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要旨 
本稿は、2040 年度の日本の発電コストについて、二つの対照的な電源構成シナリオを設定し、平均発電コストおよ

び全国総額を概算する。シナリオ 1 は、既存火力・既存原子力を最大限活用し、新設発電所を想定しないケースであ

る。シナリオ 2 は、第七次エネルギー基本計画の 2040 年度見通しに沿って、太陽光・風力を大量導入し、火力発電を

CCS 付きとするケースである。 

水力・原子力は、両シナリオにおいて同一の発電量・同一の単価である共通項として扱う。このため、政策選択によ

る追加費用を比較する本稿の中心推計では、水力・原子力の単価を 0 円/kWh として扱う。（これは、水力・原子力の

発電コストが実際にゼロであるという意味ではないく、両シナリオに同じ費用が加わるため、差額計算には影響しない

という意味である。） 

中心推計において、シナリオ 1 の平均コストは 3.62 円/kWh、シナリオ 2 の平均コストは 27.76 円/kWh となる。差額

は 24.14 円/kWh である。これを 2040 年度の発電電力量 1.1 兆 kWh および 1.2 兆 kWh に掛けると、年間追加発電コ

ストはそれぞれ約 26.6 兆円、約 29.0 兆円となる。さらに、政府の「統合コストの一部を考慮した発電コスト」に含まれな

い地域間連系線増強や蓄電池整備等について、本稿の感度分析として例示的に 2 円/kWh を加えると、追加費用は

それぞれ約 28.8 兆円、約 31.4 兆円となる。 

以上より、第七次エネルギー基本計画に沿って太陽光・風力および CCS 付き火力を大量導入する場合、既存火力・

既存原子力を活用する場合に比べて、2040 年度時点で年間 30 兆円規模の追加発電コストが発生し得ることが示さ

れる。これは電気料金へ転嫁されることで 30 兆円規模の国民負担増となる。 
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1. 本稿の目的と位置づけ 
本稿の目的は、第七次エネルギー基本計画が示す 2040 年度の電源構成を前提に、発電コストがどの程度上昇し得

るかを、できる限り透明な算術計算によって確認することである。ここでいう発電コストは、発電所および電源統合に係

る費用を中心に置いた概算であり、小売料金そのもの、託送料金、税、再エネ賦課金、容量市場・需給調整市場・公租

公課等を完全に積み上げるものではない。 

第七次エネルギー基本計画では、2040 年度において発電電力量を 1.1〜1.2 兆 kWh 程度とし、再生可能エネルギーを

4〜5 割程度、原子力を 2 割程度、火力を 3〜4 割程度とする見通しが示されている。再エネの内訳では、太陽光 23〜

29％程度、風力 4〜8％程度が示されており、太陽光と風力の合計は発電電力量ベースで 27〜37％程度に達する（資

源エネルギー庁, 2025a; 資源エネルギー庁, 2025b）。 

本稿は、電源構成モデルや需給運用モデルを新たに構築するものではない。むしろ、政府資料に示された発電コスト

試算値、統合コスト試算値、および 2040 年度電源構成の数値を用い、政策評価上の一次近似としてどの程度の費用

差が生じるかを明らかにする。 



 

図 1 長期エネルギー需給見通しにおける電力需要・電源構成 

出所：資源エネルギー庁「2040 年度におけるエネルギー需給の見通し」（2025 年 2 月）を引用。 



 

図 2 モデルプラント方式の発電コスト：2040 年試算の結果概要 

出所：発電コスト検証ワーキンググループ「基本政策分科会に対する発電コスト検証に関する報告」（2024 年 12 月 17 日）を引用。 



 

