal-Variante). 
 
Tabelle 1: Übersicht der Szenarien und Resultate (Szenarien A und B sind «Extremfälle») 

 
 

 
Bild 1: Mögliche «Kompromisslösungen» mit Aufteilung von Alpin-PV (links) und Windenergie (rechts) so-
wie Einfluss von Power2X (Pfeil nach unten). WEA = Windenergieanlagen 
 
Bei der gefundenen Minimal-Variante mit 440 WEA und 32 km2 PV-Fläche in den Alpen wäre 
die Schweiz unabhängig von Stromimporten, auch beim Wegfall der Kernenergie. Es müssten 
Elektrolyseanlagen und verfahrenstechnische Anlagen zur Herstellung von Methanol sowie 
Rückverstromungsanlagen im Mittelland gebaut werden (Brennstoffzellen oder Gasturbinen, 

Szenario Alpine PV (% Fläche) Wind (Anzahl WEA) Überschuss Saisonspeicher
Speicherseen optimiert Wasserstoff Mio m3

und Lastmanagement Methanol

A: PV Alpin + PV Mittelland + Wasserkraft 300 km2 (6.4%, 50 TWh) - 1.3 MT (70 TWh)
B: Wind + PV Mittelland + Wasserkraft - 4400 (30 TWh) 0.9 MT (49 TWh)

C: Power2X + PV Alpin + PV Mittelland + Wasserkraft 63 km2 (1.4%, 10 TWh) - - 3.8 (32 TWh)
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welche mit grünen Treibstoffen arbeiten). Für die Speicherung des Methanols könnten die be-
stehenden Pflichtlager genutzt werden. Der Aufbau dieser Infrastruktur würde Arbeitsplätze 
schaffen. 
 
Beim Zubau zusätzlicher WEA und PV-Fläche in den Alpen könnten die restlichen Sektoren 
(Industrie, Landwirtschaft, Fernverkehr, usw.) über die Produktion grünen Treibstoffs allmählich 
dekarbonisiert werden. Dieser Schritt muss nicht sofort stattfinden, sondern kann schrittweise 
erfolgen. 
 
Bei der Maximal-Variante von 2'200 WEA und 150 km2 PV-Fläche in den Alpen (Kombination 
aus Szenario A und B) würden durch den massiven Zubau in den Sommermonaten grosse 
Überschüsse entstehen (70 TWh bei Szenario A und 49 TWh bei Szenario B). Damit könnten im 
Szenario A 1.3 Mega-Tonnen (also 1'300'000 Tonnen) Wasserstoff und im Szenario B 0.9 Mega-
Tonnen (also 900'000 Tonnen) Wasserstoff hergestellt werden. Mit 1.3 Mega-Tonnen könnte ein 
Wasserstoff-LKW ca. 20 Milliarden km weit fahren. Wasserstoff könnte sinnvoll genutzt werden 
in Industrieprozessen und als Rohstoff für die Synthese von Kunststoffen für die Chemie sowie 
für die Herstellung von synthetischen Treibstoffen für den Fernverkehr (Schiffe und Flugzeuge). 
Selbstverständlich könnte auch ein Handel von grünen Treibstoffen stattfinden (Import/Export). 
Damit könnte eine Art «Energiekraftwerk» in der Schweiz aufgebaut werden, welches massiv 
Arbeitsplätze schaffen würde. Nennen wir diese Zukunftsvision «Alpin-Tec».  
 
Es ist zu betonen, dass für das Gelingen der Energiestrategie nicht die Maximal-Variante 
gefahren werden muss. Vielmehr steht hier der Entscheid beim Volk, wie stark sich die Schweiz 
engagieren soll und welcher Zubau verträglich ist. Die Gegnerschaft der Energiestrategie spielt 
gerne mit Extrem-Szenarien, um dann das gesamte Vorhaben abzulehnen. Dies ist nicht das 
Ziel dieser Berechnungen! 
 
Selbstverständlich könnten auch weitere Formen der Energieproduktion, wie z.B. aus Bio-
masse, Abfällen oder Geothermie mithelfen, den ganzjährigen Bedarf zu decken. Auch eine Re-
duktion des Verbrauchs durch Sparmassnahmen wäre sinnvoll (Suffizienz), wurde aber in den 
vorliegenden Berechnungen nicht berücksichtigt. 
 
Es ist hier zu betonen, dass die vorliegenden Berechnungen nur auf den Strombedarf der 
Schweiz fokussieren, nicht auf den gesamten Energiebedarf. Bei der Minimal-Variante müss-
ten 2050 noch ca. 81 TWh nicht erneuerbare Energien (Brenn- und Treibstoffe) importiert 
werden (gemäss Studie «Energieperspektiven für die Schweiz 2050, Prognos / BFE, 2012). Bei 
der Maximalvariante könnten 60…86% dieser 81 TWh ersetzt werden (je nach Szenario 
Wind/PV). Bei einem Wirkungsgrad von 60% für Power2X käme man auf 36…52% der Brenn- 
und Treibstoffe, welche ersetzt werden könnten. Das würde heissen, dass nur noch ein Rest 
importiert werden müsste. Dieser Anteil müsste an Sonnen- und Windreichen Orten verteilt auf 
der ganzen Welt produziert würden (ebenfalls über Power2X-Technologien). Hier kämen dann 
globale Projekte wie «DeserTec» (Nutzung von Solarenergie in Wüstenregionen) oder Gross-
windanlagen an Küstenregionen Europas in Frage. Der Transport der grünen Energien würde 
über Pipelines oder Schiffe erfolgen. Damit wären wir dann komplett unabhängig von kon-
ventionellem Öl und Gas aus zweifelhaften Ländern. 

Jahresverläufe von Produktion und Verbrauch 

Interessant sind die berechneten Jahresverläufe von Produktion und Verbrauch. Wie erwähnt 
wurde bei allen Szenarien darauf geachtet, dass auch im Winter der Strombedarf vollständig 
gedeckt ist. Beim Szenario C mit Power2X (Bild 2) wird sämtlicher Überschuss der PV-Anlagen 
im Mittelland während den Sommermonaten genutzt, um über die Elektrolyse Wasserstoff her-
zustellen (Power2X). Der Wasserstoff kann weiter umgewandelt und verflüssigt werden (z.B. in 
Methanol) zur besseren Speicherung. Im Winter wird die gespeicherte Energie wieder zurück-
gewandelt in Strom über Brennstoffzellen oder Gasturbinen. Insgesamt entstehen bei diesen 
Umwandlungsprozessen ca. 70% Verluste in Form von Abwärme (welche teilweise genutzt 
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werden könnte). Im Winter können noch ca. 30% zur Deckung des Strombedarfs genutzt wer-
den. Da keine vollständige Deckung möglich ist, muss der Rest noch durch Alpine PV-Anlagen 
(oder Windenergieanlagen) gedeckt werden. In Bild 2 ist die Wasserkraft auf heutigem Stand 
berücksichtigt (blaue Kurve), aber nicht optimiert. Es wird hier die mitläufige Produktion zu PV in 
den Sommermonaten deutlich, welche auch aufgrund begrenzter Kapazitäten in den Stauseen 
geschieht (Schneeschmelze Mai bis August). 
 
Beim Szenario B mit Wind (Bild 3) wird der Stromverbrauch (rote Kurve) auch in den Wintermo-
naten November-Februar vollständig mit der Produktion gedeckt (grüne Kurve). Durch den ho-
hen Winteranteil der Windproduktion ist dies möglich. Dadurch entsteht jedoch in den übrigen 
Monaten ein grosser Überschuss, was insgesamt 49 TWh Energie entspricht. Wie oben er-
wähnt, kann dieser zur Dekarbonisierung der restlichen Sektoren genutzt oder exportiert wer-
den. 
 

 
Bild 2: Jahresverlauf von Produktion und Verbrauch für Szenario C (Power2X+PV Alpin+PV Mittel-
land+Wasserkraft) 
 

 
Bild 3: Jahresverlauf von Produktion und Verbrauch für Szenario B (Wind+PV Mittelland+Wasserkraft) 
 
Auch beim Szenario A mit Alpin-PV (Bild 4) wird der Stromverbrauch in den Wintermonaten No-
vember-Februar vollständig mit der Produktion gedeckt. Da die Alpin-PV-Anlagen vor allem in 
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den Frühlingsmonaten März bis Mai ihr Maximum liefern, entsteht in den übrigen Monaten ein 
noch grösserer Überschuss, was insgesamt 70 TWh Energie entspricht. Wie oben erwähnt, 
kann dieser zur Dekarbonisierung der restlichen Sektoren genutzt oder exportiert werden. 
 