図 3 統合コストの一部を考慮した発電コスト：2040 年試算の結果概要 

出所：発電コスト検証ワーキンググループ「基本政策分科会に対する発電コスト検証に関する報告」（2024 年 12 月 17 日）を引用。 

2. 主要データと計算方法 

2.1 参照する政府資料 

本稿が主として参照する資料は、資源エネルギー庁「2040 年度におけるエネルギー需給の見通し」および発電コスト

検証ワーキンググループの発電コスト試算である。図 1 は 2040 年度の電力需要および電源構成の見通しを示す。図

2 はモデルプラント方式の 2040 年発電コスト試算であり、図 3 は「統合コストの一部を考慮した発電コスト」の試算であ

る（資源エネルギー庁, 2025a; 発電コスト検証 WG, 2025; 発電コスト検証 WG, 2024）。 

図 2 のモデルプラント方式は、2040 年に発電設備を新設・運転した場合の kWh 当たりコストを一定前提で機械的に試

算するものであり、政府資料自身も「既存設備を運転するコストではない」と明記している（発電コスト検証 WG, 2025; 

発電コスト検証 WG, 2024）。したがって、既存火力を活用するシナリオ 1 については、図 2・図 3 で筆者が整理した既

存火力の燃料費相当分を用いる。具体的には、既存石炭火力を 4.2 円/kWh、既存 LNG 火力を 6.0 円/kWh と置く。こ

れは新設火力の LCOE ではなく、既存設備を用いて追加的に発電する場合の短期的な燃料費中心の近似である。 

2.2 基本式 

平均発電コストは、次式で計算する。 

平均発電コスト（円/kWh）＝ Σ_i ［電源 i の発電電力量比率 × 電源 i の単価（円/kWh）］ 

全国発電コストは、平均発電コストに発電電力量を掛けることで求める。 



本稿では、2040 年度の発電電力量について 1.1 兆 kWh および 1.2 兆 kWh の二通りを計算する。 

2.3 共通電源の扱い 

水力および原子力は、シナリオ 1 とシナリオ 2 で同一発電量・同一単価と置く。比較の目的は、既存火力を中心に供

給する場合と、太陽光・風力・CCS 火力へ大きく置き換える場合の差額を求めることである。したがって、差額計算では

水力・原子力を共通項として控除し、両シナリオで 0 円/kWh と置く。 

なお、総額として水力や原子力の実費を入れることは可能である。しかし、両シナリオで同じ値を入れる限り、差額は

変わらない。例えば、原子力に燃料費である 1.9 円/kWh を置けば、両シナリオの平均コストに同額が加わるだけであ

り、政策選択による追加費用の結論は不変である。水力についても、両シナリオで同一発電量・同一単価を置く限り、

差額には影響しない。 

3. シナリオ設定 

3.1 シナリオ 1：既存火力・既存原子力を活用するケース 

シナリオ 1 は、発電所の新設を想定せず、既存火力および既存原子力を活用するケースである。水力 9％、原子力

20％をシナリオ 2 と共通に置き、残る 71％を既存石炭火力と既存 LNG 火力で半分ずつ供給すると仮定する。したがっ

て、既存石炭火力は 35.5％、既存 LNG 火力も 35.5％である。 

既存火力の単価は、政府の発電コスト試算から燃料費相当分を取り出した値として、既存石炭火力 4.2 円/kWh、既存

LNG 火力 6.0 円/kWh と置く（発電コスト検証 WG, 2025; 発電コスト検証 WG, 2024）。この値は、新設火力の資本費・運

転維持費・CO2 対策費等を含む LCOE ではない。既存設備活用ケースでは、過去に投資済みの資本費を比較対象に

含めず、追加発電量を供給するための燃料費を中心に見るためである。 

電源 発電比率 単価（円/kWh） 加重寄与（円/kWh） 備考 
水力 9.0% 0 0.00 シナリオ間共通のため控除 
原子力 20.0% 0 0.00 シナリオ間共通のため控除 
既存石炭火力 35.5% 4.2 1.49 燃料費相当分 
既存 LNG 火力 35.5% 6.0 2.13 燃料費相当分 
合計 100.0% - 3.62 共通電源控除後 

表 1 シナリオ 1 のコスト前提。既存火力の 4.2 円/kWh および 6.0 円/kWh は、政府の発電コスト試算に基づく燃料費相当分として用いる。 

3.2 シナリオ 2：第七次エネルギー基本計画型・高統合コストケース 

シナリオ 2 は、第七次エネルギー基本計画の 2040 年度見通しの範囲内で、太陽光・風力を大量導入し、火力につい

ては CCS を付けるケースである。再エネ比率は 50％、原子力は 20％、火力は 30％と置く。再エネの内訳は、太陽光

26％、風力 8％、水力 9％、地熱 1.5％、バイオマス 5.5％である。太陽光 26％は事業用太陽光 11％、屋根置き・分散

型太陽光 15％に分ける。風力 8％は陸上風力 2％、洋上風力 6％に分ける。 

この構成は、政府見通しの太陽光 23〜29％、風力 4〜8％、水力 8〜10％、地熱 1〜2％、バイオマス 5〜6％、原子力

2 割程度、火力 3〜4 割程度という範囲と整合的である（資源エネルギー庁, 2025a）。ただし、本稿は高統合コストケー

スを検討するため、太陽光・風力の費用については、政府の A・B・C ケースを外挿し、さらに陸上・洋上風力および

CCS については近年の費用上振れリスクを明示的に反映する。 

電源 発電比率 備考 
事業用太陽光 11.0% 太陽光 26％のうち地上設置・大規模案件等 
屋根置き・分散型太陽光 15.0% 住宅・業務・工場等の屋根置き、分散型案件 
陸上風力 2.0% 風力 8％の一部 
洋上風力 6.0% 風力 8％の大部分を洋上と想定 
水力 9.0% 共通電源として控除 
地熱 1.5% 政府見通しの中央値 
バイオマス 5.5% 政府見通しの中央値 
原子力 20.0% 共通電源として控除 



CCS 付石炭火力 15.0% 火力 30％の半分 
CCS 付 LNG 火力 15.0% 火力 30％の半分 
合計 100.0% - 

表 2 シナリオ 2 の電源構成。第七次エネルギー基本計画の 2040 年度見通しの範囲内で置いた筆者仮定。 

4. 変動再エネ容量比率 

4.1 事業用太陽光の設備利用率の確認 

太陽光・風力の「統合コストの一部を考慮した発電コスト」は、政府資料では A ケース（変動再エネ容量 4 割）、B ケー

ス（同 5 割）、C ケース（同 6 割）として示されている（発電コスト検証 WG, 2024; 発電コスト検証 WG, 2025）。ここでいう

比率は発電電力量比率ではなく設備容量比率である。したがって、シナリオ 2 の太陽光・風力の発電電力量比率 34％

を、そのまま A・B・C ケースと比較してはならない。 

前提として、事業用太陽光の設備利用率は、政府の 2040 年モデルプラント試算に示された 18.3％を用いる。同じく住

宅用・屋根置き太陽光は 15.8％、陸上風力は 29.6％、着床式洋上風力は 40.2％を用いる（発電コスト検証 WG, 2025）。 

電源 発電比率 設備利用率 容量換算値（発電比率÷設備利用率） 
事業用太陽光 11.0% 18.3% 0.601 
屋根置き・分散型太陽光 15.0% 15.8% 0.949 
陸上風力 2.0% 29.6% 0.068 
洋上風力 6.0% 40.2% 0.149 
水力（共通） 9.0% 54.5% 0.165 
地熱 1.5% 83.0% 0.018 
バイオマス 5.5% 87.0% 0.063 
原子力（共通） 20.0% 70.0% 0.286 
CCS 付石炭火力 15.0% 70.0% 0.214 
CCS 付 LNG 火力 15.0% 70.0% 0.214 
合計 100.0% - 2.728 
変動再エネ合計 34.0% - 1.767 
変動再エネ容量比率 - - 64.8% 