Bei den Szenarien A und B wurde auch die Bewirtschaftung der Speicherseen etwas optimiert, 
um mehr Reserve im Winter zu haben (siehe dazu Ausführungen weiter unten). 
 
Aus den unterschiedlichen Jahresverläufen wird ersichtlich, dass nicht nur auf eine Technologie 
gesetzt werden sollte, sondern ein Mix aller vorhandenen Technologien wie Wind, Alpin-PV, 
Power2X sowie optimierter Bewirtschaftung der Speicherseen zum Ziel führt. 

 
Bild 4: Jahresverlauf von Produktion und Verbrauch für Szenario A (PV Alpin+PV Mittelland+Wasserkraft) 
 

Zugrunde liegende Studien und Umsetzung 

Die mögliche Umsetzung der obigen Szenarien wird in diversen aktuellen Projekten beschrie-
ben. Die Technologien für Alpin-PV und Windenergie sind alle vorhanden. Auch ein allfälliger 
Rückbau der Anlagen nach ihrer Lebensdauer ist vollständig möglich. Bild 5 zeigt eine Ver-
suchsanlage für alpine PV, in welchen von der ZHAW verschiedene Neigungswinkel der Panels 
getestet wurden. Am besten geeignet für die Winterstromproduktion ist eine vertikale Aufstel-
lung mit bifazialen Modulen (also beidseitig produzierend). Damit können die Reflexionen der 
Schneefelder optimal eingefangen werden und es bleibt kein Schnee auf den Panels liegen. 
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Bild 5: Testanlage für alpine PV zur Untersuchung der optimalen Neigung (vertikal), Projekt ZHAW in Da-
vos-Totalp auf 2'500 m.ü.M, Quelle: VSE-Bulletin 10/2022 
 
Eine mögliche Realisierung zeigt Bild 6 anhand des Projektes «Gondosolar». Hier wird auf eine 
nachhaltige Integration der PV-Anlagen in das Landschaftsbild geachtet mit Rücksicht auf Flora 
und Fauna. Geplant ist eine Fläche von 100'000 m2 (0.1 km2) mit 18 MW Leistung und einer 
Jahresproduktion von 23 GWh, davon 55% in den Wintermonaten. Die Stromleitungen würden 
unterirdisch verlegt. In diesem Pilotprojekt können wertvolle Erfahrungen für weitere Anlagen 
gesammelt werden. Ab Baubewilligung sollte es innerhalb 1-2 Jahre in Betrieb genommen wer-
den.  

 
Bild 6: Projektierung einer alpinen PV-Grossanlage, optimal in die Natur eingebunden, Projekt «Gondoso-
lar», Quelle: gondosolar.ch 
 
Bild 7 zeigt die monatliche Energieproduktion einer alpinen PV-Anlage (mit bifazialen Modulen, 
vertikal aufgestellt) im Vergleich zu einer PV-Anlage im Mittelland (mit 20…30° Neigung, mo-
nofazial). Die Messdaten stammen aus dem Projekt «Alpenstrom Davos» der ZHAW. Auf den 
ersten Blick wird klar, dass die alpine PV-Anlage (orange Balken) in den Wintermonaten Okto-
ber bis März erheblich mehr produziert als die Anlage im Mittelland (graue Balken). Der Haupt-
grund liegt darin, dass die Alpen keinen Nebel haben. Die höchste Produktion fällt in den Früh-
lingsmonaten März bis Mai an. In der Regel liegt dann noch Schnee, die Höhensonne scheint 
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intensiv und die tiefen Temperaturen steigern den Wirkungsgrad der Solarzellen. Interessant ist 
auch, dass die höchste PV-Produktion zusammenfällt mit dem tiefsten Füllstand der Speicher-
seen (vgl. Bild 14), was die Winterproblematik massiv entschärft. 
 

 
Bild 7: Monatliche Energieproduktion einer alpinen PV-Anlage (orange, Standort Totalp, Davos) im Ver-
gleich zu einer PV-Anlage im Mittelland (grau, Standort Wädenswil ZH), Projekt «Alpenstrom Davos», 
ZHAW 
 
Bild 8 zeigt eine moderne Windenergieanlage aus der Broschüre «Winterstrom für die Schweiz» 
von Energie Schweiz. In der aktuellen Studie «Windpotential Schweiz 2022» von Meteotest und 
BFE wurde systematisch untersucht, welche Turbinentypen sich am besten eignen würden für 
Mittelland, Jura, Alpentäler und Alpen. Dabei wurde auch der Landschaftsschutz, Bauzonen, 
Gebäudeabstände, usw. berücksichtigt. Das Mittelland hat demnach das höchste Potential mit 
ca. 20 TWh Jahresproduktion, gefolgt vom Jura und den Alpentälern mit ca. 9 TWh. Eine Anlage 
im Mittelland hätte 5.5 MW installierte Leistung und eine Nabenhöhe von 150 m, im Jura und 
den Alpentälern 4.2 MW mit gleicher Nabenhöhe. In den Alpen wäre noch ein Restpotential mit 
5 TWh vorhanden. Dort würden kleinere Anlagen mit 2.3 MW und 100 m Nabenhöhe installiert 
(aufgrund höherer Windgeschwindigkeiten). Insgesamt kommt die Studie so auf 4'439 Anlagen, 
davon 1'979 im Mittelland, 1'173 im Jura und den Alpentälern sowie 1'287 in den Alpen. 
 

 
Bild 8: Überall in der Schweiz hat es gute Windenergie-Standorte, Quelle: «Winterstrom für die Schweiz», 
Broschüre von Energie Schweiz, 2020 
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Wie auf der aktuellen Windkarte in Bild 9 (links) ersichtlich ist, hat das (westliche) Mittelland ein 
erhebliches Potential für Windenergie (dunkelblaue Flächen ab ca. 5 m/s mittlerer Windge-
schwindigkeit), gefolgt von den Jurahöhen und den Alpen (wo die geeigneten Standorte sehr 
lokal verteilt sind). Im Bild 6 (rechts) sind die Windpotentialgebiete unter Berücksichtigung der 
Bundesinteressen und einer ausreichenden räumlichen Konzentration dargestellt. Als Vergleich 
dazu: In Norddeutschland ist eine maximale Dichte von ca. 5 MW/km2 Windanlagen installiert, 
was ca. 1 Anlage pro km2 entspricht. 
 

  
Bild 9: Links Aktuelle Windkarte der Schweiz mit typischen Windgeschwindigkeiten in m/s, rechts Windpo-
tentialgebiete (Quelle Windatlas Schweiz, BFE) 
 
Bild 10 zeigt den anteilsmässigen, monatlichen Verlauf der Energieproduktion aus Wind, Sonne 
und Wasser, basierend auf Messdaten der Jahre 2017 und 2018 (Stromproduktionsprofile). Hier 
wird eindeutig ersichtlich, wie die Windenergie gegenläufig zur Solarenergie verläuft. Die Wind-
energie leistet den grössten Beitrag in den Wintermonaten Oktober bis März mit einer Spitze im 
Dezember/Januar, also genau dann, wenn das Mittelland mit Nebel eingedeckt ist (und die PV-
Anlagen dort fast nichts mehr liefern). 