表 3 シナリオ 2 の変動再エネ容量比率。設備利用率は政府の 2040 年モデルプラント試算を参照し、水力は中水力・小水力の値を丸め

て 54.5％と置いた。 

表 3 より、シナリオ 2 の変動再エネ容量比率は約 64.8％である。したがって、政府資料の C ケース（変動再エネ容量 6

割）よりやや高い。ゆえに、C ケースの値をそのまま使うのではなく、A・B・C ケースから外挿して費用を求めるのが整

合的である（発電コスト検証 WG, 2024）。 

4.2 A・B・C ケースからの外挿 

外挿は単純な線形外挿とする。具体的には、B ケース（変動再エネ容量 5 割）から C ケース（同 6 割）への上昇幅を、

C ケースから本稿の推定値 64.8％まで延長する。 

例えば事業用太陽光では、発電コスト検証 WG の統合コスト試算において B ケース 23.4 円/kWh、C ケース 36.9 円

/kWh であるから、10％ポイントの容量比率上昇に対して 13.5 円/kWh 上昇している。本稿の容量比率は C ケースより

4.8％ポイント高いので、事業用太陽光の外挿値は 36.9＋13.5×0.478＝43.4 円/kWh となる（発電コスト検証 WG, 

2024）。 

電源 
A ケース 4

割 

B ケース 5

割 

C ケース 6

割 
外挿値 64.8% 本稿採用値 

事業用太陽光 15.3 23.4 36.9 43.4 43.4 

屋根置き・分散型太陽光 - - - - 52.0 

陸上風力 19.5 22.0 25.2 26.7 48.1 

洋上風力 18.9 22.1 23.9 24.8 45.0 



表 4 変動再エネの統合コスト込み単価。A・B・C ケースは発電コスト検証 WG の「統合コストの一部を考慮した発電コスト」から引用し、外

挿値は筆者計算。 

屋根置き・分散型太陽光については、政府資料の統合コスト込み図が事業用太陽光のみを示しているため、事業用太

陽光の外挿値 43.4 円/kWh に、モデルプラント方式における住宅用太陽光と事業用太陽光の LCOE 比率（10.2/8.5＝

1.20）を掛け、52.0 円/kWh と置く（発電コスト検証 WG, 2025）。屋根置き太陽光は、発電単価が事業用より高く、配電網

側の逆潮流対策、電圧管理、出力制御、計量・制御設備などの費用も大きくなり得るため、事業用太陽光より高い単

価を置くことが適切である。 

風力については、政府 A・B・C ケースの外挿値を出発点にしつつ、近年の費用上振れを反映する。洋上風力について

は、政府 A・B・C ケースの外挿値は 24.8 円/kWh にとどまる。しかし、2025 年の第 1 ラウンド洋上風力事業撤退をめぐ

る政府資料では、公募選定後の事業環境変化等により建設費用が公募参加時見込みの 2 倍以上に増加し、風車調

達費用および洋上・陸上工事費用もそれぞれ 2 倍以上に増加したと整理されている（資源エネルギー庁, 2025c; 資源

エネルギー庁, 2025d）。陸上風力についても、風車調達費、資材価格、為替、金利、系統接続、施工費の上昇という問

題に直面しているため、本稿の高コストケースでは、陸上風力にも洋上風力と同じ 1.8 倍の費用上振れ係数を適用す

る。したがって、陸上風力は 26.7×1.8＝48.1 円/kWh、洋上風力は 24.8×1.8＝44.6 円/kWh、丸めて 45.0 円/kWh と置

く。これは、建設費が 2 倍以上になったという事実を LCOE に機械的に全額反映するものではないが、政府試算値を

そのまま用いるよりも近年の費用上振れリスクを反映した値である。 

なお、政府の統合コスト試算は、LNG 火力などによる調整、揚水・系統用蓄電池の充放電ロス、出力制御等を一定程

度加味する。一方、地域間連系線の増強費用や蓄電池の整備費用そのものは、「ある特定の電源を追加した際」に電

力システム全体に追加で生じるコストではないとの整理により、計算には含まれていない（発電コスト検証 WG, 2025; 