 
Bild 10: Anteile der Energieproduktion aus Wind, Sonne und Wasser über die Monate der Jahre 2017 und 
2018 (Quelle: Broschüre «Winterstrom für die Schweiz», Energie Schweiz 2020) 
 
Über die zu erwartende Produktion von Windenergieanlagen geben die Volllaststunden in Bild 
11 Auskunft. In Süddeutschland sind die Windverhältnisse ähnlich wie in der Schweiz, weshalb 
diese Werte als Basis genommen wurden (unterste Kurve, hellblau). Es ist ersichtlich, wie die 
Volllaststunden aufgrund der technischen Entwicklung zunehmen (linearer Trend seit dem Jahr 
2000 bis 2017). Im Jahre 2017 lag der Wert auf ca. 2000 h pro Jahr. In Zukunft werden sich die 
Volllaststunden weiter nach oben entwickeln (gestrichelte Linien). Es kann davon ausgegangen 
werden, dass auch in der CH 2'500 Volllaststunden im Jahre 2030 realistisch wären. 
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Bild 11: Entwicklung der Volllaststunden von Windenergieanlagen in Deutschland, Messdaten bis 2017, 
Prognosewerte ab 2018. Quelle: Deutsche Windguard, Bundesverband WindEnergie e.V., Berlin, 2020) 
 
Als Basis für die aktuellen Verbrauchswerte der Schweiz liefern die Daten von Swissgrid in Bild 
12. Die Abbildung stellt die Menge an elektrischer Energie dar, die von den Endverbrauchern in 
der Schweiz im jeweiligen Monat bezogen wurde (sie enthält damit keine Übertragungsverluste 
und auch keine Energie, die zu Pumpzwecken benötigt oder von Kraftwerken zu Eigenbedarfs-
zwecken verwendet wurde). Als Basis wurde das Jahr 2022 genommen (graue Balken), was ei-
nem jährlichen Total von ca. 55 TWh entspricht. 
 

 
Bild 12: Heutiger Endverbrauch elektrischer Energie der Schweiz nach Monaten und Jahren, Quelle: 
Swissgrid, Netzdaten, Produktion und Verbrauch 
 
Für die Hochrechnung des Stromverbrauchs auf das Jahr 2050 wurde eine Studie der Empa 
verwendet, welche einen Zubau von Wärmepumpen auf 75% der Heizungen und zwei Drittel 
aller Fahrten mit E-Autos annimmt (Bild 13). Die Empa hat dabei den detaillierten Einfluss auf 
den jährlichen Verlauf berechnet (obere rote Kurve für Wärmepumpen = Heat, mittlere grüne 
Kurve für Elektrofahrzeuge = BEV, untere blaue Kurve als Summe). Für die vorliegenden Be-
rechnungen wurden die Quartalswerte der Summe genommen, also +6.6 TWh für Januar-März, 
+3.1 TWh für April-Juni, +2.8 TWh für Oktober-Dezember. Diese wurden zu den aktuellen Ver-
brauchsdaten von 2022 oben addiert und anteilsmässig aufs Jahr verteilt. Die jährliche Summe 
des Mehrverbrauchs entspricht 13.7 TWh, was ca. 70 TWh Stromverbrauch im Jahre 2050 ent-
sprechen würde. Hier sind auch Effizienzmassnahmen und der Ersatz von Elektroheizungen be-
rücksichtigt. 
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Bild 13: Steigung des Strombedarfs bis 2050 aufgrund des Zubaus von Wärmepumpen (Heat) und Elekt-
romobilen (BEV) über den Jahresverlauf. Quelle: Studie Empa, Journal «Energies» 2019 
 
Bild 14 zeigt den Füllstand der Schweizer Speicherseen über den Jahresverlauf aufgrund von 
Messdaten des «Energiedashboards CH» des BFE (Stand Mitte April 2023). Die blaue Kurve 
zeigt den aktuellen Verlauf über das letzte Jahr, die grau hinterlegte Schattierung sind gemittelte 
Werte der letzten 5 Jahre. Grundsätzlich werden die Speicherseen durch das anfallende 
Schmelzwasser der Berge im Verlaufe der Monate Juni bis September gefüllt. In der aktuellen 
Kurve ist bereits die im Herbst 2022 beschlossene «Wasserkraftreserve» berücksichtigt. Es ist 
deutlich ersichtlich, wie in den Monaten Januar/Februar ein «Vorsprung» herausgeholt wurde 
(horizontaler Knick in blauer Kurve), um eine höhere Reserve zu haben. Diese wird bis im Som-
mer mitgenommen. Allerdings erreicht die blaue Kurve den maximalen Füllstand nie. Der Grund 
liegt wohl darin, dass auch im Winter noch Strom-Trading stattfindet (Import/Export) und des-
halb eine gewisse Flexibilität «gegen oben» benötigt wird. Im Gegensatz dazu zeigt die rote 
Kurve eine mögliche Maximierung der Füllstände bei einer optimierten Bewirtschaftung für ma-
ximale Reserve in den Wintermonaten. Die Reserve für die «Dunkelflaute» (keine Sonne und 
kein Wind) sind in der rechten Skala für den Januar eingezeichnet (Quelle Artikel «Mit Speicher-
wasser gegen die Dunkelflaute» der BKW / CKW / VSE 2019, hier Szenario «SikPW» für 6 Wo-
chen Speicherreserve stark vereinfacht). Die erhöhten Füllstände der roten Kurve könnte durch 
eine schwächere Turbinierung in den Sommer-/Herbstmonaten erreicht werden. In den kriti-
schen Wintermonaten (November-März, orange hinterlegt) würde «netto» gleich viel Strom aus 
Wasserkraft produziert wie bisher. Anschliessend müsste stärker turbiniert werden, um wieder 
das Anfangsniveau zu erreichen (was im Jahre 2023 offensichtlich nicht gemacht wird aufgrund 
der «Wasserkraftreserve»). Der höhere Füllstand der roten Kurve im Winter würde jedoch dazu 
führen, dass im Bereich maximalen Füllstandes nur eine begrenzte Flexibilität zur Aufnahme 
täglicher Schwankungen möglich wäre (rot eingerahmt). Die Flexibilität müsste also anderweitig 
zur Verfügung gestellt werden (Lastmanagement, z.B. Nutzung Gebäude oder Elektromobile als 
Speicher V2G).  
 
Es ist hier anzumerken, dass der rot dargestellte Verlauf rein theoretischer Natur ist. Ob und wie 
dieser in der Praxis umgesetzt werden könnte, müsste mit entsprechenden Spezialisten disku-
tiert werden. In der «Roadmap Grossen» ist auch von der Aufstockung der Stauseen die Rede, 
was in diesem Zusammenhang ein Vorteil wäre. Allerdings hat der genaue Verlauf der Kurve 
keinen wesentlichen Einfluss auf die Berechnungen oben, es geht nur darum, wie eine zusätzli-
che Reserve für «Notfälle» aufgebaut werden könnte. 
 



Berechnungen zur Energiestrategie 2050 Seite 11/24 Prof. Dr. D. Zogg 

 
Bild 14: Füllstand der CH Speicherseen über den Jahresverlauf mit möglicher Optimierung 

Vergleich der Studien 

Tabelle 2 zeigt einen Vergleich mit den Prognosen von Swissolar und BFE, um die Jahrespro-
duktion zu plausibilisieren (TWh Gesamtproduktion). Die Zahlen aus der Spalte «PV» stammen 
aus der «Detailanalyse des Solarpotentials auf Dächern und Fassaden» von Swissolar / Ener-
gie Schweiz von 2020 sowie aus der Studie «Sonnendach.ch und Sonnenfassade.ch» des BFE 
von 2019. Die Zahlen aus der Spalte «Wind» stammen aus der Studie «Windpotential Schweiz 
2022» des BFE von 2022. Ein Vergleich der Zahlen zeigt, dass bei den vorliegenden Berech-
nungen ähnliche Grössenordnungen herauskommen und deshalb ein Zubau realistisch wäre. 
Der Fokus würde jedoch vermehrt auf alpiner PV und Windkraft liegen, damit der Verbrauch in 
den Wintermonaten vollständig gedeckt werden könnte und kein Stromimport mehr notwendig 
wäre. 
 
Die letzte Spalte der Tabelle 2 veranschaulicht einen weiteren Vergleich mit den «Energieper-
spektiven 2050+» von Prognos / BFE et. al (Nov. 2020). Bei diesem Szenario wird nicht einmal 
das gesamte Potential der PV-Dachfläche im Mittelland ausgenutzt (nur ca. 38 TWh von 50 
bzw. 55 TWh). Beim Wind werden nur ca. 2 TWh des Potentials von 30 TWh genutzt. Ziel die-
ses Szenarios «ZERO Basis» war eine ausgeglichene Jahresbilanz (76 TWh Erzeugung gegen-
über 76 TWh Verbrauch netto). Im Winterhalbjahr 2050 fehlen allerdings ca. 9 TWh, welche 
durch Stromimport aus dem Ausland gedeckt werden müssten, insbesondere aus europäischen 
Windenergie-Anlagen. Im Winterhalbjahr 2035 fehlen sogar ca. 15 TWh. Für den Import würde 
es allerdings ein funktionierendes Stromhandelsabkommen mit der EU und genügend freie Ka-
pazität im Ausland benötigen, was unter den heutigen geopolitischen Rahmenbedingungen 
eher fraglich ist. Deshalb sollte speziell der Zubau alpiner PV-Anlagen und Windkraft gefördert 
werden, um diese «geplante» Lücke zu schliessen. 
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Tabelle 2: Vergleich der jährlichen Gesamtproduktion (TWh) der vorliegenden Berechnungen mit den be-
stehenden Studien 

Potential PV BFE / Swisso-
lar 

Wind BFE Vorliegende  
Berechnungen 

Szenarien 2050+ 
Prognos/BFE 

PV Gebäude  
Dächer 

50 TWh / 55 TWh 
(PV-Fläche 280 
km2, 330 km2) 

 60 TWh  
Dächer+Fassaden 
(PV-Dachfläche 330 
km2) 

ca. 38 TWh 
(PV Total 37.5 
GW) 

PV Gebäude  
Fassaden 

17 TWh 
(PV-Fläche 160 
km2) 

   

PV Infrastrukturan-
lagen1) 

15 TWh    

Alpine PV 
(Szenario A) 

  50 TWh 
(PV-Alpinfläche 300 
km2, 6.4%2)) 

 

Wind 
(Szenario B) 

 30 TWh 
(4’400 WEA4)) 

30 TWh 
(4'400 WEA4)) 

ca. 2 TWh 
(2.2 GW) 

Power2X 
(Szenario C) 

  10 TWh 
(PV-Alpinfläche 63 
km2, 1.4%2)) 

 

50% alpine PV 
50% Wind 

  25 TWh (PV 150 km2) 
15 TWh (2’200 WEA4)) 

 

50% alpine PV 
50% Wind 
+ Power2X 

  5 TWh (PV 32 km2) 
3 TWh (440 WEA4)) 

 

Wasserkraft   ca. 30 TWh netto 
(Energy Charts CH 
2022) 

ca. 45 TWh brutto 
ca. 36 TWh netto3) 
(2050) 

Gesamt-Produktion 82 TWh PV 
 

30 TWh Wind 
 

85 TWh PV  
(Gebäude +50% alpin) 
15 TWh Wind  
(50% Wind) 

ca. 76 TWh netto 
(PV+Wind+Was-
ser) 

Deckung im Winter Teildeckung Teildeckung Vollständige Deckung ca. 9 TWh Import 
im Winterhalbjahr 
(2035 15 TWh) 

Export/Import   Kein Stromimport not-
wendig, in Zukunft Ex-
port von Wasserstoff 
möglich 

Stromexport im 
Sommer,  
Stromimport im 
Winter 

Dekarbonisierung 
restl. Sektoren 

  70 TWh (86%5)) Sz. A 
49 TWh (60%5)) Sz. B  

 

1) Parkplatzüberdachungen, Strassenüberdeckungen, Alpenraum auf bereits bestehenden Infrastrukturanlagen wie Skigebiete 

2) Anteil an vegetationsloser Fläche mit PV 

3) netto = abzüglich Verbrauch der Speicherpumpen (ca. 9 TWh) 

4) WEA = Windenergieanlagen 

5) Anteil an nicht erneuerbarem Endenergieverbrauch 2050 (81 TWh) 
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Bild 15 zeigt die Prognose der jährlichen Stromerzeugung und Verbrauch gemäss «Ener-
gieperspektiven 2050+ Kurzbericht», Prognos/BFE, Nov. 2020. Hier wird die «Winterstromlü-
cke» im Jahr 2035 deutlich ersichtlich (roter Kreis). Noch deutlicher wird die Lücke im Winter-
halbjahr (Bild 15 links). Hier wären ca. 15 TWh Import im Jahre 2035 notwendig. Bereits heute 
(2023) muss bereits erheblich importiert werden (blaue Linie). Auch 2050 wäre noch ein deutli-
cher Import von ca. 9 TWh notwendig (welcher über die Sommer-Überschüsse «kompensiert» 
würde). Im wesentlichen Unterschied dazu führen vorliegende Berechnungen zu keinem Stro-
mimport im Winter 2050. Je schneller die Anlagen zugebaut werden, desto kleiner sind auch die 
Importe «auf dem Weg ins 2050». 
 

 
Bild 15: Prognose der jährlichen Stromerzeugung und Verbrauch 
 

 
Bild 16: Prognose der Stromerzeugung und Verbrauch im Winter- und Sommerhalbjahr 
 
Bisher wurde nur der Strom betrachtet. Bild 17 gibt eine Prognose zum gesamten Energiebe-
darf bis 2050 gemäss «Energieperspektiven für die Schweiz bis 2050», Prognos / BFE, 2012. 
Die Elektrizität liegt 2050 mit 69 TWh bei 38% des Endenergieverbrauchs, die nicht erneuerba-
ren Energien liegen mit 81 TWh bei 44% (dazu gehören Heizölprodukte, sonstige Erdölpro-
dukte, Erdgas, Kohle, Benzin, Diesel, Flugtreibstoffe, Erdgas als Treibstoff). Es kommen noch 
ca. 33 TWh Biomasse etc. mit 18% Anteil hinzu. Bei den Szenarien A und B der vorliegenden 
Berechnungen könnten 86% (70 TWh) bzw. 60% (49 TWh) der 81 TWh mit dem 
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Sommerüberschuss energetisch gedeckt werden (ohne Berücksichtigung von Verlusten). 
Beim Szenario C besteht kein Sommerüberschuss, da alles über Power2X in den Winter trans-
feriert wird. 
 

 
Bild 17: Prognose der jährlichen Endenergienachfrage nach Energieträgern (1 PJ = 0.278 TWh) 
 
Bild 18 zeigt den realen Verlauf des Endenergieverbrauchs gemäss «Schweizerischer Gesam-
tenergiestatistik», BFE, 2021. Im Jahre 2021 lag der gemessene Verbrauch der Elektrizität bei 
ca. 58 TWh (26%). Die Prognose von 2012 sagte für 2020 einen Verbrauch von ca. 61 TWh vo-
raus, es wurde also ca. 3 TWh gegenüber der Prognose eingespart. Die Summe der nicht er-
neuerbaren Energie lag 2021 bei ca. 131 TWh (ca. 60%) gegenüber 130 TWh der Prognose 
(praktisch keine Abweichung). Interessant ist nun der zukünftige Verlauf (Extrapolation, in Bild 
18 vereinfacht). Bei der Umrüstung von konventioneller Energie auf elektrische Energie kann 
ungefähr mit den Einsparungen um Faktor 3 gerechnet werden (Ersatz von Gas- und Ölheizun-
gen durch Wärmepumpen, Ersatz von Diesel-/Benzinfahrzeugen durch Elektrofahrzeuge). Des-
halb sinkt der Gesamtenergieverbrauch bei der Elektrifizierung markant (obwohl etwas mehr 
Strom verbraucht wird). Schliesslich liegt der Anteil an nicht erneuerbaren Energien 2050 noch 
bei ca. 40% statt der 60% im Jahre 2021 (was sich mit den 44% aus der Studie oben gut deckt).  
 