発電コスト検証 WG, 2024）。この点は、後述の感度分析で扱う。 

5. CCS 付き火力のコスト補正 
CCS 付き火力については、政府試算の所内率・効率低下の前提が楽観的である可能性がある。本稿では、政府試算

の値を出発点としつつ、送電端効率を補正し、発電コストを再計算する。 

5.1 政府試算の効率・所内率前提 

送電端効率は、次式で計算する。 

送電端効率 ＝ 発電端効率 ×（1 − 所内率） 

政府試算では、CCS による CO2 分離回収率を 90％とし、石炭火力では発電端効率が 43.4％から 3.8％ポイント低下

して 39.6％、所内率が 5.6％から 3.7％ポイント上昇して 9.3％となる。LNG 火力では発電端効率が 57.0％から 4.5％ポ

イント低下して 52.5％、所内率が 2.2％から 3.7％ポイント上昇して 5.9％となる（発電コスト検証 WG, 2025; 発電コスト

検証 WG, 2024）。 

項目 石炭火力・非 CCS 石炭火力・政府 CCS LNG 火力・非 CCS LNG 火力・政府 CCS 
発電端効率 43.4% 39.6% 57.0% 52.5% 
所内率 5.6% 9.3% 2.2% 5.9% 
送電端効率 41.0% 35.9% 55.7% 49.4% 
政府 C ケース単価 - 30.3 円/kWh - 22.2 円/kWh 

表 5 政府試算における CCS 火力の効率・所内率前提。効率・所内率は発電コスト検証 WG 資料の諸元をもとに筆者計算。 

この前提では、石炭火力の送電端効率は、非 CCS では 43.4％×（1−5.6％）＝40.97％、政府 CCS 前提では 39.6％×

（1−9.3％）＝35.92％となる。LNG 火力は、非 CCS では 57.0％×（1−2.2％）＝55.75％、政府 CCS 前提では 52.5％×

（1−5.9％）＝49.40％となる。LNG-CCS については、文献上、47〜49％程度のネット効率を示す設計評価は存在する

が、商用フルスケールの NGCC-CCS として長期運転により広く実証された値とは言いにくい（NETL, 2024; IEAGHG, 

2012）。したがって、政策コスト評価では設計値だけでなく慎重ケースも併記する必要がある。 



5.2 本稿の補正方法 

石炭 CCS については、非 CCS 石炭火力の送電端効率 40.97％から 12％ポイント低下すると置き、補正後の送電端

効率を 28.97％とする。ポストコンバッション CCS を付けた微粉炭火力の効率ペナルティについては、既往研究を整理

した Supekar and Skerlos（2015）が 8〜16％ポイント程度の範囲を示しており、Goto et al.（2013）も既往研究における

効率ペナルティは現在の適用で概ね 10％程度と整理している。本稿の 12％ポイントという仮定は、この文献範囲の中

間的な値である。 

LNG-CCS については、政府前提の送電端効率 49.40％は高効率設計値としてはあり得るが、実績面では不確実性が

大きい。NETL（2024）は NGCC-CCS の設計評価として HHV ベースで 47〜49％程度のネット効率を示しており、

IEAGHG（2012）も NGCC のポストコンバッション回収により LHV 効率が低下する試算を示している。本稿では慎重ケ

ースとして送電端効率 43.0％を置く。これは、部分負荷運転、補機増、運転統合上の不確実性を反映した値である。 

発電コスト補正は、政府 C ケース単価に、政府 CCS 前提の送電端効率を補正後送電端効率で割った比率を掛ける。

すなわち、 

補正後 CCS 単価 ＝ 政府 C ケース単価 ×（政府 CCS 前提の送電端効率 ÷ 補正後送電端効率） 

この処理は、同じ燃料投入・設備規模に対して送電端電力量が低下すれば、資本費、運転維持費、燃料費、CO2 対策

費、CCS 費用の kWh 当たり負担が増えるという一次近似である。より厳密には、CO2 回収量、補機構成、設備稼働率、

部分負荷運転、貯留条件等を逐次計算する必要があるが、本稿では発電コスト検証 WG の公表値を出発点にした透

明な補正を優先する（発電コスト検証 WG, 2025）。 

項目 CCS 付石炭火力 CCS 付 LNG 火力 
政府 C ケース単価 30.3 円/kWh 22.2 円/kWh 
政府 CCS 前提の送電端効率 35.92% 49.40% 
本稿補正後の送電端効率 28.97% 43.00% 
補正倍率 1.240 1.149 
補正後単価 37.6 円/kWh 25.5 円/kWh 