 
Bild 18: Realer Verlauf des jährlichen Endenergieverbrauchs (mit linearer Extrapolation). 
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Gestehungskosten 

Kostenberechnungen für eine «ferne» Zukunft im Jahre 2050 sind generell mit Unsicherheiten 
behaftet und abhängig von den Annahmen und Rahmenbedingungen. Trotzdem wird hier eine 
grobe Kostenschätzung durchgeführt auf Basis von Gestehungskosten. Bei den Gestehungs-
kosten werden die Investitions- und Betriebskosten über die Lebensdauer amortisiert. Es sind 
keine Endkundenpreise, aber die Kosten, welche die Energieversorger zur Deckung ihrer inter-
nen Aufwände benötigen. Dazu liefert der Bericht «Potenziale, Kosten und Umweltauswirkun-
gen von Stromproduktionsanlagen» des PSI / BFE (November 2017) folgende Tabellen: 
 

  
Bild 15: Tabellen zu den Stromgestehungskosten für erneuerbare (links) und nicht erneuerbare Energien 
(rechts), Quelle: BFE, 2017 
 
Die geschätzten Gestehungskosten im Jahre 2050 wurden jeweils auf die verschiedenen 
Szenarien angewendet und die jährlichen Gestehungskosten für alle Anlagen der CH 
berechnet. Auch im Falle von «konventioneller» Energie müssten die Anlagen erneuert werden 
bzw. neue Kraftwerke gebaut werden. Bei den Angaben des BFE sind keine externen Kosten 
wie Schäden an Umwelt, Mensch und Tier berücksichtigt. 
 
Für die PV-Anlagen auf Dächern im Mittelland in den Szenarien A, B und C wurde die Studie 
«Detailanalyse des Solarpotenzials auf Dächern und Fassaden» von Swissolar genommen. 
Dabei wurde das ausschöpfbare Potential der Dächer in drei Kategorien «PV Dächer klein» bis 
20 kWp, «PV Dächer mittel» bis 400 kWp und «PV Dächer gross» ab 400 kWp aufgeteilt. 
 
In Tabelle 3 werden die jährlichen Gestehungskosten für das Szenario A mit Alpin-PV geschätzt. 
Es wird angenommen, dass der überschüssige Strom (ca. 70 TWh) exportiert werden kann zu 
einem (tiefen) Preis von 10 Rp/kWh. Dieser entspricht ca. dem Börsenstrompreis der CH 
gemäss «Swiss Energy Charts» (Day Ahead Auktion) in den Sommermonaten 2021 (vor der 
Preisexplosion). Die Preise stiegen 2022 kurzzeitig über 80 Rp/kWh (800 EUR/MWh) wegen 
der auftretenden Knappheit. Aktuell (Mai 2023) liegen sie wieder bei ca. 10 Rp/kWh (100 
EUR/MWh). Wenn alle europäischen Länder auf PV setzen, ist in Zukunft eher von tiefen 
Preisen auszugehen in den Sommermonaten. Allerdings könnte der Strom auch in Wasserstoff 
bzw. synthetische Treibstoffe gewandelt werden zur Dekarbonisierung der restlichen Sektoren, 
womit vermutlich höhere Preise erzielt werden könnten. Wenn der Stromexport wie oben 
berücksichtigt wird, würden die resultierenden Gestehungskosten bei 10.2 Milliarden CHF pro 
Jahr liegen. 
 
Beim Szenario B mit Windenergie (Tabelle 4) kann etwas weniger überschüssige Energie 
exportiert werden (ca. 49 TWh), die Anlagenkosten sind jedoch auch tiefer, weil weniger 
Anlagen notwendig sind. Die resultierenden Gestehungskosten würden bei 10.8 Milliarden CHF 
pro Jahr liegen. 
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Tabelle 3: Jährliche Gestehungskosten für Szenario A, Basis 2050 

 
 
Tabelle 4: Jährliche Gestehungskosten für Szenario B, Basis 2050 

 
 
Beim Szenario C mit Power2X (Tabelle 5) wird keine überschüssige Energie exportiert. 
Sämtlicher Überschuss der Sommermonate wird in den Winter «transportiert». Dabei sind die 
70% Verluste berücksichtigt (aus 32.4 TWh Überschuss im Sommer werden 9.7 TWh nutzbar 
im Winter). Für die Rückverstromung wurde ein gewisser Anteil an Brennstoffzellen (25%) und 
Gasturbinenanlagen (75%) angenommen. Allerdings enthält die Tabelle des BFE nur Angaben 
für konventionelle Systeme mit nicht erneuerbaren Energiequellen, weshalb hier ca. 50% der 
Kosten angenommen wurden (Annahme Zogg). Die Nutzung der Abwärme im Winter wurde 
hier nicht berücksichtigt. Die resultierenden Gestehungskosten würden aufgrund der 
aufwändigen Technologie und wegfallenden Exports mit 15.6 Milliarden CHF pro Jahr ca. 50% 
höher liegen als bei den obigen Szenarien. Allerdings ist dies ein «Blick in die Kristallkugel», es 
ist anzunehmen, dass die Kosten bei fortgeschrittener Entwicklung noch sinken werden, je 
nachdem wie stark auch Europa auf diese Technologien setzt. 
 
Tabelle 5: Jährliche Gestehungskosten für Szenario C, Basis 2050 

 
1) keine Angaben vorhanden (grobe Schätzung D. Zogg: ca. 50% der Kosten konventioneller Systeme gemäss Tabelle 3 BFE) 
 
Als Vergleich wurden in den folgenden Tabellen «konventionelle» Energiesysteme betrachtet. 
Tabelle 6 zeigt die jährlichen Gestehungskosten für Kernkraft. Dabei wurde der obere Wert der 
BFE-Tabelle von 12 Rp/kWh für das Jahr 2035 genommen. Für das Jahr 2050 macht die 
vorliegende Studie des BFE keine Angaben. Die Kosten für zukünftige Kernkraftwerke sind mit 
speziell grossen Unsicherheiten behaftet, wie einige Beispiele in der Realität zeigen (Finnland). 
Es sind auch keine externen Kosten wie mögliche Umweltschäden des Zwischen- und 
Endlagers oder die Auswirkungen eines GAU berücksichtigt. Es sind nur Kosten an einen 
Endlager-Fonds berücksichtigt, bei welchem allerdings nicht garantiert ist, dass er die 
tatsächlichen Kosten decken wird. Dennoch wurde hier mit dem (tiefen) Ansatz der BFE-Studie 
von 2035 gerechnet. Die Kernkraft würde dabei die restlichen 40 TWh neben der Wasserkraft 
decken, um auf die zukünftig benötigten 70 TWh zu kommen. Die Gestehungskosten kämen mit 
dieser (stark vereinfachten) Rechnung auf 9.2 Milliarden CHF pro Jahr, wäre also in einer 
ähnlichen Grössenordnung wie die Szenarien A und B mit Alpin-PV bzw. Windenergie. 
 

A: PV Alpin + PV Mittelland + Wasserkraft CHF/kWh TWh Mia. CHF Anteil
Grosswasserkraft 0.15 28.6 4.3
PV Dächer klein 0.15 26.8 4.0 45% 59.73 TWh PV total
PV Dächer mittel 0.12 30.2 3.6 51%
PV Dächer gross 0.08 2.7 0.2 5%
PV Alpin 0.10 50.7 5.1
Überschussproduktion -0.10 69.8 -7.0 Verkauf am Strommarkt
Summe 10.2

B: Wind + PV Mittelland + Wasserkraft CHF/kWh TWh Mia. CHF Anteil
Grosswasserkraft 0.15 28.6 4.3
PV Dächer klein 0.15 26.8 4.0 45% 59.73 TWh PV total
PV Dächer mittel 0.12 30.2 3.6 51%
PV Dächer gross 0.08 2.7 0.2 5%
Windenergie CH 0.12 29.5 3.5
Überschussproduktion -0.10 48.6 -4.9 Verkauf am Strommarkt
Summe 10.8

C: Power2X + PV Alpin + PV Mittelland + Wasserkraft CHF/kWh TWh Mia. CHF Anteil
Grosswasserkraft 0.15 28.6 4.3
PV Dächer klein 0.15 26.8 4.0 45% 59.73 TWh PV total
PV Dächer mittel 0.12 30.2 3.6 51%
PV Dächer gross 0.08 2.7 0.2 5%
PV Alpin 0.10 10.5 1.0
Elektrolyseure Power2X 0.05 32.4 1.6

Brennstoffzellen X2Power1) 0.10 2.4 0.2 25% 9.7 TWh total

GuD X2Power1) 0.08 7.3 0.6 75%
Summe 15.6
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Tabelle 6: Jährliche Gestehungskosten mit Kernkraft als Vergleich (Szenario D1), Basis 2050 

 
 
Als weiteres Vergleichs-Szenario wurde in Tabelle 7 die Energieerzeugung über 
Gaskombikraftwerke betrachtet (restliche 40 TWh wie oben). Dabei wurden für 2050 die 
Gestehungskosten gemäss BFE-Studie für Anlagen mit CO2-Abscheidung genommen. Eine 
grosse Unsicherheit sind hier die Gaspreise, welche in Zukunft wohl stärker zunehmen dürften 
als in der Studie von 2017 angenommen. Die resultierenden 12.4 Milliarden CHF pro Jahr sind 
hier wohl auch eher unterschätzt, wie bei der Kernkraft. Dennoch wird klar, dass die Kosten 
höher sein würden als bei den Szenarien mit Wind bzw. Alpin-PV. 
 
Tabelle 7: Jährliche Gestehungskosten mit Gaskombikraftwerken als Vergleich (Szenario D2), Basis 2050 

 
 
Als letzter Vergleich wurde noch ein Szenario mit vollständigem Stromimport der restlichen 40 
TWh abgeschätzt, was Tabelle 8 zeigt. Hier wurde ein Strompreis von 30 Rp/kWh 
angenommen, was die zukünftige Verknappung im Winter berücksichtigen soll. Diese Annahme 
ist sehr unsicher und kann stark schwanken, abhängig vom Zubau und der geopolitischen Lage 
im restlichen Europa. Die resultierenden jährlichen Gestehungskosten von 16.4 Milliarden CHF 
sind also eher als Minimum anzunehmen.  
 
Tabelle 8: Jährliche Gestehungskosten mit Import als Vergleich (Szenario D3), Basis 2050 

 
 
Die folgenden Bilder 16 und 17 fassen die Resultate oben grafisch zusammen. Der Stromexport 
bei den Varianten A und B ist im Bild 16 negativ dargestellt. Im Bild 17 ist dieser von den 
Gesamtkosten subtrahiert. Bei den Gesamtkosten wird sofort ersichtlich, wie diese für die 
erneuerbaren Energien in ähnlicher Grössenordnung liegen wie für die konventionellen. 
 

 
Bild 16: Jährliche Gestehungskosten «brutto», detailliert für die verschiedenen Szenarien (in Mia. CHF) 
 
 

D1: Wassser+Kernkraft CHF/kWh TWh Mia. CHF
Grosswasserkraft 0.15 28.6 4.3
Kernkraft 0.12 40.5 4.9
Summe 69.1 9.2

D2: Wasser+Gas CHF/kWh TWh Mia. CHF
Grosswasserkraft 0.15 28.6 4.3
Gaskombikraftwerte mit C02-Abscheidung 0.20 40.5 8.1
Summe 69.1 12.4

D3: Import CHF/kWh TWh Mia. CHF
Grosswasserkraft 0.15 28.6 4.3
Stromimport 0.30 40.5 12.2
Summe 69.1 16.4
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Bild 17: Jährliche Gestehungskosten «netto», abzüglich Stromexport (in Mia. CHF) 
 
Auch der Bericht  zu den «Energieperspektiven 2050+» von Prognos / BFE (2020) kommt auf 
ähnliche Schlüsse. Gemäss diesem ergegeben sich für den Umbau der Energiesysteme 
volkswirtschaftliche Mehrkosten von 73 Mia. CHF, kumuliert von jetzt bis 2050. Dies entspricht 
ca. 5% der ohnehin anfallenden Investitionen in Energiesysteme von 1'400 Mia. CHF im 
gleichen Zeitraum. 
 
Die Kosten müssen immer im Zusammenhang mit dem Nutzen bzw. den Risiken gesehen 
werden, um sie beurteilen zu können. In der Tabelle 9 wurde ein Versuch gemacht, die 
wichtigsten Kriterien zu berücksichtigen.  
 
Bei (Alpin-)PV und Wind kann von einer relativ hohen Wertschöpfung in der Schweiz 
ausgegangen werden (Installation, Herstellung von Komponenten, Entwicklung, usw.). Es ist 
auch davon auszugehen, dass die Produktion von China nach Europa verlagert wird und die 
Schweiz als Zulieferer von Maschinen und Komponenten dient (Beispiel Meyer Burger). Die 
Unabhängigkeit wäre sehr hoch (kein Stromimport mehr notwendig, reduzierter Import von 
Brenn- und Treibstoffen). Das Risiko für die Gesellschaft und Natur ist gering bzw. 
überschaubar. Die Anlagen könnten in kurzer Zeit ohne bleibende Schäden zurückgebaut 
werden, wenn notwendig. Allerdings ist die Flexibilität dieser Anlagen wegen der Abhängigkeit 
von Sonne und Wind gering, weshalb sie mit zusätzlichen Flexibilitäten wie Speicherseen und 
Lastmanagement ergänzt werden müssen (was in den Szenarien berücksichtigt wurde). 
 
Tabelle 9: Vergleich der jährlichen Gestehungskosten und weiteren Kriterien zur Beurteilung der 
Szenarien oben 

 
0) Bei Power2X ist die Preisentwicklung sehr unsicher und die Datenbasis noch unvollständig. Die Kosten werden in Zukunft sinken. 
1) Bei der Kernkraft sind die gesellschaftlichen Risiken eines GAUs nicht mit eingerechnet 
2) Bei den Gaskraftwerken sind die Preissteigerungen durch geopolitische Verwerfungen nicht mit eingerechnet 
3) Beim Stromimport wird von massiven Preissteigerungen ausgegangen wegen allgemeiner Mangellage im Winter im europäischen 
Raum 
4) Bei einer Bevölkerungszahl der CH von 10 Mio. Einwohnern (2050) 

 
Bei Power2X wäre die Wertschöpfung in der Schweiz auch hoch (Installation der Anlagen, 
Entwicklung, Innovations- und Pilotprojekte, usw.). Die Technologien können mehrheitlich aus 

Vergleich der Szenarien A: PV Alpin B: Wind C: Power2X0) D1: KKW1) D2: Gas2) D3: Import3)

Jährliche Gestehungskosten in Mia. CHF (Basis 2050) 10.2 10.8 15.6 9.2 12.4 16.4

Jährliche Gestehungskosten pro Bewohner in CHF 4) 1'024                  1'083             1'565             916                 1'240             1'645                 
Technologie-Import CHN/EU EU EU USA/EU USA/EU USA/EU
Energie-Import RUS/USA? EU
Energie-Export EU EU
Wertschöpfung CH gross gross gross tief tief tief
Unabhängigkeit gross gross mittel mittel tief tief
Risiko für Gesellschaft und Natur tief tief mittel hoch mittel
Rückbaubarkeit und Recycling hoch hoch mittel tief mittel
Flexibilität, Regelbarkeit tief tief hoch tief hoch
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dem EU-Raum importiert oder in der Schweiz mitentwickelt werden. Die Unabhängigkeit 
bezüglich Strom wäre zu 100% gegeben, allerdings müssten restliche Treib- und Brennstoffe 
importiert werden. Beim Risiko für Gesellschaft und Natur bestehen die üblichen Risiken von 
verfahrenstechnischen Anlagen (zur Herstellung von Wasserstoff und Weiterverarbeitung zu 
synthetischem Treibstoff). Auch die Speicherung kann je nach Technologie Risiken aufweisen 
(Wasserstoff). Sicherer und besser handhabbar sind hier flüssige Stoffe wie Methanol, welche 
ähnliche Risiken wie konventionelle Treibstoffe aufweisen. Ein grosser Vorteil von Power2X 
(und X2Power) wäre die hohe Flexibilität der Anlagen. Durch die Regelbarkeit moderner 
Anlagen kann das Stromnetz zusätzlich stabilisiert werden und Lasten ausgeglichen werden. 
Damit eignet sich diese Technologie optimal zur Kombination mit PV und Windenergie. 
 