表 6 CCS 付き火力の発電コスト補正。政府 C ケース単価を送電端効率比で補正した。 

計算すると、CCS 付石炭火力は 30.3×35.92/28.97＝37.6 円/kWh となる。CCS 付 LNG 火力は 22.2×49.40/43.00＝

25.5 円/kWh となる。なお、LNG-CCS の送電端効率を 40％まで下げる厳しめケースでは、CCS 付 LNG 火力単価は

22.2×49.40/40.00＝27.4 円/kWh となる。 

6. 計算結果 

6.1 中心推計 

以上の前提を用いると、シナリオ 2 の共通電源控除後の平均発電コストは次のようになる。 

電源 発電比率 採用単価（円/kWh） 加重寄与（円/kWh） 
事業用太陽光 11.0% 43.4 4.77 

屋根置き・分散型太陽光 15.0% 52.0 7.80 

陸上風力 2.0% 48.1 0.96 

洋上風力 6.0% 45.0 2.70 

水力（共通） 9.0% 0.0 0.00 

地熱 1.5% 16.7 0.25 

バイオマス 5.5% 32.9 1.81 

原子力（共通） 20.0% 0.0 0.00 

CCS 付石炭火力 15.0% 37.6 5.63 

CCS 付 LNG 火力 15.0% 25.5 3.83 

合計 100.0% - 27.76 

表 7 シナリオ 2 の中心推計。水力・原子力は共通項として 0 円/kWh に置いた。 



シナリオ 1 の平均コストは 3.62 円/kWh、シナリオ 2 の平均コストは 27.76 円/kWh である。したがって、差額は 24.14 円

/kWh となる。 

項目 平均コスト（円/kWh） 
シナリオ 1：既存火力活用、共通電源控除後 3.62 

シナリオ 2：基本計画型・高統合コストケース、共通電源控除後 27.76 

差額 24.14 
表 8 中心推計における平均コスト差。 

6.2 全国費用への換算 

1 円/kWh × 1 兆 kWh ＝ 1 兆円であるから、平均コスト差を 2040 年度発電電力量に掛ければ、全国の年間発電コス

ト差が得られる。 

2040 年度発電電力量 差額（円/kWh） 年間追加発電コスト（兆円/年） 
1.1 兆 kWh 24.14 26.6 

1.2 兆 kWh 24.14 29.0 
表 9 中心推計における全国発電コスト差。 

中心推計では、年間追加発電コストは 1.1 兆 kWh の場合に約 26.6 兆円、1.2 兆 kWh の場合に約 29.0 兆円となる。こ

の値には、政府資料が統合コスト試算に含めていない地域間連系線増強費用、蓄電池整備費用、配電網側の追加費

用などは明示的には含めていない。 

7. 感度分析 
本稿の結果は、風力費用、CCS 効率、未算入系統費用、既存火力の構成比などに影響される。ここでは、主要な感度

を確認する。 

ケース シナリオ 2 平均 シナリオ 1 平均 差額 1.1 兆 kWh 1.2 兆 kWh 

中心推計 27.76 3.62 24.14 26.6 29.0 

風力費用を政府外挿値のまま

（陸上 26.7 円/kWh、洋上 24.8 円

/kWh） 

26.12 3.62 22.50 24.8 27.0 

未算入の系統・蓄電池等を 2 円

/kWh 加算 
29.76 3.62 26.14 28.8 31.4 

CCS を厳しめ（石炭 16％pt 低

下、LNG 送電端 40％） 
28.95 3.62 25.33 27.9 30.4 

CCS 厳しめ＋未算入費用 2 円

/kWh 
30.95 3.62 27.33 30.1 32.8 

表 10 主要感度分析。単位は平均コストが円/kWh、年間追加費用が兆円/年。 

風力費用について政府外挿値のみを用いる場合、すなわち陸上風力 26.7 円/kWh、洋上風力 24.8 円/kWh と置く場合

には、シナリオ 2 の平均コストは下がり、年間追加費用は 1.2 兆 kWh で約 27.0 兆円となる。他方、中心推計に未算入

の系統・蓄電池等の整備費用を 2 円/kWh 加えると、年間追加費用は 1.2 兆 kWh で約 31.4 兆円となる。CCS につい

てさらに厳しめの効率ペナルティを置き、未算入費用も加える場合には、年間追加費用は 1.2 兆 kWh で約 32.8 兆円と

なる。 

8. 留意点 
第一に、本稿のシナリオ 1 は既存設備活用ケースであり、新設火力の LCOE ではなく燃料費相当分を用いている。バ

ックアップ電源としての火力設備は、シナリオ 2 においても太陽光・風力の変動を補うため維持が必要であるため、設



備維持費は原則として両シナリオ共通の費用と扱い、差額計算には含めない。ただし、政府の統合コスト試算におい

てバックアップ電源の固定費・維持費がどこまで反映されているかによっては、二重計上または過少計上の問題が生

じ得る。もし統合コスト試算に含まれていない維持費が残る場合には、シナリオ 2 側に追加的な維持費を加える感度

分析が必要である。 

第二に、本稿のシナリオ 2 は、電源構成そのものは第七次エネルギー基本計画の範囲内に置いているが、費用につ

いては高統合コストケースを採用している。具体的には、変動再エネ容量比率を政府 C ケースから外挿し、陸上・洋上

風力の費用上振れ、屋根置き太陽光の高コスト性、CCS 効率ペナルティを反映した。 

第三に、政府の統合コスト試算は、電力システム運用上の追加費用の一部を考慮するものであり、地域間連系線増強

費用、蓄電池設備費、配電網増強費、需要側機器導入費、立地対策費、廃棄・リサイクル費用等を網羅するものでは

ない。このため、シナリオ 2 の実際の社会的費用は、本稿の中心推計より上振れする可能性がある。 

第四に、本稿は電力量ベースの年平均費用の概算であり、時間別需給、地域別送電制約、季節変動、出力制御、予

備力、燃料制約、需給調整市場などを内生的に計算していない。本稿の計算は、政府資料に含まれる単価を用いた

静学的な費用比較であり、将来の詳細な電力システム解析を代替するものではない。 

9. 結論 
本稿は、2040 年度の日本の発電コストについて、既存火力・既存原子力を活用するケースと、第七次エネルギー基本

計画型の太陽光・風力・CCS 大量導入ケースを比較した。水力・原子力は両シナリオ共通とし、差額計算では共通項と

して控除した。 

中心推計では、シナリオ 1 の平均コストは 3.62 円/kWh、シナリオ 2 の平均コストは 27.76 円/kWh、差額は 24.14 円

/kWh である。2040 年度の発電電力量が 1.1 兆 kWh なら年間追加費用は約 26.6 兆円、1.2 兆 kWh なら約 29.0 兆円で

ある。 

さらに、政府の統合コスト試算に含まれていない地域間連系線増強や蓄電池整備等を例示的に 2 円/kWh 加えると、

追加費用は 1.1 兆 kWh で約 28.8 兆円、1.2 兆 kWh で約 31.4 兆円となる。したがって、太陽光・風力・CCS を大量導入

する第七次エネルギー基本計画型の高統合コストケースでは、既存火力を活用するケースに比べて、発電コストだけ

でも年間三十兆円規模の追加費用が生じ得る。 
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