Bei den Kernkraftwerken (KKW, Szenario D1) ist die Wertschöpfung in der Schweiz eher tief. 
Unsere bestehenden Anlagen wurden vornehmlich aus den USA importiert. In Zukunft könnten 
sie auch aus dem EU-Raum kommen (Frankreich). Allerdings bleibt uns nur noch der Betrieb. 
Die Forschung und Entwicklung im Bereich Kernenergie wurde in der Schweiz stark reduziert, 
auch aufgrund der heute gerne vergessenen Tatsache, dass in Lucens (Kt. Waadt) 1969 bereits 
ein unterirdischer GAU erzeugt wurde. Wie zahlreiche GAUs in der Geschichte der Kernkraft 
gezeigt haben (z.B. Tschernobyl 1986, Fukushima 2011), sind die Risiken für Gesellschaft und 
Natur sehr hoch. «Wikipedia» liefert eine Liste von allen grösseren Zwischenfällen in kerntech-
nischen Anlagen, welche sehr lang ist. Ca. alle 10 Jahre geschieht ein grösserer Unfall. Das Er-
eignis in Fukushima war einschneidend, weil die japanischen Kernkraftwerke bis dahin als spe-
ziell sicher und vertrauenswürdig galten. Sie waren oft als Vorbild für unsere Kerntechnologie 
genannt worden. Auch wenn die Wahrscheinlichkeit eines Erdbebens mit anschliessendem 
Tsunami sehr tief war, waren die Auswirkungen dennoch verheerend (und hätten noch schlim-
mer kommen können, wenn die Winde die radioaktive Wolke direkt auf die Hauptstadt Tokio mit 
knapp 10 Mio Einwohnern gelenkt hätte). In der Schweiz gibt es zwar keine Tsunamis, aber 
dennoch unvorhersehbare Risiken. Auch das (nun beschlossene) Endlager birgt Risiken für die 
nächsten paar Jahrtausende, welche kaum vollständig abgeschätzt werden können. Dennoch 
wird in den Medien wieder vermehrt von «neuen» Kernkraftwerken berichtet, welche angeblich 
«viel sicherer» sein sollen. Als Ingenieur bin ich da speziell skeptisch. Ein weiterer grosser 
Nachteil der KKWs ist deren tiefe Flexibilität, d.h. sie liefern nur Bandenergie und können 
schlecht geregelt werden (nur ab- und zugeschaltet, was aber viel Zeit in Anspruch nimmt). 
Deshalb sind sie als Kombination zu PV und Wind nicht gut geeignet. Auch die Unabhängigkeit 
ist nicht vollständig gegeben, da der Brennstoff Uran importiert werden muss (allerdings in klei-
nen Mengen). Es ist auch darauf zu achten, dass die KKWs Flusswasser benötigen zur Küh-
lung (entweder direkt oder über Kühltürme, welche Wasser verdunsten). Bei hohen Flusstempe-
raturen oder geringer Wassermenge kann dies ein limitierender Faktor sein für die Leistung der 
Anlagen. 
 
Bei den Gaskraftwerken (Szenario D2) wäre eigentlich der einzige Vorteil die hohe Flexibilität. 
Diese Kraftwerke können sehr gut regelt werden. Deshalb wären sie eher als Ergänzung zu PV 
und Wind sinnvoll und sollten mit erneuerbaren Energieträgern betrieben werden. Falls das Gas 
jedoch aus dem Ausland importiert werden muss, sind die hohen Abhängigkeiten seit dem letz-
ten Winter (2022/23) bestens bekannt. Die Gestehungskosten können bei steigenden Gasprei-
sen während einer europäischen Mangellage massiv nach oben schnellen. 
 
Beim Import (Szenario D3) ist die Situation der Abhängigkeit noch schlimmer. Auch die Strom-
preise können massiv nach oben gehen. Das Problem der Zukunft wird sein, dass alle europäi-
schen Staaten im Winter Strom importieren wollen (und im Sommer exportieren). Das kann 
nicht aufgehen. 
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Zentral vs. dezentral 

Oft wird diskutiert, ob zentrale oder dezentrale Lösungen besser sind. Die Antwort ist ganz ein-
fach: Beide Ansätze haben ihre Vorteile. Zentrale, grosse Lösungen haben allgemein tiefere 
Gestehungskosten und Vorteile bei der Effizienz, dezentrale Lösungen sind flexibler. Bei den 
Kraftwerken wird es in Zukunft wohl weniger Gross-Anlagen im GW-Bereich geben, ausser ein 
paar grossen Pumpspeicherwerken. Auf der anderen Seite braucht es auch bei Windenergie 
und PV grössere «Parks» im 10 MW- oder gar 100 MW-Bereich für eine entscheidende Ent-
wicklung. Auch bei den Power2X-Technologien werden sich grössere Anlagen durchsetzen aus 
Gründen der Effizienz. Bei grösseren Anlagen muss allerdings die Zuleitung zum Stromnetz ent-
sprechend dimensioniert werden, was speziell bei Anlagen in den Bergen eine Herausforderung 
darstellt. Deshalb werden die grösseren Anlagen wohl eher im Mittelland liegen oder in bereits 
erschlossenen Berggebieten. Elektrolyseure hoher Leistung sollten möglichst nahe am Produk-
tionsort installiert werden, um einem Netzausbau entgegenzuwirken. Auch die Kombination von 
Alpin-PV-Anlagen mit Speicherseen macht Sinn. 
 
Auf der anderen Seite liegen PV-Kleinanlagen im 10 kW-Bereich (Einfamilienhäuser EFH) oder 
100 kW-Bereich (Mehrfamilienhäuser MFH, Gewerbe und Landwirtschaftsbetriebe). Auch diese 
braucht es dringend, um die hier vorliegende Strategie zu ermöglichen. Jedes Kilowatt zählt! 
Wichtig bei diesen Anlagen ist, dass sie kostengünstig installiert werden können. Eine Solar-
pflicht bei Neubauten und (Dach-)Sanierungen würde die Entwicklung massiv beschleunigen 
und wäre aufgrund der tiefen Mehrkosten (im einstelligen Prozentbereich) vertretbar. Bei den 
Speichersystemen werden heute bereits in 30..50% der Installationen Batterien installiert im Be-
reich 10 kWh für EFH bis 100 kWh für MFH und Areale. Die Batterien sind zwar aus heutiger 
Sicht unwirtschaftlich, können aber in Zukunft in ein intelligentes Netz eingebunden werden und 
dieses entlasten. Dazu müssen sie jedoch anders angesteuert werden (netzdienlich statt eigen-
verbrauchsorientiert). Zu den dezentralen Elementen gehören in Zukunft auch die Elektromo-
bile, welche Speicherkapazitäten von 10 kWh bis 100 kWh aufweisen. Bei bidirektionalem La-
den (V2G) können diese netzdienlich eingesetzt werden. 

Eigenverbrauchsorientiert vs. Netzdienlich 

Wie bereits oben angetönt, können Batterien oder Elektromobile netzdienlich eingesetzt wer-
den, um Spitzen zu brechen und das Stromnetz zu entlasten. Diese Betriebsart wird in Zukunft 
wichtiger sein als die heutige eigenverbrauchsorientierte Betriebsart. Es sind auch Kombinatio-
nen davon denkbar. Ein Elektromobil kann tagsüber mit Sonnenstrom geladen werden und 
nachts netzdienlich die Stromspitzen brechen. Auch Wärmepumpen können in Tieflastphasen 
Wärme im Gebäude speichern und das Stromnetz in Hochlastphasen entlasten. Batterien kön-
nen dazu eingesetzt werden, Einspeise- und Bezugsspitzen zu glätten. 
 
Der grundsätzliche Gedanke, Strom am Ort der Produktion direkt zu verbrauchen, ist sehr gut. 
Allerdings haben sich in den letzten Jahren ein paar Fehlentwicklungen in diesem Bereich erge-
ben. Beispielsweise wurden «smarte» Elektroeinsätze installiert, um den Strom möglichst lokal 
zu «verbraten» und dein Eigenverbrauch zu maximieren. Zum Teil haben sich im nördlichen 
Nachbarland sogenannte «Null-Rückspeisungs-Clubs» gebildet, welche sich das Ziel gesetzt 
haben, keinen selbst produzierten Strom mehr ins Netz abzugeben. Die Leute fahren dann mit 
teuren Elektrofahrzeugen in der Gegend herum, um sich damit zu brüsten, den gesamten Strom 
selbst zu verbrauchen. Solch unsinnige Entwicklungen sind rein «egoistisch» und bringen dem 
Gesamtsystem nichts. Sie sollten in Zukunft durch die richtigen Anreize unterbunden werden. 
Bei den aktuell zunehmenden Rückspeisevergütungen oder neuen Förderbeiträgen für Gross-
PV-Anlagen ohne Eigenverbrauch kann dieser Entwicklung entgegengewirkt werden. Auch hier 
ist jedoch ein Lastmanagement notwendig, um das Stromnetz vor grossen Einspeisespitzen (im 
Sommer) zu schützen. Anstelle einer heute üblichen Abregelung der PV-Leistung wäre in Zu-
kunft die Herstellung von Wasserstoff sinnvoller (welche bei Grossanlagen vor Ort stattfinden 
könnte). Oder zu Spitzenzeiten könnten Batterien geladen werden. 
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Smart Grid und Energiemanagement-Systeme 

In einer Zukunft mit hohem Anteil an fluktuierender Energie auf der Produktionsseite sind 
«Smart Grids» zwingend. Sie müssen durch eine intelligente Kommunikation die Verbraucher 
möglichst schnell auf die Produktion abstimmen (Lastmanagement). Neben Kupfer für die Über-
tragung der Leistung werden also auch Datenleitungen benötigt. Bild 18 zeigt Visualisierungen 
von Smart Grids, welche sich alle durch eine Kommunikation zwischen Produzenten, Verbrau-
chern und sogenannten «Prosumern» auszeichnen. «Prosumer» können z.B. Gebäude sein, 
welche eine PV-Anlage auf dem Dach haben, also gleichzeitige Produzenten und Konsumenten 
sind. 
 
Die grosse Frage stellt sich, wie und wo diese Smart Grids gesteuert werden. In einigen Abbil-
dungen sind zentrale Energiemanagementsysteme (EMS) eingezeichnet, wohl in Anlehnung an 
die heutige Netzleitstelle (bei uns durch Swissgrid betrieben). Es wird in Zukunft aber nicht 
möglich sein, hunderttausende von Wärmepumpen, Elektromobile, Batteriesysteme und sons-
tige Kleinverbraucher von einer zentralen Stelle aus zu steuern. Dies würde auch keinen Sinn 
machen, denn die zentrale Stelle kennt die Komfortbedürfnisse und lokalen Bedingungen der 
Verbraucher nicht. Auch die einfachen Rundsteuerungen, welche bis heute Boiler, Wärmepum-
pen und Waschmaschinen zu bestimmten Zeitpunkten sperrten, ohne deren Zustand zu ken-
nen, werden wohl in Zukunft verschwinden. In Zukunft braucht es eine bidirektionale Kommuni-
kation zu den Verbrauchern und dezentrale EMS vor Ort, welche die lokalen Verbraucher opti-
mal aufeinander abstimmen. 
 
In Zukunft ist in jedem Gebäude ein EMS installiert, welches sowohl mit dem Energieversorger 
wie auch mit den lokalen Geräten kommuniziert. Der Verein «SmartGridready» entwickelt und 
verbreitet dafür ein anerkanntes Label, um die Kommunikation zu erleichtern (Bild 19). Offene, 
standardisierte Schnittstellen sind die wichtigste Voraussetzung für das Gelingen des Smart 
Grids. Heute sind EMS für EFH ab CHF 1'000 erhältlich und sollten überall installiert werden, 
wo PV-Anlagen, Wärmepumpen, Elektromobile oder andere grössere elektrische Produzenten 
und Verbraucher vorhanden sind. Die EMS haben auch den Vorteil, dass sie zugleich ein Moni-
toring des Gebäudes ermöglichen (ähnlich einem Cockpit im Auto mit Anzeige des aktuellen 
Energieverbrauchs).  
 

  

  
Bild 18: Visualisierungen von Smart Grids (Quellen links oben: Eletrical-technology, rechts oben: Huawei, 
links unten: Government-Technology, rechts unten: Fraunhofer IAO) 
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Bild 19: Schichten des modernen Energiemanagements (Quelle: smartgridready.ch) 

Zukünftiger Strommarkt 

Die Zukunft des Strommarkts ist offen und dynamisch. Jeder kann den Anbieter frei wählen und 
die Verbraucher werden gezielt über dynamische Tarife gesteuert. Anstelle von starren «Werks-
vorschriften» entsteht ein offener Markt für Flexibilitäten. So hat der Nutzer einen Anreiz, Batte-
riesysteme oder Elektromobile netzdienlich anzubieten. 
 
Der Weg zu diesem Ziel ist wohl steinig und lang. Trotzdem gibt es erste Schritte in die vorge-
gebene Richtung: Dazu gehören die Zusammenschlüsse zum Eigenverbrauch (ZEV), lokale 
Energiegemeinschaften (LEG) und virtuelle ZEVs. Die untersten Netzebenen müssen für den 
lokalen Stromhandel freigegeben werden. In diesem Zusammenhang wird auch von «Smart 
Micro Grids» oder «Quartierstromlösungen» gesprochen. Es ist aber klar, dass in Zukunft die 
gesamte Schweiz zu einem «Smart Grid CH» zusammengeschlossen werden muss und zudem 
mit den europäischen Smart Grids kommunizieren muss. Technologisch sind bereits heute die 
wesentlichen Ansätze vorhanden, es ist nun Sache der Politik, dies auch zu ermöglichen. 

Schlussfolgerungen 

Die vorliegenden Berechnungen zeigen auf, wieviel PV-Fläche bzw. Windenergieanlagen zuge-
baut werden müssten, um eine ganzjährige vollständige Deckung des zukünftigen Stromver-
brauchs zu haben. Neben vollständiger Ausnutzung der geeigneten Dach- und Fassadenflä-
chen im Mittelland (ca. 300 km2) muss dabei vor allem auf alpine PV-Anlagen und Windenergie-
anlagen mit hohem Winterstromanteil gesetzt werden. Auch eine Kombination mit Power2X ist 
sinnvoll, um den Flächenbedarf der Anlagen weiter zu reduzieren. Im optimalen Fall würden 
0.7% der vegetationslosen Alpin-Flächen (32 km2) und 440 Windenergieanlagen genügen, um 
die Schweiz ohne Stromimport und Kernkraft ganzjährig zu betreiben (Minimalvariante). Der Zu-
bau jedes zusätzlichen km2 PV-Fläche oder jeder Windturbine könnte zur Dekarbonisierung der 
restlichen Sektoren beitragen (Industrie, Landwirtschaft, Fernverkehr, usw.). Die Aufteilung der 
Winterproduktion zwischen Alpin-PV und Windenergie kann beliebig festgelegt werden unter 
Berücksichtigung des Schutzes von Landschaft, Mensch und Tier. Es stehen genügend Freiflä-
chen und mögliche Standorte zur Verfügung. 
 
Bei den Gestehungskosten schneiden die erneuerbaren Energien ähnlich gut ab wie die kon-
ventionellen. Beide Wege verursachen für die schweizerische Bevölkerung auf lange Frist ähnli-
che Energiekosten. Deshalb kann es kein Entscheid der Kosten sein, sondern des Willens, den 
Klimaschutz ernst zu nehmen. Im Vergleich zur Kernkraft und CO2-belastendem Energieimport 
bergen PV- und Windenergieanlagen erheblich kleinere Risiken für Natur und Gesellschaft. Zu-
dem können die neuen Technologien die Wertschöpfung in der Schweiz und Europa erheblich 
fördern. 
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Die Berechnungen geben ein mögliches Ziel vor für das Jahr 2050. Es handelt sich um keine 
«Roadmap», welche sagt, wann und wo entsprechende Anlagen gebaut werden sollen. Es ist 
jedoch klar, dass im Vergleich zu den bisherigen Strategien des Bundes eine deutliche Be-
schleunigung stattfinden muss, auch beim Ausbau der PV-Anlagen in den Alpen und bei der 
Windenergie. Statt auf Import muss auf inländische Produktion gesetzt werden. Dabei müssen 
die richtigen Anreizsysteme gesetzt werden, politische Hindernisse abgebaut werden, Verfahren 
verkürzt werden, und klare Prioritäten gesetzt werden. Diese müssen schweizweit durchgesetzt 
werden.  

Anhang: Detail-Betrachtung der Szenarien 

In der folgenden Zusammenstellung sind die monatlich berechneten Zahlen der vorliegenden 
Szenarien A, B und C im Detail wiedergegeben. 
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